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Alles verandert

“Panta rhei.” De presocratische filosofen wisten dat alles stroomt of voortdurend
verandert. Zeker in het energielandschap zien we die continue verandering. Van-
daag kampen we met een overaanbod aan olie, terwijl tien jaar geleden nog olie-
prijzen tot $ 200 per vat voorspeld werden tegen 2020. Ook heeft de internatio-
nale gemeenschap in 2015 met het klimaatakkoord van Parijs de ambitieuze
doelstelling geformuleerd om de opwarming van het klimaat te beperken tot
maximaal 1,5 °C. De verkiezing van Donald Trump hoeft dat engagement niet
noodzakelijk op de helling te plaatsen. De hernieuwbare revolutie kan immers
niet gestopt worden. Niet alleen de kostprijs van zonnepanelen en windprojecten
is fors gedaald. Ook de kostprijs van batterijen lijkt eenzelfde traject te volgen,
zodat relatief goedkope opslagtechnologie beschikbaar wordt om de weersafhan-
kelijke productie van hernieuwbare elektriciteit optimaal te benutten. De elektri-
sche auto is momenteel een duur nicheproduct, maar v66r 2025 zal elk autobe-
drijf een groot aantal aantrekkelijke elektrische gezinswagens aanbieden. Auto’s
staan voor 90% van de tijd stil, zodat de batterij van dat onbenutte kapitaal in
principe bepaalde diensten aan het elektriciteitsnet zou kunnen aanbieden. Met
de komst van de zelfrijdende auto zal private mobiliteit anders georganiseerd
worden. Waarom nog een private auto bezitten die amper gebruikt wordt terwijl
je via de smartphone een gedeelde zelfrijdende auto kan oproepen voor elke ver-
plaatsing die je wenst te maken? Diezelfde smartphone laat je ook toe je energie-
consumptie en -productie actief te beheren. Als bijvoorbeeld alle gezinnen hun koel-
kast, diepvriezer, (af)wasmachines, warmtepompen, ventilatiesystemen en batterijen
laten activeren in functie van de elektriciteitsprijzen, kan de vraag naar elektriciteit
beter inspelen op de marktomstandigheden. Daardoor kunnen misschien enkele
dure piekcentrales vermeden worden die hoe dan ook weinig gebruikt worden.

Om zowel het transport op de weg als de residentiéle vraag naar energie te
‘decarboniseren’, is een betrouwbaar, duurzaam en betaalbaar elektriciteitssys-
teem van essentieel belang. De elektrische auto biedt een groot potentieel, maar
wat als de consument piekert over mogelijke black-outs in de winter? En hoe evo-
lueert de prijs van elektriciteit in ons land? Is ook hier the sky the limit? De con-
sument kan goed rekenen en bij de verwachting van een escalerende elektriciteits-
prijs zou een superefficiénte benzinewagen wel eens als de grote winnaar uit de
bus kunnen komen. Het is wat bizar dat net in de landen met de hoogste elektri-
citeitsprijzen heel wat beleidsmakers graag de kaart van de elektrische auto trek-
ken...



Welcome to Belgium, the international
leader in electric intelligence!

In het energielandschap van de toekomst zullen niet alleen de producenten van
voertuigen een nieuwe rol spelen. In een marktomgeving met een actieve consu-
ment moet elke seconde enorm veel informatie verwerkt worden om alle activitei-
ten te coordineren en optimaliseren. De analyse van die informatie zal leiden tot
nieuwe businessmodellen en opportuniteiten die we vandaag niet kunnen inschat-
ten. Een regio of land zou zich sterk kunnen profileren in deze zoektocht naar het
intelligente energielandschap van 2030. “Belgium, the international leader in elec-
tric intelligence!” Het zou een mooie boodschap kunnen worden in de terminals
van Brussels Airport. En waarom niet? De Belgische energiebedrijven — producen-
ten en netwerkbedrijven — beschikken over een uitstekende expertise en volgen
nieuwe technologische mogelijkheden van nabij op. Ook qua ICT, big data en de
ontwikkeling van complexe algoritmes presteren onze bedrijven en kennisinstel-
lingen zeer goed. Om die opportuniteit te benutten, is een pro-actieve houding
van alle betrokken partijen — inclusief beleidsmakers — essentieel.

Een trendbreuk in het energiebeleid is geen overbodige luxe. Het Belgische
energiebeleid na 2000 laat zich als volgt samenvatten: een variabele en marktver-
storende visie over de kernuitstap, subsidies voor zeer dure zonnepanelen en dure
offshore windparken, en een stijgende factuur voor gezinnen en bedrijven. Als we
ter vergelijking het mobiliteitsbeleid bondig samenvatten, komen we tot het uit-
blijven van een duidelijke reactie op de toenemende en zeer dure congestie, een
daling van het aantal klanten van bus en tram, en treinen die alsmaar meer ver-
traging oplopen. Niet bepaald enthousiasmerende evoluties. Bij het verder uitblij-
ven van een systeem van rekeningrijden biedt het delen van zelfrijdende elektri-
sche auto’s misschien een belangrijk deel van de oplossing.

Een wervend energieproject

Oplossingen voor prangende problemen komen er niet zomaar. De kans bestaat
dat de timing van de al herziene kernuitstap ook in de komende tien jaar nog
enkele keren aangepast zal worden, zodat we ook na 2030 nog alle oude kerncen-
trales gebruiken. Of we in diezelfde tien jaar veel vooruitgang boeken inzake
intelligente mobiliteit — los van autonome of zelfrijdende voertuigen — is allesbe-
halve zeker. Het is ook eerder waarschijnlijk dat de files blijven toenemen tot meer
en meer bedrijven bij gebrek aan alternatief wegtrekken uit Brussel of Antwerpen
— of bij uitbreiding uit ons land — om zo een deel van de stroom gesubsidieerde
bedrijfswagens te verplaatsen naar locaties buiten de stadsring.
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Het alternatief voor het getwijfel rond de kernuitstap is de uitbouw van een
intelligent elektriciteitssysteem op basis van hernieuwbare energie, opslagtechno-
logieén en een actieve consument. Daarbij worden platforms aangeboden die toe-
laten om het toekomstige potentieel van bijvoorbeeld de zelfrijdende elektrische
auto of minibus maximaal te benutten in de strijd tegen de congestie. En tegen
2030 is Belgié een voorbeeldregio en komen delegaties uit de emerging economies
kijken hoe we de dreiging voor black-outs hebben omgezet in een kans om toege-
voegde waarde te creéren met duurzame en intelligente technologieén.

We kunnen de toekomst natuurlijk niet bepalen. We kunnen als maatschappij
echter wel de richting kiezen waarvoor we mobiliseren. Laat ons kiezen voor het
wervende project met duurzaamheid en intelligence als speerpunten. Of zien we
in de terminals van Zaventem liever slogans opduiken zoals “ Welcome to Bel-
gium, the international leader in delaying nuclear phase-out ambitions”?

Kernvragen

Een technologische visie is relevant wanneer enkele belangrijke beleidsvragen
beantwoord moeten worden. We lijsten de belangrijkste vragen even op:

1. Ishet technologisch mogelijk om de kerncentrales te sluiten zoals momen-
teel voorzien?

2. Welke vervangcapaciteit is nodig om bij de nucleaire phase-out de bevoor-
radingszekerheid te garanderen?

3. In welke mate kan een sterke vermindering van de vraag de behoefte aan
vervangcapaciteit beperken?

4. Wat is de economische meerkost van de investeringen in vervangcapaci-
teit?

5. Hoe komt die vervangcapaciteit tot stand; via de vrije marktwerking of
door overheidsbeslissingen?

6. Is het huidige beleid adequaat? Is een aanpassing van het beleid noodza-
kelijk?

7. Wat zijn de ecologische gevolgen — beperkt tot de uitstoot van broeikas-
gassen — van de kernuitstap?

8. Biedt goedkope invoer vanuit de buurlanden niet de eenvoudigste oplos-
sing?

9. Wat is de rol van ‘nieuwe’ technologieén of concepten, zoals de opkomst
van elektrische voertuigen, demand side management (DSM) en statio-
naire batterijen?

Die vragen zijn niet alleen relevant voor Belgié. Ook in onze buurlanden zal oude
productiecapaciteit — kerncentrales en vooral steenkoolcentrales — uit de markt
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verdwijnen en is een visie over adequate vervanginvesteringen noodzakelijk. Hoe-
wel Europa streeft naar de integratie en liberalisering van de energiemarkten, valt
op dat elk land de eigen energiezekerheid vooral als een nationale aangelegenheid
beschouwt. Duitsland koos voor hernieuwbare energie naast steenkoolcentrales
en overweegt niet om de eigen bruinkool- of steenkoolcentrales te vervangen door
de invoer van elektriciteit uit de buurlanden. In Frankrijk is er momenteel een
debat over de nucleaire toekomst van het land, maar niemand stelt voor om via
massale invoer van elektriciteit de sluiting van de oudste kerncentrales versneld
mogelijk te maken. Daarmee stellen we niet dat een hogere invoer van elektriciteit
geen valabele bijdrage tot energiezekerheid kan leveren. Productiecapaciteit bin-
nen de eigen landsgrenzen blijkt essentieel in de meeste beleidsvisies, zeker in de
grote landen.

Trilemma

De samenstelling van het productiepark is in elk land verschillend. Het sluiten van
oude kerncentrales of oude steenkoolcentrales kan in principe op vele manieren
opgevangen worden; meer weersafhankelijke hernieuwbare capaciteit, meer gas-
centrales, meer biomassacentrales, investeren in energiebesparingen en energie-
efficiéntie, het verplaatsen van de elektriciteitsvraag in de tijd, meer waterpomp-
centrales, meer import van elektriciteit, meer batterijtechnologie, enz. Iedereen
heeft wel een mening over de ideale technologische mix voor de komende decen-
nia. Los van technologische voorkeuren moet het systeem tegelijkertijd betrouw-
baar, duurzaam en betaalbaar zijn. Die drie doelstellingen zijn belangrijk en
onderhevig aan allerhande interacties. Een zo laag mogelijke CO,-uitstoot vraagt
vooral een lagere vraag en meer koolstofarme capaciteit, zoals weersathankelijke
hernieuwbare productie. Maar als er geen wind of zon is, moet een back-upsys-
teem aangesproken worden, zodat meer windmolens niet leiden tot minder gas-
of steenkoolcentrales. De expansie van een hernieuwbaar systeem leidt tot de uit-
bouw van een dubbel systeem; een hernieuwbaar naast een conventioneel systeem.
En een dubbel systeem heeft een meerkost omwille van de hoge investeringskost
en de lage benutting van alle activa in het systeem. Kortom, een duurzamer sys-
teem met een lagere CO,-uitstoot kan een meerkost hebben. Op zich vormt die
meerkost geen maatschappelijk probleem — zeker niet wanneer de bevolking de
keuze ondersteunt — maar het is nuttig om de trade-offs in kaart te brengen. Wat
is de meerkost van een systeem met een lagere CO,-uitstoot in vergelijking met
enkele varianten? Het beantwoorden van die vraag vereist een systeemanalyse
waarbij de interacties tussen de vraag en alle beschikbare technologieén centraal
staat. Die analyse zal aantonen dat er diverse ‘oplossingen’ voor het trilemma
bestaan en dat beleidsmakers altijd afwegingen moeten maken. Als we de kern-
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centrales effectief sluiten, is er geen unieke oplossing die tegelijkertijd maximale
energiezekerheid combineert met de laagste prijs en minimale CO -uitstoot.

De Europese dimensie

Het Belgische energielandschap wordt in Brussel besproken door de federale en
regionale overheden maar is sterk onderhevig aan beslissingen genomen in de zeer
nabije hoofdkwartieren van de Europese Unie. Over het Europese energiebeleid
zijn vele boeken geschreven, maar het is belangrijk om te beseffen dat dit beleid
de vrijheidsgraden voor de Belgische beleidsmakers sterk beperkt. Vooreerst moet
ons land doelstellingen inzake hernieuwbare energie, CO,-uitstoot en energiebe-
sparingen realiseren tegen 2020 en tegen 2030. Het Europese beleid biedt een
beperkte flexibiliteit, maar een toename van de hernieuwbare capaciteit tegen
2030 is een zekerheid. Daarvoor zijn subsidies noodzakelijk die marktverstorende
effecten kunnen hebben. Meer hernieuwbare energie heeft een grote impact op de
rendabiliteit van bijvoorbeeld gascentrales — zeker in een context met een stabiele
tot dalende vraag naar elektriciteit — door de lagere benutting van die gascentrales
en door de negatieve impact van hernieuwbare energie op de groothandelsprijzen.
Intussen is de energiemarkt geliberaliseerd, waarbij gestreefd wordt naar efficiéntie
en beslissingen op basis van transparante prijzen. Een vrijgemaakte markt biedt
het ideale platform om bestaande activa zo efficiént mogelijk te benutten. Of de
vrijgemaakte markt ook investeringen in nieuwe capaciteit kan uitlokken — bij-
voorbeeld om de aangekondigde sluiting van kerncentrales op te vangen — is een
andere kwestie. In een landschap met veel hernieuwbare energie worden techno-
logieén met een hogere marginale kost (zoals gascentrales) uit de markt geduwd
en staan de groothandelsprijzen onder druk. Daardoor is er weinig appetijt om te
investeren in nieuwe capaciteit. Tenzij de sluiting van oud kapitaal voldoende
krapte doet ontstaan om hoge elektriciteitsprijzen uit te lokken. Maar acute
krapte is absoluut niet welkom op de elektriciteitsmarkt vanuit een energiezeker-
heidsperspectief. De elektriciteitsmarkt is uniek in die zin dat steeds een perfect
evenwicht tussen vraag en aanbod gegarandeerd moet worden. Zoniet dreigen er
stroomonderbrekingen, met allerhande rampscenario’s als gevolg. Aangezien
politici niet graag de verantwoordelijkheid voor een black-out toegewezen krij-
gen, heeft elk land een beleid om energiezekerheid te kunnen garanderen. In Bel-
gié gebeurt dat o.a. via de strategische reserves. Die reserves worden achter de
hand gehouden om een antwoord te bieden op acute schaarste, waardoor ieder-
een weet dat lange periodes met grote schaarste en zeer hoge prijzen in de praktijk
niet mogelijk zijn. Daar bestaan goede argumenten voor, maar net het vooruit-
zicht van grote schaarste en hoge prijzen kan private investeringen uitlokken.
Kortom, wat vandaag gebeurt in het energielandschap is sterk afhankelijk van



Europese en Belgische beleidskeuzes, waardoor de vrije marktwerking in hoge
mate beperkt wordt. Wanneer Belgische politici die evolutie zouden willen omke-
ren om de vrije marktwerking ruimer te laten spelen — bijvoorbeeld om vervan-
ginvesteringen voor de voorziene kernuitstap uit te lokken zonder subsidies —
staan ze voor een bijzonder moeilijke opdracht.

Europese beleidskeuzes bepalen nieuwe technologische markten. Minder
CO,-uitstoot door transport opent de deur naar elektrische mobiliteit. De elektri-
sche auto zal doorbreken, hoewel er nog grote onzekerheden bestaan, zoals de
tijdige uitbouw van voldoende laadinfrastructuur. Het CO,-beleid kan de markt
voor warmtepompen sterk stimuleren, tenminste indien de gebruikte elektriciteit
duurzaam geproduceerd wordt. Een hogere vraag naar elektriciteit door de trans-
portsector en de huishoudelijke vraag naar warmte bieden opportuniteiten voor
de elektriciteitsbedrijven die vandaag kampen met een zwakke vraag en lage mar-
ges. Maar wat als de batterijen van de elektrische auto’s slim gekoppeld worden
aan het elektriciteitsnet en door een slim algoritme op cruciale momenten sys-
teemdiensten leveren, zodat enkele piekcentrales plots niet meer nodig zijn? Hoe-
wel de vraag naar elektriciteit kan toenemen door e-mobiliteit, betekent dat niet
dat elke producent of eigenaar van activa daardoor aan de kassa passeert. Die
technologische evoluties hebben vandaag nog geen grote impact, maar dat kan in
2030 wel zo zijn, zeker binnen bepaalde marktniches. Om het beleid future-proof
te maken, pogen we enkele van die technologische trends of verwachtingen mee
te nemen in onze analyse.

Aanpak; scenario-analyses

Om een wervend energieproject te kunnen lanceren en bovenstaande vragen te
kunnen beantwoorden, is het nodig om modelmatig aan te tonen dat diverse
beleidsdoelstellingen al dan niet verzoend kunnen worden. Vanuit een technolo-
gisch perspectief is immers veel mogelijk, zeker op lange termijn. De uitbouw van
bijvoorbeeld een waterstofeconomie is mogelijk, maar het is niet duidelijk in
welke mate de toekomstige markt uitkijkt naar de komst van waterstof. En een land
zoals Duitsland kan effectief verder investeren in hernieuwbare energie, zodat die
tegen 2050 80% of meer van de elektriciteitsconsumptie kan aanleveren. Aan dat
project hangt wel een prijskaartje, en omwille van de grote overproductie van
elektriciteit in de zomermaanden kan het voorbeeld niet zomaar gekopieerd wor-
den door alle buurlanden. In de Belgische context geldt bovendien de problema-
tiek van een ontoereikende productiecapaciteit bij de nucleaire phase-out zonder
vervanginvesteringen. Ook de grootste tegenstanders van nucleaire energie erken-
nen dat de bevoorradingszekerheid eerst gegarandeerd moet zijn en dat dan pas
de phase-out uitgevoerd kan worden.
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In deze analyse beperken we het tijdsperspectief tot 2030 en presenteren we
enkele mogelijke evoluties van het energielandschap. Elke evolutie wordt gevat in
een welomschreven scenario of technologisch traject. We presenteren eerst een
referentiescenario en vervolgens komen andere scenario’s aan bod. We hebben
geen voorkeur voor één specifiek scenario en hebben ook geen finaal oordeel over
de wenselijkheid of haalbaarheid van elk scenario. De opzet is te komen tot een
analyse van de mogelijkheid om diverse beleidsdoelstellingen samen te realiseren
in zeer verschillende technologische landschappen. Zo kan uit de scenario-oefe-
ning blijken onder welke voorwaarden bepaalde doelstellingen al dan niet moge-
lijk zijn. Is het bijvoorbeeld noodzakelijk om extreem veel te investeren in her-
nieuwbare energie om de CO,-impact van de kernuitstap te drukken? Kunnen we
zonder gascentrales in een landschap met 25000 MW weersafhankelijke her-
nieuwbare capaciteit? Hoe cruciaal is de import van elektriciteit voor een land als
Belgié? Is het veel goedkoper om elektriciteit te importeren in plaats van binnen
Belgié te investeren in nieuwe gascentrales die weinig gebruikt zullen worden?
Zijn de batterijen van zeer veel elektrische auto’s in 2030 nodig om essentiéle sys-
teemdiensten aan te bieden? Hoe belangrijk is het beperken van de vraag om de
factuur en CO,-uitstoot te drukken? Hoe belangrijk is het vermogen om de vraag
te verschuiven in de tijd? Hebben we bijkomende biomassacentrales nodig? Hoe
groot is de overproductie van hernieuwbare energie in de zomermaanden? Welke
subsidiestromen zijn noodzakelijk om bepaalde beleidsdoelstellingen te realiseren?

Het antwoord op deze en vele aanverwante vragen is afhankelijk van de tech-
nologische context. Aangezien we vandaag het energielandschap in 2030 niet een-
duidig in kaart kunnen brengen, biedt een scenario-oefening op basis van diverse
landschappen alvast een goede vertrekbasis.

Om de discussie over onze mogelijke energietoekomst te oriénteren en trans-
parant te maken, presenteren we dus eerst de mogelijke evolutie van ons elektri-
citeitssysteem in een referentiescenario waarbij de energiezekerheid gegarandeerd
wordt bij de huidige timing van de phase-out. Dat betekent dat de phase-out
effectief wordt uitgevoerd en dat bepaald wordt welke vervanginvesteringen
nodig zijn om energiezekerheid te kunnen garanderen. We becijferen in een eerste
stap die behoefte aan vervanginvesteringen zonder een uitspraak te doen over
welke maatregelen of mechanismen nodig zijn om de vervanginvesteringen effec-
tief uit te lokken. Het garanderen van energiezekerheid gebeurt aan de hand van
een probabilistische inschatting van het aantal uren per jaar waarin de vraag naar
elektriciteit niet gevolgd kan worden door de productie uit eigen activa in combi-
natie met de invoer van elektriciteit. Tijdens die uren is er geen energiezekerheid,
wat niet betekent dat het systeem totaal uitvalt. Via diverse noodprocedures kan
in vele gevallen een nakende black-out vermeden worden.

Het referentiescenario vertrekt van eerder plausibele veronderstellingen
inzake de evolutie van hernieuwbare capaciteit tussen vandaag en 2030 en onder-
zoekt dan de behoefte aan controleerbare productiecapaciteit of firm capacity om
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de phase-out mogelijk te maken. Gascentrales en biomassacentrales zijn goede
voorbeelden van technologieén die als controleerbare capaciteit kunnen fungeren.
In het referentiescenario houden we ook rekening met de komst van de elektri-
sche auto, met extra investeringen in het flexibiliseren van de vraag, met (beperkte)
investeringen in stationaire batterijen, met een hogere mogelijke invoer van elek-
triciteit en met een beperkte ontwikkeling van een slim elektriciteitsnet. Al die
hypothesen leiden tot een vraag naar elektriciteit en een evoluerend productie-
park dat geévalueerd zal worden vanuit een energiezekerheidsperspectief. Indien
de vraag altijd gevolgd kan worden, is er geen risico en is er ook geen behoefte
aan bijkomende controleerbare capaciteit of firm capacity. Indien er wel vele uren
zijn met een ontoereikend aanbod van elektriciteit, is bijkomende capaciteit nood-
zakelijk. Het model is zo gebouwd dat we kunnen kwantificeren welke investerin-
gen in firm capacity eventueel nodig zijn in dit referentiescenario, wat hiervan de
factuur is en welke impact het scenario heeft op de evolutie van de CO,-uitstoot
bij de productie van elektriciteit zonder de kerncentrales.

Een referentiescenario is nuttig om een debat te oriénteren, maar we hebben
in geen enkel opzicht de ambitie om de toekomst te voorspellen. Om het debat te
verbreden, onderzoeken we naast dit referentiescenario ook een alternatief en een
radicaal scenario. In die scenario’s hanteren we eerder techno-optimistische ver-
onderstellingen. Er komen daarbij o.a. meer investeringen in efficiéntere her-
nieuwbare productietechnologieén, de elektrische auto wordt sneller een groter
succes, de invoercapaciteit stijgt, het elektriciteitsnet wordt echt intelligent en we
kunnen een groter aandeel van de vraag gaan flexibiliseren. In de drie bovenver-
melde scenario’s zijn alle kerncentrales gesloten na 2025. Elk scenario laat toe de
behoefte aan firm capacity en andere beleidsrelevante kwesties kwantitatief toe te
lichten. De mogelijkheid bestaat echter dat in 2030 nog een deel van de nucleaire
capaciteit gebruikt wordt. Hoe langer getalmd wordt met maatregelen om de
nucleaire phase-out mogelijk te maken, hoe waarschijnlijker het is dat enkele
kerncentrales tot 2035 of later gebruikt zullen worden. We komen dan terecht in
een nucleair scenario, naast de drie andere scenario’s zonder kerncentrales in
2030. We vergelijken voor die vier scenario’s vervolgens de behoefte aan investe-
ringen in firm capacity, de totale economische kost en de impact op de CO,-uit-
stoot, waarbij telkens de bevoorradingszekerheid gegarandeerd wordt. De rela-
tieve voor- en nadelen per scenario staan centraal in die vergelijking.

Zoals eerder vermeld, hebben we geen voorkeur voor één specifiek scenario.
Ook de haalbaarheid of wenselijkheid van de scenario’s evalueren we niet. Elk
scenario heeft voor- en nadelen die bovendien afthankelijk zijn van het gehan-
teerde tijdsperspectief. In onze modeloefening tot 2030 leidt het verlengen van de
levensduur van een deel van de kerncentrales per definitie tot een kostenbespa-
ring, omdat daardoor minder geinvesteerd moet worden in nieuwe vervangcapa-
citeit. Op lange termijn moeten de kerncentrales toch gesloten worden, zodat later
werk gemaakt dient te worden van vervangcapaciteit. Die behoefte aan vervang-
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capaciteit tegen pakweg 2040 of 2045 kennen we niet, evenmin als de investe-
ringskost ervan. Velen verwachten dat tegen dan meer efficiénte centrales beschik-
baar zullen zijn, maar ook de elektriciteitsvraag kan zo sterk dalen dat die
efficiénte centrales zeer weinig gebruikt worden, met een hoge kapitaalkost per
geproduceerde MWh als gevolg. Een ander tijdsperspectief kan dus leiden tot
andere conclusies met andere onzekerheden. We zijn echter van mening dat een
analyse tot 2030 volstaat om beleidsmakers te informeren over afwegingen bij
belangrijke keuzes die gemaakt moeten worden op korte en middellange termijn.
Hopelijk kan deze analyse inspireren tot het ondersteunen van een wervend project.

Scenario-analyse of optimalisatiemodel?

Het presenteren van diverse landschappen via scenario’s biedt een breed
en gevarieerd perspectief op een complexe en veranderende realiteit. Sce-
nario-analyses hebben natuurlijk ook nadelen. Zo kunnen net de meest
onwaarschijnlijke scenario’s veel aandacht krijgen, ferwijl de meer plausi-
bele scenario’s onderbelicht blijven. Een heikel punt betreft de selectie van
de scenario’s. Waarom worden andere mogelijke scenario’s niet besproken?
Zo kan het zijn dat er naast de gepresenteerde scenario’s een nog veel effi-
ciénter scenario of toekomsttraject bestaat met grote voordelen. Om dat
laatste probleem van een analyse op basis van suboptimale scenario’s te
verhelpen, kan in principe gewerkt worden met een optimalisatiemodel. Via
een optimalisatiemodel kan o.a. de kostenefficiénte invulling van bepaalde
beleidsdoelstellingen worden berekend. Het optimalisatiemodel zal bereke-
nen welke combinatie van activa optimaal is, terwijl die combinatie in sce-
nario-oefeningen als exogeen wordt opgelegd. In de Europese context
gebeuren heel wat optimalisatie-oefeningen op basis van bekende model-
len zoals PRIMES of TIMES. We zijn van mening dat scenario-analyses net
complementair zijn aan optimalisatiemodellen. Optimalisatiemodellen
hebben immers ook grote beperkingen. Zo veronderstellen zowat alle opti-
malisatiemodellen dat alle economische agenten beschikken over perfecte
informatie - d.w.z. dat ze alle huidige en toekomstige prijzen en kosten ken-
nen - en zonder enige barriére alle optimaliserende investeringen kunnen
maken. In de praktijk heeft niemand alle informatie en is elk gedrag onder-
hevig aan beperkingen. Die assumpties zijn echter nodig voor het optimali-
satiemodel, omdat anders geen kostenefficiént traject becijferd kan worden.
Een gevolg van die assumpties is wel dat zowat alle optimalisatie-oefeningen
voor de Europese context concluderen dat er een enorm potentieel bestaat




om de vraag naar energie bij de gezinnen op een kostenefficiénte manier te
verminderen door het residentiéle gebouwenpark ingrijpend te renoveren.
Het model veronderstelt vervolgens dat al deze investeringen gebeuren
tegen 2030, zodat de vraag naar energie sterk daalt, waardoor minder
energiediensten geproduceerd moeten worden en de kost van de energie-
transitie beperkt blijft. In de realiteit is er een groot onderscheid fussen het
theoretische potentieel aan kostenefficiénte maatregelen en het verzilveren
van dit potentieel. Wie stelt dat het energieverbruik van de Belgische gezin-
nen sterk zal dalen tegen 2030 moet goed beseffen dat we al 30 jaar bena-
drukken dat er een groot potentieel tot energie-efficiéntie is, maar dat jaar-
ljks minder dan 1% van de bestaande woningen gerenoveerd wordt. En
slechts een deel van die renovaties betreft ingrijpende energetische renova-
ties... Bizar dat we dat enorme potentieel laten liggen. Dat is jammer, want
33% van de Belgische woningen is gebouwd voor 1945 en slechts 22% van de
woningen is gebouwd na 1981. Bovendien zorgen de doorgevoerde renova-
ties niet voor een spectaculaire daling van het energieverbruik, ommdat daar-
toe een combinatie van ingrijpende maatregelen nodig is waardoor de
gerenoveerde woning dikwijls enige tijd niet bewoonbaar is. In de praktijk
blijven de meeste energetische renovaties beperkt tot het plaatsen van
dakisolatie, dubbele glazen of nieuwe verwarmingstechnologie. Ook blijkt
uit empirische analyses dat de werkelijke energiebesparing na het doorvoe-
ren van bovenvermelde renovatie-investeringen vaak aanzienlijk lager uit-
valt dan de verwachte besparing. Het toenemende besef van de kloof tus-
sen theoretische en werkelijke energiebesparing ligt overigens aan de basis
van discussies over de wijziging van de Europese wetgeving inzake de ener-
gieprestaties van bestaande gebouwen. Wie vandaag optimalisatie-oefe-
ningen van 1995 of 2000 voor de periode 2015-2020 consulteert, zal vast-
stellen dat in de redliteit niet alleen het streven naar kostenefficiéntie
bepaalde evoluties verklaart. We leven vandaag niet in de kostenefficiénte
technologische omgeving die eerder gemodelleerd werd. Het lijkt er eerder
op dat we net een voorkeur hebben voor minder kostenefficiénte evoluties,
zoals bijvoorbeeld massaal investeren in zonnepanelen, terwijl die nog zeer
duur zijn. Kortom, optimalisatie-oefeningen bieden zeer interessante con-
ceptuele resultaten die met de nodige omzichtigheid vertaald kunnen wor-
den in beleidsaanbevelingen. Dat geldt ook voor scenario-oefeningen. We
menen dan ook dat scenario-analyses best naast optimalisatie-oefeningen
worden gelegd om een compleet beeld te bieden.

Een efficiént elektriciteitssysteem laat toe om de vraag naar energiediensten altijd
te volgen. Tussen vandaag en 2030 kan de vraag sterk of eerder beperkt wijzigen.
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In onderstaande tabel maken we duidelijk welke hypothesen we inzake de totale
vraag naar elektriciteit gehanteerd hebben in de vier scenario’s voor 2030. De
vraag naar elektriciteit stijgt in ons land al enkele jaren niet meer, maar het is niet
zeker of de beperkte daling van de vraag een structurele trend wordt. Door het
verwachte succes van de elektrische auto en het verder verspreiden van bijvoor-
beeld warmtepompen kunnen we verwachten dat de totale vraag naar elektriciteit
in de komende decennia zal stijgen. In het alternatieve scenario is de elektrische
auto een groter succes dan in het referentiescenario, wat verklaart waarom de
totale vraag naar elektriciteit er wat hoger is. We hebben ook een radicaal scena-
rio waarbij de vraag naar elektriciteit aanzienlijk lager uitvalt dan in het referen-
tie- en alternatief scenario, ondanks een groot aandeel van elektrische voertuigen
in het wagenpark. Dat radicale scenario vraagt dus sterke verminderingen van de
vraag naar elektriciteit in alle andere economische sectoren. Daarom is er nood
aan sterke beleidsmaatregelen om de vraag te drukken. Die maatregelen kunnen
een aanzienlijke kost met zich meebrengen, maar die is niet opgenomen in onze
kostenanalyse.

Naast de evolutie van de totale vraag is vooral de evolutie van de piekvraag
van groot belang. Belgié kent een maximale vraag of piekvraag naar elektriciteit
op koude winteravonden tussen 17 u. en 19 u. Enkele miljoenen huishoudens
koken met alle verlichting aan, vele huishoudens gebruiken elektrische bijverwar-
ming omwille van de lage temperaturen, smartphones worden opgeladen na
thuiskomst, de avondspits van trein en tram loopt nog, een groot deel van de
industrie is nog actief, de verlichting brandt nog volop bij de dienstenbedrijven,
enz. Net die piekvraag bepaalt de totale behoefte aan activa in het elektriciteits-
systeem. Indien de piekvraag niet gevolgd kan worden door de productie, ontstaat
een onevenwicht met frequentieverlies, knipperende lichten en mogelijk het begin
van een black-out. Omdat niemand voor de komende winters de piekvraag kan
voorspellen — er zijn soms winters met amper enkele vriesdagen — is het logisch
dat elk land vele activa in dienst houdt die relatief weinig gebruikt worden. Ons
land werkt met strategische reserves die geactiveerd kunnen worden tijdens een
koudegolf. Blijft de winter mild, dan worden de strategische reserves niet geacti-
veerd. Bepaalde centrales die deel uitmaken van de strategische reserves — veelal
oude gascentrales zonder stoomturbine of met een open cyclus (OCGT) — zijn dus
stand-by maar worden nooit ‘gebruikt’. De factuur van die laatste centrales wordt
wel gesocialiseerd in de component ‘netwerk’ van de elektriciteitsfactuur. De con-
sument heeft het recht op energiezekerheid, maar bij voorkeur aan de laagste
kost. Indien het mogelijk zou zijn om de vraag naar elektriciteit tijdens de poten-
tiéle piekmomenten dermate te verschuiven dat het niet nodig is om dure centra-
les operationeel te houden — om die vervolgens zeer uitzonderlijk te gebruiken —,
kan de totale kost van het elektriciteitssysteem dalen. En wanneer de vraag naar
elektriciteit ook op andere momenten in de tijd verplaatst kan worden, kunnen
andere systeemvoordelen gerealiseerd worden. Het verplaatsen in de tijd van de



vraag is dikwijls eenvoudig. Zo kunnen gezinnen in functie van bepaalde infor-
matiestromen beslissen om de afwasmachine niet aan te zetten om 19 u., maar
pas om 23 u. Diepvriezers kunnen vandaag al zo geprogrammeerd worden dat ze
nooit koelen tijdens de avondspits in de winter. Een alternatief is het plaatsen van
een interface tussen de diepvriezer en het net, waardoor de activiteit van de diep-
vriezer gestuurd wordt in functie van systeembehoeften. Die laatste optie vereist
een sterk informatiesysteem om de systeembehoeften te vertalen in kleinschalige
acties bij zeer veel kleine consumenten. Bemerk dat het verplaatsen van de vraag
in de tijd niet impliceert dat de totale vraag daalt. Wie de afwasmachine tijdens
een winterprik later aanzet, geniet van dezelfde energiediensten, maar heeft wel
een bescheiden bijdrage geleverd tot het temperen van de piekvraag.

In Tabel 1.1 presenteren we onze assumpties over de evolutie van de vraag en
piekvraag in de verschillende scenario’s. Ook de andere assumpties, zoals alle pro-
ductiecapaciteiten — behalve die van de gascentrales die we achteraf becijferen —,
worden in de tabel samengevat en verder besproken.

Tabel 1.1: Vier toekomstbeelden; vraag en beschikbare capaciteiten

2016 REF 2030 NUC2030 ALT 2030 RAD 2030

Totale vraag (TWh) 86,0 91,1 91,1 92,4 76,3
Piekvraag (MW) 13750 14750 14750 15000 11433
Noucleaire capaciteit (MW) 5927 0 3913 0 0
Zonnepanelen (MW) 3200 5326 5326 7326 13431
Windturbines (MW) 2429 6225 6225 8225 11345
Variabele hernieuwbare cap. (MW) 5629 11551 11551 13551 24776
Biomassacentrales (MW) 1258 2463 1213 2463 1213
WKK (MW) 1938 1318 1318 1318 1318
Gascentrales CCGT (MW) 3042 5
Gascentrales OCGT (MW) 778 ‘
Importcapaciteit, nominaal (MW) 4500 9000 9000 9000 9000
Gemiddelde import (MW) 1100 2700 2700 3500 3500
# Elektrische voertuigen (totaal) 4368 517603 517603 929923 2000357
% slim aangesloten 0% 38% 38% 49% 65%
Flexibele vraag (vermogen in MW) 826 1600 1600 2000 2500
Flexibele vraag (duur in h) 5 N N 8 8
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In het radicale scenario veronderstellen we dat zowel de totale vraag als de
piekvraag aanzienlijk lager uitvalt dan in het referentie- en alternatieve scenario.
Daardoor zijn minder activa nodig om elektriciteit te produceren. Indien minder
gascentrales nodig zijn, daalt de CO,-uitstoot van de elektriciteitsproductie. Daar-
bij moet worden opgemerkt dat in theorie alle CO,-uitstoot door gascentrales
vermeden kan worden door ze te voorzien van koolopvang- en koolopslagtechno-
logieén (Carbon Capiure and Sequestration of CCS). We veronderstellen echter
dat die technologie niet vé6r 2030 operationeel zal zijn in ons land. Vooreerst zijn
er nog steeds technische pijnpunten bij die technologieén, maar vooral zou door
het gebruik ervan het al zeer problematische rendement van gascentrales nog ver-
der onder druk komen. Alleen met nieuwe subsidiestromen kan CCS-technologie
eventueel overwogen worden.

Wanneer we elektriciteit importeren, vermindert de behoefte aan productieve
activa in ons land. Import is een attractieve optie omdat daardoor dure centrales
(die bovendien relatief weinig gebruikt worden) vermeden kunnen worden. We
kunnen echter alleen importeren wanneer het buitenland beschikt over overcapa-
citeit. Tijdens een koudegolf is het dikwijls tegelijkertijd zeer koud in Belgié en in
de buurlanden, zodat rekenen op een hoge import van elektriciteit tijdens de kri-
tieke momenten aan risico’s onderhevig is. In ons modelwerk houden we rekening
met de bestaande en toekomstige nominale of technische importcapaciteit, maar
veronderstellen we dat de beschikbare importcapaciteit variabel is binnen voor-
opgestelde grenzen. Indien bijvoorbeeld in 2030 de totale nominale importcapa-
citeit gelijk is aan 9000 MW, dan betekent dat natuurlijk niet dat we op alle win-
teravonden gedurende enkele uren 9000 MW elektriciteit kunnen importeren. De
werkelijke import kan op een gegeven moment gelijk zijn aan 3000 MW, maar
die kan een half uur later terugvallen tot 500 MW of nog minder.

Door minder elektriciteit in het eigen land te produceren — als gevolg van een
relatief hoge invoer of door het drukken van vooral de piekvraag — kan de CO,-
uitstoot lager uitvallen. Dat is voor ons land een belangrijk element, omdat de
kernuitstap net een belangrijke koolstofarme productiecapaciteit uit de markt
haalt. Als een deel ervan vervangen wordt door gascentrales, stijgt de uitstoot van
CO,. Dat is niet alleen problematisch voor het realiseren van onze nationale CO,-
doelstellingen, maar het zet ook het ecologische rendement van de elektrische
auto onder druk. Het huidige nucleaire park biedt een productiecapaciteit van
bijna 6 000 MW. In 2030 is de capaciteit in principe niet meer aanwezig als gevolg
van de phase-out. Omdat het niet zeker is dat tegen dan alle nucleaire centrales
effectief gesloten zijn, bekijken we de impact van een partiéle phase-out in het
nucleaire scenario.

Om de vraag naar elektriciteit te kunnen volgen bij een volledige of partiéle
nucleaire phase-out, is een andere capaciteit nodig. Vooreerst kunnen we gebruik-
maken van de verwachte expansie van hernieuwbare productiecapaciteit. Zowel
in het referentie-, nucleaire, alternatieve als radicale scenario verwachten we een
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forse toename van de investeringen in windturbines en zonnepanelen tussen van-
daag en 2030 (zie Tabel 1.1). Het radicale scenario gaat uit van de veronderstel-
ling dat de weersafhankelijke hernieuwbare capaciteit in 2030 oploopt tot bijna
25000 MW, wat meer is dan de totale productiecapaciteit van vandaag. In het
referentie- en nucleaire scenario bedraagt de totale weersafhankelijke hernieuw-
bare capaciteit ongeveer 11500 MW en in het alternatieve scenario loopt die
capaciteit op tot 13500 MW. De geinstalleerde capaciteit van weersafhankelijke
of variabele hernieuwbare productie in die scenario’s sluit aan bij visies die terug
te vinden zijn in de internationale literatuur. Alleen de veronderstelde capaciteit in
het radicale scenario wijkt sterk af van gehanteerde waarden in de literatuur. Het
radicale scenario is zonder meer radicaal.

De weersafhankelijke variabele capaciteit zal elektriciteit produceren in functie
van het weer. Zonder wind produceren de windturbines niet maar moet de vraag
naar elektriciteit nog steeds worden gevolgd. De optimale windomstandigheden
kunnen ook samenvallen met periodes met een lage vraag, zodat de economische
waarde van de windenergie zeer laag is. Omwille van de zeer lage marginale kost
van de productie uit weersafhankelijke technologieén — niet te verwarren met de
totale productiekost over de levenscyclus van die activa die later aan bod komt —
wordt deze output altijd in het elektriciteitsnet geinjecteerd, waardoor duurdere
productiealternatieven uit de markt worden geduwd. Vooral gascentrales met een
relatief hoge marginale kost zullen in functie van de vraag uit de markt geduwd
worden door de hernieuwbare productie. Voor elk moment van de dag geldt dat
het verschil tussen de totale vraag naar elektriciteit en de productie uit weersaf-
hankelijke productietechnologieén ingevuld moet worden door controleerbare
productiecapaciteit of firm capacity. Voor die overblijvende vraag of residual
demand wordt een combinatie van technologieén gebruikt, zoals gascentrales,
biomassacentrales, waterkrachtcentrales en nucleaire centrales. In landen zoals
Duitsland met nog steeds veel steenkool- en bruinkoolcentrales worden die zeer
vervuilende technologieén gebruikt voor het volgen van de residual demand. Aan-
gezien de nucleaire centrales in Belgié gesloten zullen worden — met uitzondering
van het nucleaire scenario —, zal een combinatie van vooral gas- en biomassacen-
trales fungeren als de ruggengraat van ons elektriciteitssysteem. Momenteel wor-
den biomassacentrales gesubsidieerd omdat alleen al de kost van de biobrandstof
— veelal houtpellets — hoger is dan de marktwaarde van de geproduceerde elektri-
citeit. Een eventuele expansie van de biomassacapaciteit zal athankelijk zijn van
de evolutie van subsidiemechanismen. Gascentrales kampen vandaag met een
problematische rendabiliteit als gevolg van de lage elektriciteitsprijzen, zodat een
forse expansie van het aantal gascentrales in de huidige marktomgeving niet rea-
listisch is. Later bespreken we de te verwachte evoluties van de groothandelsprij-
zen voor elektriciteit in Centraal- en West-Europa (CWE) onder diverse assump-
ties inzake de evolutie van de vraag, de geplande phase-outs van oud kapitaal in
Belgié en de buurlanden, en de CO,-prijs tegen 2030. Alleen als de groothandels-
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prijzen sterk stijgen, zullen private investeerders nieuwe projecten overwegen. Bij
eerder stabiele prijzen tussen vandaag en 2030 zal niet worden geinvesteerd. Het
zou dus kunnen dat ook voor (nieuwe) gascentrales op relatief korte termijn sub-
sidiemechanismen noodzakelijk zijn om nieuwe investeringen uit te lokken. Die
problematiek wordt later verder toegelicht.

Het grote vraagteken in bovenstaande tabel verwijst naar de noodzakelijke
capaciteit aan gascentrales die nodig is om de vraag naar elektriciteit altijd te kun-
nen volgen. Die vraag is sterk variabel, net zoals de productie uit de weersafhan-
kelijke of variabele hernieuwbare productietechnologieén. Om de behoefte aan
firm capacity correct te kunnen inschatten, hebben we een probabilistisch model
ontwikkeld dat afdoende rekening kan houden met alle relevante onzekerheden.
Dat model simuleert voldoende toekomstmogelijkheden om representatieve resul-
taten te genereren.

We lichten de gebruikte modeloefening in het volgende deel uitgebreid toe. De
samenstelling van het productiepark en van ‘pseudocapaciteit’, zoals invoer, DSM
en opslagcapaciteit, krijgt hierbij de nodige aandacht. Daarna bespreken we de
resultaten van de modeloefeningen. Daarbij pogen we de kernvragen die eerder in
deze inleiding geformuleerd zijn, te beantwoorden. Die antwoorden leiden onze
conclusies en beleidsaanbevelingen in.
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Centraal in onze analyse staat de vraag welke investeringen aan firm capacity per
scenario in de komende jaren noodzakelijk zijn om in ons land de bevoorradings-
zekerheid te garanderen. In elk scenario veronderstellen we een combinatie van
activa en import die we in een dispatching-model afwegen tegenover de variabele
vraag naar elektriciteit. Een dispatching-model combineert verschillende activa of
technologieén op een efficiénte wijze om op elk moment de vraag naar elektrici-
teit te kunnen volgen. Elk onevenwicht tussen vraag en aanbod moet immers ver-
meden worden. We onderzoeken daarbij of de aanwezige activa toelaten om de
vraag naar elektriciteit voor elk kwartier in het jaar al dan niet te volgen. In het
dispatching-model gebruiken we altijd eerst de goedkoopste technologieén en
houden we rekening met de kenmerken van elke technologie (bijvoorbeeld inzake
flexibiliteit). Door te werken met een dispatching-model weten we hoelang en
hoeveel elke beschikbare technologie in de loop van een jaar elektriciteit heeft
geproduceerd, wat belangrijk is om de economische rendabiliteit, maar ook de
ecologische impact per technologie, in kaart te brengen.

Indien uit de modeloefening blijkt dat de bestaande activa toelaten om de
vraag altijd te volgen, dan zijn geen bijkomende activa nodig. Indien de vraag in
de loop van een jaar niet altijd gevolgd kan worden — wat betekent dat er te veel
momenten zijn met een ontoereikende productie en import —, is er een behoefte
aan bijkomende controleerbare productiecapaciteit. In de praktijk is wellicht een
combinatie van klassieke gascentrales (combined cycle gas turbines of CCGT’s)
en piekcentrales (open cycle gas turbines of OCGT’s) wenselijk om de kloof tus-
sen vraag en aanbod te dichten. Het model laat toe om de investeringsbehoefte en
de kostprijs ervan te kwantificeren. Ook becijfert het de te verwachten CO-uit-
stoot per scenario. Zoals reeds vermeld, zijn de belangrijke bouwstenen van dit
model de elektriciteitsvraag en de variantie ervan over het jaar, de samenstelling
van het productiepark, maar ook de importcapaciteit, het aanbod van opslagtech-
nologie en het aandeel van elektrische voertuigen in het wagenpark (EV’s).

Voor elk van die elementen werd onderzocht hoe ze zouden kunnen evolue-
ren tussen vandaag en 2030, en wat daarvan de gevolgen zouden zijn. Aangezien
zeer verschillende evoluties mogelijk zijn, werken we met verschillende scenario’s
of mogelijke toekomstbeelden. In elk scenario wordt in de eerste plaats gekeken
naar de gevolgen van bepaalde ontwikkelingen op de bevoorradingszekerheid, de
totale kost en de CO,-impact. Zoals eerder vermeld, staat het referentiescenario
in contrast met het alternatieve en zeker met het radicale scenario. Hieronder
bespreken we de voornaamste elementen en de overeenkomstige assumpties die
deel uitmaken van de modeloefeningen.
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Elektriciteitsvraag

Een belangrijke assumptie in het simulatiemodel is de evolutie van de totale bin-
nenlandse vraag en de piekvraag. De voorbije jaren kon een dalende trend van de
totale vraag naar elektriciteit worden vastgesteld. De oorzaak ervan is drieledig.
Traag economisch herstel na de financiéle crisis, stimulerende beleidsmaatregelen
inzake energie-efficiéntie en de toenemende relocatie van energie-intensieve secto-
ren naar de emerging markets. Hoewel een deel van de dalende elektriciteitscon-
sumptie als structureel kan worden beschouwd, kan de toenemende elektrificatie
— door een aanwakkerende penetratie van elektrische vervoersmiddelen en warm-
tepompen — de vraag naar elektriciteit stimuleren op middellange termijn. Verder
is het ook plausibel dat sommige energie-intensieve sectoren — waarbij ‘time-to-
market’ cruciaal is — op middellange termijn hun gedelokaliseerde bedrijfsactivi-
teiten terug naar de thuismarkt verplaatsen doordat intelligente en goedkope
robots de plaats kunnen innemen van laaggeschoolde fabrieksarbeiders. Omwille
van die ontwikkelingen is het realistisch te stellen dat de vraag naar elektriciteit
meer dan waarschijnlijk niet constant blijft tussen vandaag en 2030. De gehan-
teerde projecties voor de totale vraag en de piekvraag worden voor alle scenario’s
weergegeven in Figuren 2.1 en 2.2. Daarbij veronderstellen we dat in de meeste
scenario’s de toenemende elektrificatie en penetratie van elektrische wagens zor-
gen voor zowel een stijging van de piekvraag als de totale vraag naar elektriciteit.
Dat is in lijn met de verwachtingen van heel wat marktspelers. Een uitzondering
daarop is het radicale scenario met een dalende vraag ondanks een forse toename
van het aantal elektrische auto’s. Radicale ontwikkelingen op het vlak van ener-
gie-efficiéntie en slimme technologieén liggen aan de basis daarvan en overstijgen
de toenemende elektriciteitsvraag afkomstig van het sterk uitgebouwde elektri-
sche wagenpark. De kostprijs van al die ontwikkelingen die leiden tot een lagere
vraag laten we in onze analyse buiten beschouwing.

In het referentiescenario wordt aangenomen dat tegen 2030 de totale vraag
naar elektriciteit afvlakt doordat het beleid inzake energie-efficiéntie zich verder
ontplooit. In het alternatieve scenario daarentegen is dat niet voldoende om de
toegenomen elektrificatie van het transport te compenseren en zet de stijgende
trend zich verder. Ook de evolutie van de piekvraag wordt in het alternatieve sce-
nario licht hoger ingeschat als gevolg van een sterkere penetratie van elektrische
voertuigen t.o.v. het referentiescenario.

We beschikken over gedetailleerde gegevens omtrent de vraag (of load data)
van twaalf volledige jaren (2005 t.e.m. 2016), waarbij de evolutie van de vraag
naar elektriciteit wordt weergegeven per kwartier. Die beschikbare vraagdata
worden bij het simuleren van een bepaald jaar (bv. 2030) aangepast aan de over-
eenkomstige projecties betreffende de totale vraag (in TWh) en de piekvraag (in
MYW). De aanpassing gebeurt proportioneel; als we veronderstellen dat de vraag
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op jaarbasis stijgt met x%, dan wordt die toename min of meer gelijkmatig door-
gerekend in de jaarlijkse variabiliteit van de vraag. We veronderstellen dus nooit
dat de toename van de vraag zich bijvoorbeeld alleen voordoet in de wintermaan-
den of dat de vraag alleen sterk stijgt in de winter en sterk daalt in de zomer (of
omgekeerd).

De aangepaste vraagdatasets worden afwisselend in het model gebracht om te
testen of een bepaalde model set-up — d.i. een combinatie van activa om elektrici-
teit te produceren, opslag, vraagflexibiliteit en import — robuust genoeg is voor
het garanderen van de bevoorradingszekerheid bij verschillende vraagprofielen.
Concreet betekent dat dat we nagaan of de beschikbare activa in combinatie met
invoer en DSM het mogelijk maken om in de loop van één kalenderjaar de varia-
bele vraag naar elektriciteit te volgen. Daartoe berekent het model voor ieder
kwartier het beschikbare aanbod van elektriciteit en vergelijkt het dat met de
geprojecteerde vraag. Indien blijkt dat bepaalde vraagprofielen — bv. jaren met
vele aaneensluitende dagen met een zeer hoge elektriciteitsvraag en amper wind
— tot grote problemen leiden voor de bevoorradingszekerheid, wordt de beoogde
set-up — in het bijzonder het productiepark — aangepast tot die problemen zijn
weggewerkt. Concreet voegt het model firm capacity toe aan de al bestaande
capaciteit indien die ontoereikend blijkt te zijn om de vraag te volgen. De daarbij
gebruikte beslissingsregel op basis van het aantal LOLE-uren of uren met een
ontoereikend aanbod van elektriciteit wordt verder toegelicht. Pas wanneer de
nieuwe set-up met toegevoegde capaciteit toelaat om de vraag te volgen, stopt het
model met het toevoegen van extra capaciteit.

Figuur 2.1: Evolutie van de piekvraag (MW) in de verschillende scenario’s
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TWh

Figuur 2.2: Evolutie van de totale elektriciteitsvraag (TWh)
in de verschillende scenario’s

95,0
90,0
85,0
=@ REF
80,0 == RAD
=@ ALT
75,0
70,0
©Qd X O O D D DO 0N PO D
FIFFF P IFV PP PY P
S S R I S S S S S S S S S

Een lagere vraag door energie-efficiéntie: essentieel, maar waar zijn
de laaghangende vruchten?

Energie-efficiéntie staat centraal in vele debatten rond toekomstige ener-
giescenario’s. Volgens velen moet er in de eerste plaats ingezet worden op
het besparen van energie, aangezien elke eenheid niet-geproduceerde
energie zowel een bepaalde productiekost als een bepaalde CO,-uitstoot
vermijdt. De effectiviteit van het energie-efficiéntiebeleid dat de totale hoe-
veelheid geconsumeerde elektriciteit (in TWh/jaar) wil verlagen, is echter
onderhevig aan diverse varianten van marktfalen. Zo kan de huurder van
een woning niet zomaar eisen dat de eigenaar ingrijpende renovatiewerken
- inclusief het vernieuwen van de verwarmingstechnologie en alle verlich-
tings-apparatuur — doorvoert om de energie-efficiéntie van de huurwoning
sterk te verhogen. Zelfs wanneer de eigenaar ertoe bereid zou zijn - wat
impliceert dat hij of zij de renovatiekosten kan verrekenen in de huurprijs -
kunnen praktische problemen dergelijke renovatiewerken bemoeilijken.
Indien de woning door de renovatiewerken enkele weken of maanden niet
bewoonbaar is, moet de verhuurder een alternatief voorzien, wat ander-
maal kostenimplicaties heeft. Een andere belangrijke barriére voor het effi-
ciéntiebeleid is het gevolg van een gebrek aan investeringskapitaal. Veel
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eigenaars van relatief oude woningen weten maar al te goed dat ze energie
kunnen besparen door renovatiewerken maar kunnen die niet financieren.
Hoe hoger de marktprijzen voor oude en inefficiénte woningen, hoe moei-
lijker ingrijpende renovaties op korte termijn kunnen worden gefinancierd
en uitgevoerd. Die problematiek is het gevolg van verkeerde prijzen voor
overgewaardeerd kapitaal. De bron van het probleem is een informatie-
probleem; kandidaat-kopers kunnen de kostprijs van elementaire en ingrij-
pende renovatie-investeringen dikwijls niet inschatten. Een oplossing voor
het probleem kan worden gevonden in het verplichten van energie-audits
bij de verkoop van bestaande woningen. Zodoende weet de kandidaat-
koper welk renovatiebudget noodzakelijk is om de energieprestaties van de
woning te verbeteren. Een dergelijke energie-audit kan natuurlijk de ver-
koopwaarde van oude woningen sterk drukken, zodat niet iedereen enthou-
siast zal reageren op die oplossing voor een belangrijke vorm van marktfalen.
Overheidssubsidies voor renovatie-investeringen door particulieren zijn
geen efficiénte oplossing, want de facto is die subsidie een transfer naar de
verkopers van de slechte woningen. De subsidies verhogen tevens de ver-
mogensongelijkheid omdat alleen de modale en hogere inkomens kunnen
investeren. En de meeste van de gesubsidieerde werken zouden ook uitge-
voerd worden zonder de subsidies. Indien de overheid te veel geld heeft en
renovatiewerken wil subsidiéren, lijkt een versnelde ingrijpende renovatie
van bijvoorbeeld oude scholen meer opportuun. Daarnaast is er nog het
rebound effect. Investeren in efficiéntere technologie zorgt voor een lagere
gebruikskost per eenheid, waardoor de gebruiker zijn vraag naar energie-
diensten kan verhogen. Na een ingrijpende renovatie van een oude woning
kan de bewoner kiezen voor een omgevingstemperatuur van 22 °C in plaats
van 19 °C, omdat de hogere omgevingstemperatuur nu veel goedkoper kan
worden voorzien. Een deel van de gerealiseerde besparing kan zo worden
omgezet in een hogere vraag. Een ander voorbeeld is het verhogen van de
afgelegde kilometers per jaar na de aanschaf van een zeer energiezuinige
wagen. Vanuit macro-perspectief kan ook een ander effect op lange termijn
spelen. Een lagere vraag naar energie door massale investeringen in effici-
entie kan leiden tot lagere energieprijzen bij een gelijkblijvend aanbod.
Lagere energieprijzen kunnen leiden tot een verhoging van de vraag in
andere economische sectoren. Het is dus niet zo eenvoudig om de impact
van energie-efficiénte maatregelen op lange termijn in te schatten.
Bovenstaande voorbeelden maken geen onderscheid tussen energie en
elektriciteit. Renovatiewerkzaamheden in een woning die al elektrisch ver-
warmd wordt, kunnen leiden tot een lagere vraag naar elektriciteit. Een
ingrijpende renovatie waarbij de verwarmingstechnologie op basis van
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stookolie of aardgas vervangen wordt door een warmtepomp zal leiden
tot een toename van de vraag naar elektriciteit. Hetzelfde geldt voor het
inruilen van een dieselwagen voor een elektrische auto. De foename van de
vraag naar elektriciteit kan leiden tot een toename van de CO,-uitstoot bij
de productie van elektriciteit — zie verder — maar het is belangrijk om die
verandering te vergelijken met de uitgespaarde CO,-uitstoot door een lager
gebruik van fossiele brandstoffen.

Naast een algemeen beleid inzake energie-efficiéntie kan het beleid
zich specifiek richten naar het verlagen van de piekvraag. Het structureel
verlagen van de Belgische piekvraag (in MW) hoeft niet noodzakelijk samen
te gaan met een verlaging van de fotale vraag (in TWh). Door de vraag op
piekmomenten meer te spreiden over de tijd wordt het mogelijk om energie-
zekerheid te realiseren met een kleiner maar efficiénter benut productiepark.

Productiepark

Inleiding

Momenteel beschikt Belgié over een totale productiecapaciteit van ongeveer
20000 MW tegenover een piekvraag van ongeveer 13750 MW. Op papier
beschikken we dus over meer dan genoeg activa om elektriciteit te produceren,
zeker omdat de vraag dikwijls veel lager uitvalt dan de piekvraag. Een deel van
het productiepark kan om diverse redenen niet beschikbaar zijn. Er is bijvoor-
beeld geen wind of zon; er zijn onderhoudswerkzaamheden of technische proble-
men. Bovendien kunnen centrales omwille van economische redenen stilgelegd
worden. Indien de marktprijzen lager zijn dan de marginale kosten, maakt de uit-
bater van een gascentrale vooral marginale verliezen en zal er niet geproduceerd
worden. De centrale wordt dan niet gebruikt en kan eventueel tijdelijk gesloten
worden tot het economische klimaat meer opportuniteiten biedt. In de volgende
paragrafen bespreken we bondig de belangrijkste componenten van het productie-
park.

Nucleair kapitaal
Ondanks de sterke opmars van hernieuwbare energietechnologieén maken con-
ventionele elektriciteitscentrales voorlopig nog steeds een groot deel uit van het

Belgische energiesysteem. Momenteel bestaat de firm capacity in ons land voor
het grootste deel uit gas- en kerncentrales. Samen vertegenwoordigen die onge-
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veer 45% van het totale productiepark. Desalniettemin zal dat park binnen tien
jaar sterk gewijzigd zijn. In 2003 werd in ons land de wet inzake de kernuitstap
door de regering-Verhofstadt goedgekeurd. Die wet houdt in dat Belgié geen bij-
komende kernreactoren mag bijbouwen en dat de bestaande kerncentrales — goed
voor een productiecapaciteit van ongeveer 6 000 MW — binnen een bepaalde tijd-
spanne uit dienst moeten worden genomen. Recent werd die wet nog geamen-
deerd en keurde de federale regering de verlenging met tien jaar van de oudste
kerncentrales (Doel 1 en Doel 2) goed. In principe zal nucleaire energie — nu nog
goed voor 30% van het totaal geinstalleerde productievermogen — na 2025 geen
deel meer uitmaken van het Belgische productiepark. Dat wordt een grote uitda-
ging, omdat op vier jaar tijd bijna 6000 MW aan controleerbare baseload-capa-
citeit uit het energiesysteem verdwijnt (zie Figuur 2.3).

Figuur 2.3: Evolutie van de nucleaire capaciteit volgens
de huidige Belgische wetgeving (status 2017)
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In tegenstelling tot de evolutie van de nucleaire capaciteit — die omwille van de
lage marginale kost en de beperkte flexibiliteit als gegeven wordt beschouwd in de
verschillende scenario’s — worden de toekomstige capaciteiten van gascentrales —
CCGT of combined cycle gas turbine en OCGT of open cycle gas turbine —
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bepaald door het model." In de eerste plaats wordt gekeken naar de huidige gein-
stalleerde capaciteiten (CCGT + OCGT) en naar de te verwachten desinvesteringen
wanneer oude gascentrales aan het einde van hun geplande gebruiksduur komen.
Dat geldt niet alleen voor oude gascentrales, maar evenzeer voor oude biomassa-
en WKK-centrales (warmtekrachtkoppeling). Algemeen wordt verwacht dat er
heel wat oude capaciteit uit ons systeem zal verdwijnen tegen 2030 omwille van
technische factoren. We veronderstellen in onze aanpak dat de aangekondigde of
verwachte sluiting van oude centrales ook effectief zal worden uitgevoerd. Ver-
trekkende van die basis zal ons model nagaan in welke mate de resterende capa-
citeit het mogelijk maakt om de te verwachten vraag naar elektriciteit te volgen.
We berekenen het aantal uren per jaar met een mogelijk tekort en vergelijken dat
resultaat met de vooropgestelde doelstellingen inzake energiezekerheid. Bij te
veel uren met een tekort voegt het model firm capacity toe in de vorm van inves-
teringen in gascentrales om het aantal uren met een tekort onder de gehanteerde
drempel inzake energiezekerheid te brengen. Het model levert dus een reeks aan-
bevolen geinstalleerde capaciteiten op voor de toekomstige jaren, en dat voor elk
gekozen scenario, gegeven de verschillende mogelijke evoluties van elementen
zoals de investeringen in hernieuwbare capaciteit, de import van elektriciteit, het
aantal EV’s, de beschikbare batterijopslag, enz. Verder kan daaruit worden afge-
leid in welke mate bijkomende investeringen in die technologieén noodzakelijk
zijn tussen 2016 en 2030. Of een vorm van subsidies noodzakelijk is voor de
investeringen in nieuwe gascapaciteit, komt later aan bod. Daarnaast worden
ook de overeenkomstige werkingsuren van de geinstalleerde gascapaciteit door
het model berekend. Die output wordt uitvoerig besproken in de sectie ‘Resul-
taten’.

De totale productiecapaciteit van CCGT’s en OCGT’s die wordt gekwantifi-
ceerd door het model bestaat zowel uit recente en zeer efficiénte centrales als rela-
tief oude en meer vervuilende productie-eenheden. De nieuwste en dus efficiéntste
centrales zullen in theorie lagere marginale kosten hebben en meer produceren
dan oudere centrales. Om daarmee rekening te houden, werd de totale productie-
capaciteit van CCGT- en OCGT-centrales ook onderverdeeld in verschillende
tranches volgens aflopende efficiéntiegraad. Dat laat toe om de benutting van de
gascentrales verder in detail te analyseren. De onderverdeling in tranches wordt
geillustreerd in onderstaande figuur. In die vereenvoudigde voorstelling zien we
hoe de elektriciteitsvraag (zwarte lijn) wordt ingevuld door de combinatie van

1 CCGT-centrales zijn ontworpen om een hoog aantal uren per jaar te produceren. Ze pro-
duceren op een zo efficiént mogelijke manier stroom uit de verbranding van gas, en ver-
gen een heel grote kapitaalinvestering om te bouwen. OCGT-centrales daarentegen zijn
een stuk minder kapitaalintensief. Die goedkopere centrales verbranden gas op een min-
der efficiénte manier, wat maakt dat hun marginale productiekost hoger ligt. Ze worden
speciaal ontworpen en gebouwd om enkel op de momenten met de hoogste vraag naar
elektriciteit kort en flexibel te produceren.
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nucleaire baseload-productie (zie grijze balk) en de productie van gascentrales
met een verschillende efficiéntiegraad (zie gekleurde balkjes). Het fluctuerende
stroomverbruik van vier volledige dagen wordt afgebeeld, telkens met een hoge
ochtendpiek, een nog hogere avondpiek en een dal in de nacht. Tranches A tot C
geven de productie afkomstig van CCGT-centrales weer, waarbij de centrales in
tranche A een hogere efficiéntiegraad hebben en dus meer produceren dan centra-
les in tranche C. De productie van OCGT’s wordt voorgesteld door tranche D tot
F, waarbij centrales in D efficiénter zijn en dus hogere productieniveaus bereiken
dan centrales in segment F.

Figuur 2.4: lllustratief voorbeeld van de totale gasproductie die is onderverdeeld
in verschillende tranches volgens de efficiéntiegraad

TID

Biomassa en WKK

Hoewel biomassa wordt beschouwd als een vrij dure technologie, kan ze in
belangrijke mate bijdragen tot de bevoorradingszekerheid en het behalen van de
doelstellingen inzake hernieuwbare energie. In dit werk worden er geen significante
uitbreidingsinvesteringen in biomassacentrales verondersteld voor de geplande
kernuitstap in 2025. Desalniettemin kunnen na de kernuitstap additionele inves-
teringen in biomassa noodzakelijk zijn met het oog op het behalen van de CO,-
doelstellingen op lange termijn. Zowel in het referentie- als alternatieve scenario
veronderstellen we daarom dat de biomassacapaciteit in 2025 zal toenemen tot
2677 MW, wat neerkomt op een bijkomende investering in 1250 MW. In 2030
valt die capaciteit terug tot 2463 MW in beide scenario’s, vanwege de sluiting van
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capaciteit die tegen dan het einde van zijn levensduur heeft bereikt. Het model ver-
onderstelt dat de bijkomende investeringen in biomassa worden uitgelokt door de
nodige subsidies. Het is immers zeer onwaarschijnlijk dat er zonder subsidies zou
worden geinvesteerd in biomassacentrales. In het radicale scenario laten we de
assumptie dat er nog bijkomende investeringen komen in biomassa vallen, waar-
door er na de kernuitstap geen capaciteit bij komt en we in 2030 overblijven met
1213 MW.

WKK-installaties kregen tot voor kort een sterke ondersteuning via subsidies,
wat maakt dat het Belgische elektriciteitssysteem over een zeer aanzienlijke WKK-
capaciteit beschikt (1938 MW in 2016). Er wordt echter verwacht dat de gein-
stalleerde WKK-capaciteit na 2020 zal dalen, naarmate oude installaties het sys-
teem verlaten en niet door nieuwe installaties vervangen worden vanwege de
minder aantrekkelijke marktomstandigheden van vandaag. De resterende gein-
stalleerde capaciteit bedraagt 1318 MW in 2030 in alle scenario’s. De WKK-
capaciteit levert in al onze scenario’s het hele jaar door een vaste productie van
elektriciteit.

Wind en zon

In de transitie naar een koolstofarm energiesysteem werd het Belgische energie-
landschap het voorbije decennium reeds gekenmerkt door een stabiele aangroei
van weersafthankelijke hernieuwbare productiecapaciteit, zoals wind- en zonne-
energie. Zo nam de totale windcapaciteit tussen 2005 en 2016 toe met 174% en
steeg het geinstalleerde PV-vermogen (photovoltaic capacity) over dezelfde peri-
ode met zo’n 318% als gevolg van genereuze subsidiemechanismen. Het hoogte-
punt van de PV-boom vond plaats in de jaren 2010-2012, waarin maar liefst
1700 MW aan zonnepanelen werd geinstalleerd. Ook in de volgende jaren wordt
een verdere toename verwacht van hernieuwbare energiebronnen in het Belgische
elektriciteitssysteem. Figuur 2.5 geeft de veronderstelde toekomstige ontwikke-
ling van de PV-capaciteit weer voor de verschillende scenario’s. In het referentie-
scenario leidt een geleidelijke stijging tot een PV-vermogen van 5326 MW in
2030. Daarentegen wordt in het alternatieve scenario aangenomen dat 7326 MW
aan PV-vermogen geinstalleerd zal zijn tegen 2030. Ten slotte kan er in het radi-
cale scenario een extreme aangroei van zonne-energie worden geconstateerd, die
leidt tot een totale PV-capaciteit van 13431 MW in 2030, ofwel 2,5 keer het over-
eenkomstige geinstalleerde PV-vermogen in het referentiescenario. Figuren 2.6 en
2.7 schetsen de ingeschatte evoluties van onshore en offshore windenergie in de
verschillende toekomstbeelden. In 2030 bedraagt de totale geinstalleerde windca-
paciteit achtereenvolgens 6225 MW in het referentiescenario, 8225 MW in het
alternatieve scenario en 11345 MW in het radicale scenario.
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Figuur 2.5: Evolutie van de geinstalleerde productiecapaciteit van PV
in de verschillende scenario’s
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Figuur 2.6: Evolutie van de geinstalleerde productiecapaciteit
van onshore wind in de verschillende scenario’s
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Figuur 2.7: Evolutie van de geinstalleerde productiecapaciteit van offshore wind
in de verschillende scenario’s
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De toename van intermitterende of weersafthankelijke energiebronnen (VRES)
zorgt voor een sterk variabele productie van hernieuwbare elektriciteit, wat enkele
nieuwe uitdagingen met zich meebrengt. Door de fluctuaties in de productie van
het hernieuwbare productiepark wordt de residuele vraag of de resterende vraag
die bediend moet worden door de controleerbare productiecentrales — de zoge-
naamde firm capacity — steeds volatieler. Om de bijkomende hernieuwbare pro-
ductie maximaal te benutten, zal de productie van thermische centrales snel moeten
kunnen toenemen en afnemen. Daardoor zal het thermische park in toenemende
mate weersafhankelijk benut worden.

In de modeloefening wordt gebruikgemaakt van historische productiedata
van wind- en zonne-energie in Belgié. We beschikken over vijf windproductiejaren
en vier zonneproductiejaren. Voor die jaren kennen we de productie door wind-
en zonnecapaciteit voor elk kwartier van het jaar, wat een goed inzicht in de varia-
biliteit van de productie mogelijk maakt. Die variéteit aan mogelijke weersom-
standigheden gebruiken we om ons model zo realistisch mogelijk te maken. In
Figuur 2.8 zien we hoe die jaren van elkaar verschillen op het vlak van wind- en
zonneproductie. Tussen haakjes staan de load factors van elk jaar. Die geven de
verhouding weer van de feitelijke productie tot de productie indien de installaties
vierentwintig uur per dag het hele jaar door stroom zouden produceren aan maxi-
maal vermogen — met andere woorden, welk aandeel van de theoretische maxi-
male productie werkelijk geproduceerd wordt. In onze dataset is 2015 dus het
jaar met de meeste wind, 2016 het jaar met de meeste zon.
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Figuur 2.8: Load-duration curves van de verschillende wind- en zonjaren
die deel uitmaken van de gebruikte dataset, gestandaardiseerd voor
een capaciteit van 1000 MW

1000
900
800
700

600

Mw

500
400

300

200

100

0

o\o

o\
S S

(%)
TID

— W12 (28.61%) W13 (28.24%) W14 (28.92%)
— W15 (30.79%) W16 (26.68%) —— 713 (8.97%)

N

o\o
K

o\o
> S

o\o o\o o\o o\o °°\°
S Q ,\0 Q)O QO

3¥ S Q

Interpretatie: 1000 MW aan zonnepanelen produceren 90% van de tijd minder dan 400 MW.

Forced outages

In de praktijk zijn elektriciteitscentrales niet voor 100% van de tijd beschikbaar
voor het net. Zo zijn er bijvoorbeeld onderhoudswerken of technische defecten
waarbij een deel van de productiecapaciteit tijdelijk niet beschikbaar is. Dat zijn
de zogenaamde forced outages. De laatste jaren waren er heel wat outages voor
het nucleaire park, wat critici van nucleaire energie deed opmerken dat niet alleen
de productie van wind- of zonne-energie sterk variabel is. We gaan in onze model-
oefening echter niet uit van een dermate variabele beschikbaarheid van nucleaire
centrales en hanteren een eerder conventionele assumptie over de frequentie van
forced outages.

In het dispatching-model wordt de beschikbare capaciteit van het thermische
productiepark op willekeurige tijdstippen gereduceerd als gevolg van ongeplande
uitdienstnames. Zowel de omvang als de duur van de ongeplande uitdienstnames
worden willekeurig toegekend op basis van hun overeenkomstige probabiliteiten.
Op basis van beschikbaarheidsgegevens uit de literatuur werd per productietype
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een aparte ratio toegekend die het gemiddelde aantal ongeplande uitdienstnames
weerspiegelt. Figuur 2.9 geeft visueel de beschikbaarheid weer van het totale
nucleaire park voor één jaarsimulatie. Op de linkeras kan er worden geconsta-
teerd dat de beschikbare productiecapaciteit een aantal keer terugvalt met 20%
(bv. het ongepland stilvallen van een kernreactor door een technisch defect). Op
de rechteras wordt de duur van elke onderbreking weergegeven (in aantal kwar-
tieren). Meestal gaat het over onderbrekingen die niet veel langer duren dan een
dag (96 kwartieren), hoewel er in dit voorbeeld ook twee onderbrekingen van
ongeveer vier dagen plaatsvinden. Wanneer het model een bepaald jaar simuleert
(bv. 2030), worden er meer dan 10000 variaties berekend. Daarbij variéren niet
enkel de vraag, de import en de RES-productie, maar ook het profiel van de for-
ced outages. Figuur 2.9 is dus slechts een van de gehanteerde mogelijkheden op
het vlak van de timing en de diepte van de onderbrekingen.

Figuur 2.9: Beschikbaarheid van het nucleaire park
in een willekeurige jaarsimulatie
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Modulering van de baseload per seizoen

In de zomermaanden ligt de vraag naar elektriciteit structureel lager en is de pro-
ductie van elektriciteit door zonnepanelen veel hoger. Dergelijke situaties gaan
dan ook vaak gepaard met aanzienlijke productieoverschotten. Het strategisch
limiteren van de baseload-productie tijdens de zomermaanden - bijvoorbeeld
door het uitvoeren van onderhoudswerken aan kerncentrales — is een mogelijke
oplossing om de productieoverschotten enigszins te beperken. Om dat te weer-
spiegelen in het model, wordt de productie van de verschillende baseload-techno-
logieén (nucleair, biomassa en WKK) per seizoen apart bijgesteld. Op die manier
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worden — in combinatie met de modellering van onderhoud en forced outages —
realistische load factors bekomen voor elk van die technologieén. Biomassacen-
trales en WKK-installaties draaien in de winter aan 100% maar zullen in de zomer-
maanden minder gebruikt worden, zodat we op jaarbasis een load factor van
ongeveer 77% bekomen in elk scenario.

Pseudo-capaciteiten

Inleiding

Elektriciteit die niet geconsumeerd wordt, moet niet geproduceerd worden. Het-
zelfde geldt voor elektriciteit die we importeren vanuit buurlanden of voor elek-
triciteit die we op piekmomenten kunnen halen uit opslagtechnologieén. Naast
het klassieke productiepark houden we bij elke set-up ook rekening met de facto-
ren die op zich in belangrijke mate kunnen bijdragen tot de bevoorradingszeker-
heid. Het vermogen om de vraag te verplaatsen of om elektriciteit te importeren
of op te slaan kunnen we niet zomaar vergelijken met het vermogen van de klas-
sieke capaciteiten om elektriciteit te produceren. Voor import, demand side
management (DSM) of vraagbeheer, en de opslag van elektriciteit in batterijen
gebruiken we de term ‘pseudo-capaciteiten’ omdat ze in bepaalde omstandighe-
den een equivalente impact kunnen hebben als productief kapitaal. Om de impact
van die pseudo-capaciteiten op het Belgische energiesysteem tussen 2016 en 2030
in kaart te brengen, laten we hun gebruik en verspreiding sterk variéren, athanke-
lijk van het gekozen scenario.

In het referentiescenario wordt een vrij conservatieve maar realistische
inschatting gemaakt van de geleidelijke integratie van elektrische voertuigen,
DSM, batterijopslag en additionele interconnectiecapaciteit. Aangezien het refe-
rentiescenario dienst doet als ijkingspunt wordt hierin abstractie gemaakt van
disruptieve (r)evoluties. Hieronder bespreken we de gehanteerde projecties voor
de pseudo-capaciteiten in de verschillende scenario’s.

Import
De beschikbare import van elektriciteit uit het buitenland kan in de toekomst een
steeds grotere rol spelen in het tegemoetkomen van piekmomenten in Belgié. De

maximale simultane importcapaciteit op de verbindingen (interconnecties) met
onze buurlanden verhoogt de komende jaren van 4500 MW naar 6 500 MW in
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2021.2 Die toename is het gevolg van allerlei nieuwe investeringsprojecten, waar-
onder BRABO (interconnectie met Nederland), Alegro (interconnectie met Duits-
land) en NEMO (interconnectie met het Verenigd Koninkrijk). In het daaropvol-
gende decennium kan bovendien verwacht worden dat de interconnectiecapaciteit
nog verder toeneemt door bijkomende investeringen. Daarbij speelt de geografi-
sche ligging van Belgié een rol, die maakt dat we als transitland in steeds grotere
mate verantwoordelijk kunnen zijn voor het stroomverkeer van en naar alle buur-
landen. In alle scenario’s bedraagt de nominale interconnectiecapaciteit 9000
MW in 2030. De werkelijk beschikbare importcapaciteit kan echter significant
lager uitvallen. Zo kan de interconnectiecapaciteit tussen Belgié en Frankrijk op
kritieke momenten exclusief gebruikt worden om elektriciteit vanuit Nederland
naar Frankrijk te exporteren. Het bestaan van de interconnectiecapaciteit impli-
ceert niet dat Belgié altijd kan importeren voor consumptie in eigen land. Figuur
2.10 geeft de evolutie van de gemiddelde importcapaciteit per jaar weer in de ver-
schillende scenario’s. De nominale importcapaciteit is zoals vermeld hetzelfde in
ieder toekomstbeeld.

Figuur 2.10: Evolutie van de nominale en gemiddelde importcapaciteit
in de verschillende scenario’s
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2 Elia. (2015). Plan de développement fédéral du réseau de transport. Opgehaald uit: http://
www.elia.be/~/media/files/Elia/Grid-data/grid-development/Plan-de-Developpement-
federal-du-reseau-de-transport_2015 -2025.pdf
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We opteren in deze studie voor een eerder conservatieve toename van de gemid-
delde importcapaciteit in het komende decennium ondanks de sterke stijging van
de nominale interconnectiecapaciteit. Hoewel de gemiddelde importcapaciteit in
theorie 6000 MW of meer zou kunnen bedragen in 2030, impliceert dat een radi-
cale trendbreuk wat betreft de Belgische strategie voor energiezekerheid. Er zou
immers een sterke afthankelijkheid gecreéerd worden van geimporteerde stroom
uit het buitenland, wat een expliciete beleidsondersteuning vergt. Geen van onze
buurlanden wil de nationale energiezekerheid ‘outsourcen’ en ook de Belgische
regeringen hebben die intentie nog niet geuit. Daarom beperken we ons tot een
toename van de gemiddelde import, die beperkt blijft tot 2700 a 3500 MW in
2030, afhankelijk van het scenario.

Het modelleren van de werkelijke toekomstige import is niet eenvoudig, aan-
gezien de fluctuaties van de import op korte termijn in grote mate onvoorspelbaar
zijn. Dat komt doordat de import van elektriciteit in de praktijk athankelijk is van
de weers- en marktomstandigheden in de verschillende buurlanden. Zo zijn de
weersomstandigheden in de buurlanden belangrijk voor zowel het bepalen van de
vraag in de buurlanden als voor de mate waarin RES-overschotten geéxporteerd
kunnen worden. Ook de competitiviteitsverhoudingen tussen activa in binnen- en
buitenland bepalen mee het verkeer op de internationale lijnen. Zo kan bijvoor-
beeld de import van Franse nucleaire energie in Belgié het stilleggen van gascen-
trales veroorzaken. Anderzijds kunnen nieuw te bouwen gascentrales in Belgié
met een zeer hoge efficiéntie in de toekomst de concurrentiestrijd met oudere en
minder efficiénte gascentrales in het buitenland winnen.

Naast de marktomstandigheden in de buurlanden wordt de import ook
bepaald door de beschikbaarheid van de interconnectiecapaciteit. Wanneer er op
een gegeven moment door de marktomstandigheden in Belgié een bepaalde nood
is aan import en er in het buitenland productiecapaciteit beschikbaar is om eraan
te voldoen (bijvoorbeeld in Nederland), is het nog steeds mogelijk dat de transac-
tie niet kan plaatsvinden omdat de interconnectiecapaciteit al is gereserveerd
door andere partijen. Het verkeer op de internationale verbindingskabels wordt
in de praktijk geregeld door flow-based market coupling (FBMC), een complex
systeem van technische afspraken tussen de netbeheerders van Belgié en haar
buurlanden. Momenteel wordt dat systeem enkel gebruikt in Centraal- en West-
Europa (CWE), maar de ambitie op lange termijn is dat de handel van elektriciteit
met een minimale congestie perfect georganiseerd kan worden in de volledige
Europese Unie. Aan de hand van FBMC tracht men de internationale verbindin-
gen zo optimaal mogelijk te benutten om zo op termijn de eengemaakte Europese
elektriciteitsmarkt te ondersteunen.

Door de complexiteit van het FBMC-mechanisme is het moeilijk voorspel-
baar welke interconnectiecapaciteit van moment op moment beschikbaar zal zijn.
Wel kunnen we inschatten binnen welke onder- en bovengrenzen de import zal
fluctueren in een gegeven jaar en met welke snelheid de import van het ene moment

40



op het andere kan dalen of stijgen. Gegeven het feit dat import onvoorspelbaar is
maar wel kan worden verondersteld te fluctueren binnen bepaalde grenzen, kozen
we in onze modeloefening voor een Ornstein-Uhlenbeckalgoritme om importpro-
fielen te genereren voor toekomstige jaren. Dat stochastisch algoritme genereert
willekeurige getallen die binnen exogeen opgelegde grenzen fluctueren en conver-
geren naar een gemiddelde waarde die eveneens exogeen wordt opgedragen. In
Figuur 2.11 illustreren we een gegenereerd importprofiel voor één jaar.

Figuur 2.11: Voorbeeld van een willekeurig gegenereerd importprofiel
voor een volledige jaarsimulatie
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Aan de hand van deze methodologie kunnen talloze importprofielen worden
bekomen, waarbij we een correctie invoeren voor de momenten met grote schaar-
ste. We verlagen dan bewust de willekeurige import die uit de Ornstein-Uhlen-
beckmethode is voortgekomen om te vermijden dat in het model een zeer hoge
import zou plaatsvinden op momenten waarop dit in de praktijk zeer onwaar-
schijnlijk is. Als Belgié met krapte kampt, is de kans immers groot dat dat in onze
buurlanden ook het geval is. De reden daarvoor is dat de weersomstandigheden
— denk bijvoorbeeld aan een koudegolf van één week in januari — meestal gelijk-
aardig zijn in Belgié en zijn buurlanden. Op basis van historische importprofielen
werd een inschatting gemaakt van de gegarandeerde importcapaciteit en de over-
eenkomstige probabiliteit op momenten met krapte in de markt.

Wat de minimaal gegarandeerde import op piekmomenten betreft, moet wor-
den opgemerkt dat daarover recent een akkoord werd gesloten tussen de net-
werkbeheerders van Belgié en de ons omringende buurlanden. Het resultaat van
die overeenkomst is de zogenaamde ‘adequacy patch’, die op papier een bepaalde
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hoeveelheid import zou moeten garanderen tijdens momenten van krapte. Aange-
zien het niet zeker is dat de adequacy patch in de praktijk altijd nageleefd kan
worden, houden we er geen rekening mee in onze modeloefening. Het is in onze
scenario’s dus mogelijk dat Belgié (bijna) niet kan importeren op piekmomenten
waarbij er net een hoge nood aan import is. Bovendien kan er op basis van de
impliciete phase-out-plannen van nucleaire en steenkoolcapaciteit in het VK,
Nederland en Duitsland verwacht worden dat de mogelijkheid om in 2030 op
piekmomenten te importeren uit onze buurlanden dikwijls eerder beperkt zal zijn.
Door het sluiten van oude centrales in de buurlanden zal de reservemarge — het
verschil tussen de piekvraag en de maximale controleerbare productiecapaciteit
— ook in die landen steeds lager worden. Door geen rekening te houden met een
altijd gegarandeerde minimale invoercapaciteit, streeft onze modeloefening naar
een eerder nationale energiezekerheid, waarbij de variabele invoer van elektrici-
teit een exogene factor uitmaakt.

Flexibele/controleerbare vraag (DSM)

Een tweede bron van pseudo-capaciteit die steeds belangrijker wordt, is een flexi-
belere en meer controleerbare vraag naar elektriciteit, ook wel demand side
management of DSM-capaciteit genoemd. Hoewel er in principe een groot theo-
retisch potentieel is om de vraag te verschuiven in functie van systeemparameters,
wordt dat potentieel momenteel slechts in beperkte mate benut in Belgié. De rede-
nen daarvoor zijn divers. In de eerste plaats is het ontwikkelen van DSM-capaci-
teit op zich niet evident. DSM-capaciteit moet worden geidentificeerd, toeganke-
lijk zijn en er moet voldoende financiéle waarde aan gekoppeld zijn om een
gedragswijziging uit te lokken bij de potentiéle aanbieder van de capaciteit. Ten
tweede zijn de ontwikkeling en harmonisatie van ‘slimme’ software en hardware
noodzakelijk voor een significante expansie van DSM. Ten derde zijn ook het
regulerende kader en het gehanteerde marktmodel cruciaal voor DSM. Om die
redenen zijn we in het referentiescenario eerder conservatief wat betreft het
inschatten van de toekomstige DSM-capaciteit, althans in het referentiescenario.

DSM-capaciteit is niet alleen moeilijk te ontwikkelen, maar is ook inherent
gelimiteerd op verschillende vlakken eens ze ontwikkeld is. Het is in de eerste
plaats zo dat dit soort capaciteit meestal sterk asymmetrisch is, in die zin dat de
vraag naar elektriciteit niet evenveel verhoogd kan worden als ze verlaagd kan
worden. Wat de DSM-capaciteit op het residentiéle niveau betreft, kan er worden
gesteld dat de potentiéle capaciteit om de consumptie op strategische momenten
te verhogen veel groter is dan de capaciteit om op strategische momenten het ver-
bruik aanzienlijk te verlagen. Die asymmetrie is echter omgekeerd bij DSM op het
industriéle niveau; industriéle toepassingen zijn eerder geschikt voor het verlagen
van de vraag en in mindere mate voor het verhogen ervan.
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Een tweede belangrijke beperking van DSM-capaciteit betreft de duur tijdens
dewelke een bepaalde verhoging of verlaging van de vraag kan worden volgehou-
den en het aantal keren dat dat op korte termijn kan worden herhaald.

Beide ‘zwaktes’ van DSM - asymmetrie en tijdsbeperkingen — werden ook
teruggevonden in het LINEAR-project,® waarbij bleek dat slimme huishoudtoe-
stellen voornamelijk hun consumptie konden verhogen — bijvoorbeeld om over-
schotten aan hernieuwbare energie op te slorpen —, maar een veel beperkter poten-
tieel hadden op het vlak van het verlagen van hun verbruik. Er werd in dit project
ingeschat dat de DSM-capaciteit op het residentiéle niveau in Belgié een maxi-
mum van 300 MW aan consumptievermindering mogelijk maakte, maar enkel op
weekenddagen en slechts voor een duur van vijftien minuten. Er kan dus worden
gesteld dat de DSM-capaciteit a.d.h.v. ‘slimme toestellen’ op residentieel niveau in
de praktijk moeilijk te realiseren is en ook een vrij beperkt potentieel heeft wat
betreft het garanderen van strategische reservemarges op systeemniveau.

Voor een inschatting van de beschikbare DSM-capaciteit in 2030 is een blik
op de momenteel beschikbare capaciteit een logisch vertrekpunt. In het recente
rapport van Elia over de Belgische bevoorradingszekerheid wordt uitgegaan van
een DSM-capaciteit van 826 MW in het jaar 2016.4 Dat is de optelsom van con-
tractuele en niet-contractuele capaciteit. Niet-contractuele capaciteit bestaat uit
vraagvermindering die door de marktprijzen zelf wordt uitgelokt, of die zelfs op
vrijwillige basis plaatsvindt (bv. op basis van een sms van de netwerkbeheerder).

In het referentiescenario gaan we ervan uit dat de neerwaartse DSM-capaci-
teit rustig blijft toenemen, tot die ongeveer verdubbeld is tot 1600 MW tegen het
jaar 2030. We veronderstellen bovendien dat die beschikbaar blijft voor maxi-
maal vijf uren. Dat cijfer is vergelijkbaar met ramingen voor het Verenigd Konink-
rijk en Duitsland tegen hetzelfde jaar (weliswaar aangepast voor de bevolkings-
grootte van Belgié). We blijven in het referentiescenario dus eerder voorzichtig
wat betreft de toekomstige DSM-capaciteit, in de zin dat we geen grote technolo-
gische of regulerende doorbraken verwachten die een veel hogere capaciteit uit-
lokken. Desalniettemin is het niet ondenkbaar dat de snelle ontwikkeling van
slimme software en hardware een significant grotere DSM-capaciteit mogelijk
maakt in de nabije toekomst. Een dergelijke techno-optimistische assumptie reser-
veren we echter voor de alternatieve en radicale scenario’s, waarin de vraag in
2030 veel flexibeler en controleerbaarder is dan vandaag. Ook bij die scenario’s
blijft de limitering in de tijd echter gelden. De DSM kan slechts geleverd worden
voor enkele uren, en is dus niet equivalent aan firm capacity, die indien nodig
ononderbroken kan blijven doorproduceren.

3 Zie http://www.linear-smartgrid.be.
Elia. (2015). Bevoorradingszekerbeidsstudie voor Belgié. Nood aan strategische reserve
voor de winter 2016-17. Opgehaald uit: http://www.elia.be/~/media/files/Elia/Products-
and-services/151202_ELIA_adequacy-report-NL.pdf
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Het gecontroleerd doen toenemen van de vraag — bijvoorbeeld bij een grote
overproductie van hernieuwbare energie — is niet mogelijk in het referentiescena-
rio. Een opwaarts controleerbare vraag is echter wel mogelijk in het alternatieve
en radicale scenario. Daarbij kan tegen 2030 de vraag zowel in de opwaartse als
de neerwaartse zin gecontroleerd worden, met in het radicale scenario een maxi-
mum van 2500 MW in beide richtingen.

De volumes (in MWh) die door een flexibele vraag weggesnoeid worden of er
net bijkomen, worden steeds op een later moment in de tijd gecompenseerd in de
modelsimulaties. Wanneer tijdens een avondpiek de vraag met 1000 MW ver-
laagd wordt gedurende één uur, zal er in de daaropvolgende periode zonder
krapte 1000 MWh aan bijkomende vraag gecreéerd worden om daarvoor te
compenseren. Het omgekeerde gebeurt bij opwaartse flexibiliteit. Het tijdelijk
verhogen van de vraag tijdens een moment met hernieuwbare overproductie
wordt gecompenseerd door de vraag later met hetzelfde volume te verlagen.

Elektrische voertuigen (EV’s)

De elektrische auto wordt gegarandeerd belangrijk, maar niemand weet hoe
belangrijk EV’s of BEV’s (battery electric vehicles) zullen zijn in 2030. Aangezien
de batterij van een volledig elektrische wagen (BEV) gebruikt kan worden voor de
opslag van elektriciteit vanuit een systeemperspectief — dus los van de vraag naar
mobiliteit door de eigenaar — hebben we in functie van onze modeloefeningen
gepoogd het potentieel van elektrische voertuigen tot 2030 in kaart te brengen op
basis van actuele rapporten, databases en de academische literatuur.

Indien het wagenpark jaarlijks toeneemt met 1,25% kan een conservatieve
penetratiegraad van EV’s leiden tot een park van 500000 EV’s in het referentie-
scenario tegen 2030. Dat scenario is uiteraard maar één weergave van een onze-
kere toekomst, aangezien het marktpotentieel van EV’s athankelijk is van tal van
factoren. Zo spelen het aanbod van beschikbare modellen, de actieradius, de prijs
en vooral de beschikbaarheid van een publieke laadinfrastructuur een belangrijke
rol in de diffusie van elektrische wagens. Daarnaast kunnen fiscaal stimulerende
beleidsmaatregelen een grootschalige uitrol van elektrische wagens aanzienlijk
versnellen, zoals reeds bewezen werd in Noorwegen. Volgens heel wat insiders
start vanaf 2020 alvast hét decennium van de EV’s.

Wagens staan voor meer dan 90% van hun levensduur stil, wat maakt dat een
elektrisch wagenpark in belangrijke mate kan bijdragen tot de flexibiliteit van het
energiesysteem. In theorie kunnen elektrische wagens met behulp van slimme
software opgeladen worden op dalmomenten met lage elektriciteitsprijzen en
stroom afgeven (ontladen) tijdens piekmomenten met hoge prijzen. Een overpro-
ductie van hernieuwbare elektriciteit kan zo worden opgeslagen in autobatterijen
en voorkomt minder interessante alternatieven zoals een curtailment of beperking
van de hernieuwbare productie.
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Om het potentieel van ‘vebicle to grid’-toepassingen (V2G) in te schatten,
werden enkele assumpties gemaakt. Aan de hand van data van de FOD Mobiliteit
en Vervoer® werd berekend welke afstand een personenwagen gemiddeld aflegt
per dag. Indien dat getal (41,9 km/dag) vermenigvuldigd wordt met het huidige
gemiddelde verbruik van een volledig elektrische wagen (0,2 kWh/km?®), resulteert
dat in de batterijcapaciteit die gereserveerd moet worden om de gemiddelde dage-
lijkse rijafstand te kunnen overbruggen. Bij een batterij-efficiéntie van 90% en een
reservemarge van 75% resulteert dat in een gemiddelde van 16,3 kWh, die altijd
moet worden vrijgehouden in de batterij wanneer een elektrische wagen systeem-
diensten levert. De reservemarge is noodzakelijk om te garanderen dat — indien
nodig — er ook bovengemiddelde afstanden kunnen worden gereden op gelijk
welk moment waarop de aansluiting met het net wordt onderbroken door de
gebruiker.

Vervolgens dient de gemiddelde batterijcapaciteit van de hele EV-vloot te
worden geraamd. Teneinde dat te berekenen, werd een projectie van de gemid-
delde batterijcapaciteit van nieuw verkochte wagens tot 2030 opgesteld. Indien
we aannemen dat in 2014 het elektrische wagenpark een gemiddelde batterijca-
paciteit had van 20 kWh en dat die gemiddelde capaciteit elk jaar blijft toenemen,
kunnen we de gemiddelde batterijcapaciteit van de totale EV-vloot inschatten. Die
berekeningen resulteren in een gemiddelde batterijcapaciteit van 47 kWh in 2030,
waarvan 30 kWh voor V2G-doeleinden zou kunnen worden aangewend.

Essentieel voor de activatie van V2G-diensten is de verbinding van de elektri-
sche wagen met het ‘slimme net’ met behulp van ‘slimme software’. We veronder-
stellen in het referentiescenario dat 38% van de EV’s in 2030 continu verbonden
zijn met een slim net, wat resulteert in een geaggregeerde batterijcapaciteit van
meer dan 5000 MWh die potentieel beschikbaar is om het net te ondersteunen.
Gelet op een gemiddeld maximaal vermogen van 6 kW’ per EV voor V2G-dien-
sten, kan de geaggregeerde capaciteit minstens een paar uur ondersteunende dien-
sten leveren aan een maximale output van meer dan 1000 MW in het referentie-
scenario. In het alternatieve en radicale scenario veronderstellen we aanzienlijk
meer EV’s — 930000 in het alternatieve scenario en twee miljoen in het radicale
scenario (zie Figuur 2.12) — waarvan bovendien een groter aandeel gekoppeld is
aan een slim net (zie Tabel 1.1). Daardoor stijgt zowel het maximale vermogen
dat de totale EV-vloot aan het netwerk kan leveren, als de duur dat dat vermogen
aangehouden kan worden.

5 Gemiddeld 15284 km in 2013. Opgehaald uit: http://mobilit.belgium.be/nl/mobiliteit/
mobiliteit_cijfers.

6  Consultatie van verschillende academische bronnen resulteerde in een gemiddeld ver-
bruik voor elektrische gezinswagens dat schommelt tussen 15 tot 23 kWh/100 km.

7 Nissan LEAF project. Opgehaald uit: https://www.enel.com/en/media/press/d201605-nis-
san-and-enel-launch-groundbreaking-vehicle-to-grid-project-in-the-uk.html
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Figuur 2.12: Evolutie van het aantal elektrische wagens in de verschillende scenario’s
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Naast het significante V2G-potentieel zorgen EV’s natuurlijk ook voor een bijko-
mende vraag naar elektriciteit. In het referentiescenario met 517000 EV’s is er een
additionele elektriciteitsvraag van ongeveer 1,58 TWh om aan de rijbehoefte te
kunnen voldoen. Als men dat cijfer in perspectief plaatst en vergelijkt met de
totale elektriciteitsvraag van 2013 in Belgié (87 TWh) is dat slechts 1,8% extra.
Ander onderzoek bevestigt dat de extra elektriciteitsvraag op jaarbasis door EV’s
vrij marginaal is op de middellange termijn. De piekvraag daarentegen kan bijj
niet-intelligente oplaadsystemen wel een belangrijke impact hebben. In dit model
werd daarmee rekening gehouden door het gebruikte vraagprofiel aan te passen
aan het oplaadgedrag van de gehele EV-vloot. Het gedeelte van de EV-vloot dat
niet is aangesloten op een slim net veroorzaakt dan potentieel een verhoging van
de piekvraag, terwijl de slim-aangesloten EV’s dat niet doen.

Stationaire batterijen

Naast de batterijen in EV’s is ook de opkomst van stationaire batterijsystemen
een factor in scenario’s naar 2030 toe. We maken in onze analyse een onderscheid
tussen enerzijds gedecentraliseerde storage op kleine schaal, zoals lokale batterij-
systemen van enkele kW bij KMO’s of gezinnen, en anderzijds gecentraliseerde
storage op grotere schaal, zoals een groot batterijpark of een pumped-hydro cen-
trale in handen van een groot energiebedrijf. Middelgrote storage-installaties,
zoals diegene die potentieel gebruikt kunnen worden in het kader van een micro-
grid, worden in onze rekenoefening tot de laatste categorie gerekend.
Opslageenheden kunnen breed worden ingezet. Ten eerste kunnen prijsver-
schillen worden uitgebuit. Elektriciteit kan worden aangekocht als de elektrici-
teitsprijzen laag zijn (bijvoorbeeld tijdens periodes met een lage elektriciteitsvraag
en hoge hernieuwbare productie) en worden verkocht als hogere prijzen worden
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geconstateerd. Ten tweede kunnen opslageenheden worden gebruikt om investe-
ringen in specifieke productiecapaciteit, zoals piekcentrales, te vermijden. Ook
kan de opslag van elektriciteit op verschillende manieren bijdragen om het even-
wicht op het net te bewaren. Batterijen kunnen bijvoorbeeld strategisch in het net
worden geplaatst om congestie te vermijden, waardoor besparingen op het vlak
van netwerkuitbreidingen kunnen worden gerealiseerd. Ten slotte kunnen batte-
rijen ook worden ingezet om onbalansvolumes op te vangen of om black-start
diensten te leveren.

Momenteel is de financiéle aantrekkelijkheid van batterijopslagsystemen ech-
ter beperkt door de onzekerheid inzake toekomstige marktmodellen en tarife-
ringstructuren. Vandaag is in Belgié net-metering met een terugdraaiende teller
van toepassing, waardoor geinjecteerde elektriciteit op het net aan dezelfde prijs
wordt vergoed als elektriciteit die van het net wordt afgenomen. Prosumenten
kunnen hun overtollige elektriciteit dus mateloos in het net injecteren, dat zo
dienst doet als onbeperkte systeembatterij. Dergelijke tariferingsmechanismen
leveren onvoldoende financiéle incentives op om zonnepanelen te koppelen aan
een opslagsysteem met als doel de zelfconsumptie te verhogen. Daarnaast zet ook
de huidige investeringskost nog steeds een rem op een snelle ontplooiing van bat-
terijsystemen. De algemene verwachting is echter wel dat de stationaire batterijen
in het komende decennium aan belang zullen winnen. De snelheid van de markt-
penetratie hangt natuurlijk af van de evolutie van de batterijprijzen en de toege-
paste marktmodellen en tariefstructuren. Voorlopig blijft het onduidelijk in welke
mate batterijopslageenheden zullen penetreren in het Belgische energielandschap
tussen 2016 en 2030. Van grote pilootprojecten is er in Belgié weinig sprake. In
Duitsland daarentegen kunnen al grote investeringsprojecten worden waargeno-
men als gevolg van ondersteuningsmaatregelen en een gunstig evoluerend regule-
rend kader. Ook in de Verenigde Staten werkt men vandaag al aan grote batterij-
projecten. In Californié wordt een batterij geinstalleerd met een vermogen van
100 MW dat kan worden geleverd gedurende vier uur.® Dergelijke ontwikkelin-
gen kunnen in zekere zin dienen als proxy om de toekomstige situatie in Belgié te
evalueren.

Figuur 2.13 geeft de evolutie tot 2030 weer van de totale stationaire batterij-
capaciteit (gecentraliseerd en gedecentraliseerd) in de verschillende scenario’s. In
het referentiescenario blijft de rol van batterijopslag vrij gelimiteerd tot 2030.
Wat gedecentraliseerde storage betreft, gaan we uit van een kleine opname van
lokale batterijsystemen bij ‘early adopters’. Het betreft een beperkt aantal gezin-
nen en bedrijven die bereid zijn om een meerkost te betalen in ruil voor de moge-
lijke toepassingen van een lokaal opslagsysteem — bijvoorbeeld de Tesla Power-

8  Zie https://www.scientificamerican.com/article/world-s-largest-storage-battery-will-power-
los-angeles/
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wall — zoals het verhogen van de zelfconsumptie van lokale PV-productie. Voor
gecentraliseerde storage gaan we op gelijkaardige wijze uit van een beperkt aantal
pilootprojecten door energiebedrijven. Zo kan er bijvoorbeeld door een vooruit-
strevend energiebedrijf geinvesteerd worden in een batterijpark van een aantal
MW, om uit te testen in welke mate het in de praktijk inzetbaar is. Eerder opti-
mistische assumpties over de beschikbare capaciteit van stationaire batterijen
werden gereserveerd voor het alternatieve en radicale scenario. In vergelijking
met een stationaire batterijcapaciteit van 420 MWh in het referentiescenario wer-
ken we in het alternatieve scenario met een capaciteit van 2220 MWh in 2030 en
in het radicale scenario zelfs met een batterijcapaciteit van 6 180 MWh.

Verder moet ook worden opgemerkt dat het geinstalleerde vermogen van
hydro-pompopslagsystemen in het alternatieve en radicale scenario toeneemt met
600 MW in 2025. Ontwikkelingen van opslagsystemen die seizoensopslag facili-
teren (zoals power-to-gas), worden in deze studie niet in rekening gebracht.

Figuur 2.13: Evolutie van de capaciteiten van stationaire batterijen in alle scenario’s
(zowel in MW als in MWh)
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Methodologie dispatching-model

Een probabilistisch dispatching-model werd ontwikkeld om de nood aan regel-
baar productievermogen te kwantificeren bij bovenvermelde assumpties over de
samenstelling van een toekomstig productiepark. Vanuit economisch oogpunt wil
een dispatching- of allocatiemodel de optimale output of inzet van elektriciteits-
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centrales bepalen om op elk moment de vraag naar elektriciteit te kunnen volgen
in een specifieke techno-economische context (met weersathankelijk kapitaal,
import, DSM, enz.). Het gebruikte model simuleert op kwartierbasis hoe aan de
vraag wordt voldaan met behulp van alle beschikbare (productie)technologieén.
De combinatie van diverse tijdsreeksen (vraag, windproductie, zonneproductie)
en willekeurige trekkingen van bepaalde inputvariabelen (ongeplande uitdienst-
names binnen het thermische productiepark, beschikbaarheid van de importcapa-
citeit) laat toe om verschillende jaarsituaties te genereren, zoals schematisch voor-
gesteld in Figuur 2.14. Per gemodelleerd jaar worden op die wijze meer dan
10000 verschillende omstandigheden gesimuleerd. Vervolgens wordt het beoogde
productiepark geévalueerd op het vlak van bevoorradingszekerheid. Indien alle
gegenereerde jaarsituaties gemiddeld voldoen aan het zogenaamde ‘loss of load
expectation’- of LOLE-criterium wordt het systeem als veilig beschouwd op het
vlak van energiezekerheid (zie ook 2.5.1). Indien niet aan het LOLE-criterium
wordt voldaan, worden nieuwe iteraties gesimuleerd met een hogere back-upca-
paciteit (i.e. meer CCGT- en/of OCGT-capaciteit). Dat iteratieve proces wordt
herhaald tot de minimale back-upcapaciteit wordt gekwantificeerd, waarbij het
systeem energiezekerheid garandeert. Deze methode wordt schematisch weergege-
ven in Figuur 2.15. Naast energiezekerheid wordt het gemodelleerde elektriciteits-
systeem ook geévalueerd op het vlak van CO,-emissies en totale productiekost,
inclusief bijkomende netwerkkosten. Verschillende plausibele toekomstbeelden
werden ontwikkeld en uitgebreid geanalyseerd. Daarnaast werden ook enkele
sensitiviteiten aan het analysekader toegevoegd. Verder dient te worden bena-
drukt dat deze modeloefening als doel heeft de impact van bepaalde ontwikkelin-
gen in te schatten. Dit model gaat met andere woorden niet op zoek naar de meest
optimale situatie of bijvoorbeeld de goedkoopste optie, in tegenstelling tot som-
mige andere studies. Door bewust niet te kiezen voor een beperkende focus op het
optimaliseren van een bepaalde variabele, maken we een ruimere afweging van
verschillende beleidskeuzes mogelijk.

Figuur 2.14: Schematische voorstelling van de creatie van
toekomstige jaarsituaties
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Figuur 2.15: Schematische voorstelling van het iteratieve proces
om een toekomstig productiepark te evalueren
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Na de kenmerken van de beschikbare capaciteiten per scenario is het essentieel
om de doelstelling van de modeloefeningen te typeren. Een eerste doelstelling is
om na te gaan of een bepaalde set-up met een gegeven productiepark, batterijca-
paciteit, DSM en importcapaciteit de bevoorradingszekerheid kan garanderen.
Daarvoor gebruiken we het conventionele ‘loss of load expectation’-criterium
(LOLE). Dat getal drukt uit hoeveel uren de vraag naar elektriciteit (‘load’) niet
gedekt kan worden door alle beschikbare activa. Een betrouwbaar elektriciteits-
systeem heeft vanzelfsprekend een zo laag mogelijke LOLE. Frequente en langdu-
rige stroomonderbrekingen passen niet in onze beeldvorming van een moderne en
hoogtechnologische economie. Het is gebruikelijk om in theoretische oefeningen
zoals deze te werken met een doelstelling van LOLE < 3h. Die doelstelling wordt
ook gehanteerd door de transmissienetbeheerders in Belgié, Frankrijk en Neder-
land. In Nederland is het < 4h en in Ierland < 8h.

Een tweede indicator inzake de betrouwbaarheid van het systeem is de reser-
vemarge. In het model wordt de evolutie van de piekvraag vergeleken met de
direct beschikbare en controleerbare capaciteit. Die zogenaamde ‘firm capacity’
houdt wel rekening met onvoorziene omstandigheden, zoals technische proble-

9  Pompopslagsystemen werden niet beschouwd als firm capacity’, maar werden meegere-
kend onder pseudo-capaciteit.
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men en onderhoudswerkzaamheden die de beschikbaarheid kunnen beinvloeden.
Of anders geformuleerd: het bestaan van 5000 MW gascapaciteit impliceert niet
dat er elk uur van het jaar een productief vermogen van 5000 MW aangesproken
kan worden.

Om energiezekerheid te kunnen bewerkstelligen, moet er altijd voldoende
inzetbare productiecapaciteit beschikbaar zijn om te kunnen voldoen aan de piek-
vraag. Bijgevolg dient er een reservemarge — of een overschot aan direct inzetbaar
productievermogen tijdens piekmomenten — aanwezig te zijn. In een elektriciteits-
systeem waarin een aanzienlijke pseudo-capaciteit — batterijcapaciteit, DSM en
invoer — ontwikkeld en verwacht wordt sterk toe te nemen, is de klassieke reser-
vemarge in termen van productiecapaciteit achterhaald. De formule dient te wor-
den aangepast. We hanteren dan ook het begrip ‘pseudo-reservemarge’ om de
belangrijke toename van pseudo-capaciteiten expliciet te integreren in de analyse.
Die wordt als volgt berekend:

Pseudo — reservemarge = (firm capacity + pseudo — capaciteit) — pickvraag
piekvraag

Duurzaamheid

Een tweede doelstelling van onze modeloefening is het kwantificeren van de CO,-
uitstoot die gepaard gaat met de verschillende scenario’s. Het energie- en klimaat-
beleid moeten nastreven dat het elektriciteitssysteem zo duurzaam mogelijk
wordt. Vanuit ecologisch standpunt willen we vandaag vooral de uitstoot van
CO, minimaliseren. Daarmee stellen we zeker niet dat alleen de CO,-impact van
een energietechnologie van ecologisch belang zou zijn. Wel biedt het huidige kli-
maatbeleid in de Europese Unie vandaag een dwingend kader waarbinnen tech-
nologieén en beleidskeuzes geévalueerd moeten worden. Belgische beleidsmakers
hebben geen alternatief dan het realiseren van nationale CO,-doelstellingen door
een combinatie van maatregelen.

Er kan een onderscheid worden gemaakt tussen de directe CO,-uitstoot per
technologie — de zogenaamde end-of-pipe emissies — en de uitstoot over de gehele
levenscyclus van een technologie. De laatste optie vertrekt typisch van een LCA-
perspectief (levenscyclusanalyse). Windturbines veroorzaken geen CO,-uitstoot
bij de productie van elektriciteit, maar tijdens de installatie en de productie van
de onderdelen worden machines, materialen en processen gebruikt die natuurlijk
wel CO, uitstoten. Daardoor is er per MWh elektriciteit uit een windturbine geen
directe uitstoot, maar wel een uitstoot vanuit LCA-perspectief (zie Tabel 2.1).

Om een inschatting te maken van de totale directe uitstoot van binnenlandse
productie-eenheden moeten we kijken naar de directe uitstoot afkomstig van
CCGT’s, OCGT’s en WKK’s. Er kan worden aangenomen dat de efficiéntie van
die conventionele productiemiddelen in de komende jaren verder kan toenemen

51

MODELOEFENING EN

TOELICHTING
ASSUMPTIES




als gevolg van technologische ontwikkelingen. Bijgevolg is de uitstoot van centra-
les die in 2025 worden bijgebouwd een pak lager dan centrales die momenteel
operationeel zijn. Om de directe CO,-uitstoot zo goed mogelijk in te schatten,
werd rekening gehouden met de relatieve ouderdom en overeenkomstige efficién-
tiegraad van de conventionele productiemiddelen. Daarbij wordt verondersteld
dat in elk gemodelleerd jaar de totale CCGT- en OCGT-capaciteit grosso modo
zal bestaan uit een mix van relatief oude en splinternieuwe productie-eenheden.
Enkel in 2021 wordt aangenomen dat de totale productiecapaciteit van CCGT’s
en OCGT’s volledig zal bestaan uit assets die vandaag al operationeel zijn. Voor
WKK’s wordt er geen bijbouw verondersteld en zal de capaciteit tot 2030 dus vol-
ledig bestaan uit relatief oude assets. Om de totale uitstoot per productietype te
kwantificeren, worden de productievolumes uit de dispatching-simulaties verme-
nigvuldigd met de gemiddelde CO,-intensiteit, rekening houdende met de samen-
stelling van de totale capaciteit op het vlak van efficiéntie. Ook houden we reke-
ning met het feit dat de oudere centrales met een hogere marginale productiekost
het laatst in de rij zullen staan bij de merit order binnen het segment van de gas-
centrales, en dus veel minder vaak zullen produceren dan de allernieuwste centra-
les in 2030.

Tabel 2.1: Overzicht van de CO,-intensiteit per technologie vanuit end-of-pipe en
LCA-perspectief

CO,-uitstoot per technologie CO, end-of-pipe (ton/GWh) CO, LCA (ton/GWh)
Wind 0 20
PV 0 100
Hydro (RoR) 0 30
Biomassa 0 100
WKK 600 700
Nucleair 0 50
CCGT

Pre-2025 500 600

2025 355

2030 350
OCGT

Pre-2025 1100 1200

2025 549

2030 535
Hydro (PHS) 0 30
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Verder houden we in onze analyse expliciet rekening met de CO,-emissies die
gepaard gaan met import van elektriciteit. Als we meer elektriciteit importeren,
moet er minder in eigen land geproduceerd worden, waardoor de nationale CO,-
uitstoot kan dalen. Vanuit ecologisch perspectief is dat minder relevant omdat de
geimporteerde elektriciteit misschien wel van een oude Duitse bruinkoolcentrale
met een zeer hoge CO,-uitstoot per MWh komt. Het importeren van elektriciteit
verplaatst de CO,-uitstoot dikwijls alleen maar naar andere landen. In onze
modeloefening houden we om die reden rekening met de CO,-uitstoot die gepaard
gaat met de buitenlandse elektriciteitsproductie die nodig is om de elektriciteits-
vraag in Belgié te volgen. Daarvoor is vooral de gemiddelde CO,-intensiteit van
de elektriciteitsproductie van onze buurlanden van belang, alsook hun relatieve
aandeel in de totale Belgische import. Zowel in het referentiescenario als in alle
andere scenario’s wordt voor de eenvoud verondersteld dat alle geimporteerde
elektriciteit tussen vandaag en 2030 in gelijke mate uit Duitsland (25%), Neder-
land (25%), het VK (25%) en Frankrijk (25%) komt. Vanwege de sterk verschil-
lende productieparken in de buurlanden zijn er grote verschillen in de CO,-inten-
siteit van elke geimporteerde MWh of GWh. Die is het laagst in Frankrijk vanwege
het omvangrijke nucleaire park (74 ton CO, per GWh) en bijna zes keer zo hoog
in Nederland, Duitsland en het Verenigd Koninkrijk. Natuurlijk zal de elektrici-
teitsproductie in onze buurlanden evolueren tegen 2030. Zo wil Duitsland niet
alleen de koolstofarme kerncentrales sluiten tegen 2030, maar ook een aanzien-
lijk aandeel van de steenkool- en bruinkoolcentrales. Ook in Nederland, en vooral
in het Verenigd Koninkrijk, worden in het komende decennium heel wat steen-
koolcentrales gesloten. In Frankrijk zou het aandeel van de kerncentrales tegen
2030 echter kunnen dalen, wat kan leiden tot een hogere CO-uitstoot per gepro-
duceerde MWh. Voorts is het door de Brexit onduidelijk of het VK effectief zal
doorgaan met het sluiten van oude steenkoolcentrales. Die voorziene sluiting is
immers vooral het gevolg van Europese wetgeving inzake grote elektriciteitscen-
trales. Kortom, het is zeer moeilijk om de evolutie van de CO,-intensiteit van de
elektriciteit uit onze buurlanden te voorspellen. Om die reden veronderstellen we
dat de CO,-intensiteit constant blijft tot 2030.

Kosten

Naast duurzaamheid en energiezekerheid vormt de totale kostprijs van de ener-
gievoorziening de derde belangrijke pijler in het energietrilemma. Dat is dan ook
de derde analyse-doelstelling van onze modeloefening. De keuzes van beleidsma-
kers inzake de energiemix hebben een grote invloed op de prijs van energiezeker-
heid. Het is dus nuttig om de totale kostprijs per scenario te vergelijken. Om de
kost van het elektriciteitssysteem in te schatten, moet de huidige totale productie-
kost op een transparante manier worden becijferd, inclusief de afgewentelde net-
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werkkosten. Daarbij worden drie componenten opgenomen: plant-level costs,
balancing costs en grid costs.

Om de plant-level costs in te schatten per productietechnologie wordt gebruik-
gemaakt van de ‘levelized cost of electricity’-methodologie (LCOE). De LCOE-
maatstaf becijfert de gemiddelde elektriciteitsprijs waaraan verkocht moet wor-
den gedurende de levensduur van de productie-eenheid om te voldoen aan het
vereiste rendement op de investering. Anders geformuleerd, geeft de LCOE de
gemiddelde kostprijs weer van 1 MWh elektriciteit die werd geproduceerd door
een bepaalde productietechnologie.

De algemene formule om de LCOE van een productietechnologie te kwanti-
ficeren is de volgende:

CAP,, >“

INV) 10 <
0\ CAP,
LCOE,, = CAPuso + O&M,, + ES, + C,.,

1—(1+DR)™™
[FLEOH,,J x ( SR )}

De LCOE wordt bepaald door:
- De investeringskost op tijdstip t, (INV )
De globale geinstalleerde capaciteit op tijdstip t, (CAP ) en tijdstip t
Leereffecten o. = mlﬁi
De verdisconteringsfactor (DR)
De levensduur van de technologie (t,)
Het aantal vollasturen in een bepaald jaar (FLEOH,,)
De emissiekost van een bepaalde technologie (C ,)
De operationele en onderhoudskosten (O&M, )
Feedstock-kosten (FS)

De LCOE van een technologie wordt de facto bepaald door vier elementen: de
(geannualiseerde) investeringskost, kosten voor exploitatie en onderhoud,
feedstock-/brandstofkosten en de kost die gepaard gaat met de aankoop van emis-
sierechten. De verhouding van iedere kostencomponent in de LCOE verschilt
naargelang de technologie. Zo worden hernieuwbare energiebronnen zoals wind
en zon traditioneel gekenmerkt door een relatief hoog aandeel van de kapitaal-
kosten, terwijl de LCOE van biomassacentrales voor het grootste deel bestaat uit
brandstofkosten. Al die kostencomponenten worden uitgedrukt in €/ MWh, net
zoals de LCOE.

Een blik op de algemene formule van de LCOE maakt duidelijk dat de evolu-
tie van de productiekost van een technologie door heel wat onderliggende facto-
ren kan worden beinvloed. Ten eerste kunnen leer- en schaaleffecten optreden,
waardoor de investeringskosten van bepaalde technologieén jaarlijks significant
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kunnen afnemen. Bijgevolg zal de LCOE van de desbetreffende technologie dalen
onder de ceteris-paribusassumptie. Niemand kan die evoluties voorspellen. Wel
kunnen we eerder optimistische tot eerder pessimistische assumpties inzake de
kostenverlaging hanteren. Belangrijk daarbij is dat een klein verschil in bijvoor-
beeld de jaarlijkse learning rates op lange termijn een grote impact kan hebben op
de LCOE. De cijfers die we later presenteren, zijn gebaseerd op eerder conventio-
nele assumpties wat betreft de verwachte kostprijsverlagingen. Onderstaande
figuren maken duidelijk dat die conventionele assumpties leiden tot een eerder
gemiddeld kostenverloop (dat soms vrij dicht aanleunt bij het verwachte verloop
onder eerder pessimistische assumpties).

Een andere factor die een effect heeft op de LCOE van een technologie is de
prijs van een emissierecht of van een ton CO,. In deze studie veronderstellen we
dat de prijs jaarlijks toeneemt met ongeveer 17%, wat leidt tot een prijs van € 45/
ton CO,-equivalent in 2030. Dat verloop wordt exogeen opgelegd en hangt af
van het Europese klimaatbeleid. Verder wordt voor de eenvoud verondersteld dat
de O&M-kosten en feedstock-kosten constant blijven in de tijd. De verdisconte-
ringsfactor wordt eveneens constant gehouden en bedraagt 5%.

De penetratie van grote hoeveelheden variabele hernieuwbare energiebron-
nen in ons elektriciteitssysteem heeft implicaties voor de bezettingsgraad van de
conventionele productiemiddelen. De productie uit hernieuwbare energie heeft
grid priority access en komt dus per definitie altijd op het net. Bovendien is de
marginale kost van windturbines en zonnepanelen te verwaarlozen. Conventio-
nele (gas)centrales worden dus uit de markt geduwd en krijgen te kampen met een
lager aantal werkingsuren. Dat effect wordt in de literatuur omschreven als het
‘compressie-effect’. Om daarmee rekening te houden, gebeurt de LCOE-bereke-
ning voor de gascentrales op basis van hun werkelijke load factor die resulteert
uit de dispatching-simulaties. Een lage load factor vertaalt zich dus ceteris paribus
in een hoge LCOE. Intuitief is dat ook duidelijk: indien een gascentrale over haar
levensduur een lager aantal uren zal draaien, wordt de prijs waaraan de stroom
moet worden verkocht om de investering terug te verdienen hoger, en omgekeerd.

Om de totale productiekost van wind- en zonne-energie in een bepaald jaar
te kwantificeren, wordt per technologie een gewogen LCOE gehanteerd. De alge-
mene verwachting is dat de kost van windturbines en zonnepanelen in de komende
jaren nog significant kan dalen, zoals weergegeven in Figuren 2.16,2.17 en 2.18.
De totale geinstalleerde windcapaciteit zal dus binnen enkele jaren nog sterk uit-
breiden en samengesteld zijn uit windturbines van de eerste generatie — met vrij
hoge LCOE’s — en windmolens uit de tweede of zelfs derde generatie met signifi-
cant lagere LCOE’s. Een gewogen LCOE geeft dus een representatieve weergave
van de gemiddelde productiekost van de variabele hernieuwbare energiebronnen
in een bepaald scenario.

Met betrekking tot de kost van het nucleaire park dient te worden opgemerkt
dat de huidige kost vooral bestaat uit de operationele kosten en de investerings-
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kost die gepaard ging met de levensduurverlenging van Tihange 1, Doel 1 en Doel
2. Die investeringskost wordt geschat op € 10,1/MWh. We nemen aan dat een
verdere verlenging van bepaalde kerncentrales na 2025 — zoals wordt veronder-
steld in het nucleaire scenario — gepaard gaat met een investeringskost van onge-
veer € 9,1/MWh. Tabel 2.2 geeft een overzicht van de LCOE’s van de productie-
middelen in de verschillende scenario’s in 2030.

Figuur 2.16: Evolutie van de LCOE van PV tot 2030 onder verschillende koste
nassumpties
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Opmerking: deze cijfers betreffen uitsluitend de Belgische context waarop deze studie
van toepassing is. De LCOE van PV kan een stuk lager liggen in een zonniger klimaat,
aangezien er daar veel meer productie kan worden gehaald uit dezelfde hoeveelheid
capaciteit.
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Figuur 2.17: Evolutie van de LCOE van offshore wind tot 2030 onder verschillende
kostenassumpties
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Opmerking: we gaan ervan uit dat de veel lagere LCOE’s die recent gehaald werden bij
tenders in het buitenland een tijdelijk fenomeen zijn, gestuurd door tijdelijke trends zoals
lage staalprijzen en overcapaciteit in de offshore oliesector door de lage olieprijzen. Wan-
neer die gunstige marktomstandigheden verdwijnen, verwachten we een terugkeer naar

het in deze figuur voorgestelde traject.

57

MODELOEFENING EN

TOELICHTING
ASSUMPTIES




Figuur 2.18: Evolutie van de LCOE van onshore wind tot 2030 onder verschillende

kostenassumpties
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Tabel 2.2: Overzicht van de LCOE van de productiemiddelen in de verschillende

scenario’s in 2030

LCOE onder conventionele

kostenassumpties REF 2030 NUC2030 ALT 2030 RAD 2030
€/MWh

PV (gewogen gemiddelde) 117,7 117,7 112,1 108
Wind onshore (gewogen gemiddelde) 55,6 55,6 54,1 53,2
Wind offshore (gewogen gemiddelde) 114,7 114,7 113,3 112,2

N s ne 0
Hydro 110 110 110 110
Biomassa 115,7 115,7 115,7 115,7
WKK 88,2 88,2 88,2 88,2
CCGT (ba;sed on load factors 118,3 128 125,9 131,6

rom model output)

OCGT (based on load factors 2964 312,7 308.4 223.4

from model output)
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Kost van import

Naast de kosten die gepaard gaan met de binnenlandse elektriciteitsproductie
moet ook een inschatting worden gemaakt van de kost van geimporteerde stroom.
Voor de eenvoud werd ook hier verondersteld dat de toekomstige import naar
Belgié afkomstig is uit vier landen — Frankrijk, Nederland, het Verenigd Konink-
rijk en Duitsland — met elk een even groot aandeel van 25%. Als proxy voor de
prijs van de geimporteerde stroom in Belgié worden voorspellingen van de gemid-
delde groothandelsprijzen in de buurlanden gehanteerd (zie verder).

Kost van stationaire batterijopslag

Momenteel is er nog geen consensus over de meest geschikte maatstaf om de kost
van batterijopslag te evalueren. In deze studie opteren we ervoor om de ‘levelized
cost of storage’-methodologie (LCOS) te hanteren, ondanks enkele tekortkomin-
gen van deze maatstaf. Gelijkaardig aan de LCOE-methode, kwantificeert de
LCOS de kost van 1 MWh die uit de batterij wordt ontladen. Daarbij wordt
abstractie gemaakt van de kostprijs om de batterij op te laden. De LCOS-metho-
dologie kwantificeert met andere woorden de kost van het opslaan zelf, rekening
houdende met de prijs van de batterij en met de maximale hoeveelheid elektrici-
teit die over de levensduur van de batterij kan worden opgeslagen.

Voor beide classificaties van stationaire batterijen (gedecentraliseerd en gecen-
traliseerd) die in deze modeloefening aan bod komen, wordt apart becijferd aan
welke prijs ze hun diensten kunnen aanbieden aan het net. Er moet worden opge-
merkt dat in het model batterijen enkel worden ingezet om flexibele back-upca-
paciteit aan het systeem toe te voegen. In werkelijkheid kunnen batterijen zoals
aangehaald in sectie 1.3.5. ook worden gebruikt om allerlei andere netdiensten te
leveren. Daardoor neemt de toegevoegde waarde van batterijen toe en kan het
rendement op de investering veel hoger uitvallen. Onderstaande tabel geeft een
overzicht van de LCOS-inschattingen in 2030 voor gecentraliseerde en gedecentra-
liseerde stationaire batterijen. Die evolutie van de kost is gelijk in alle scenario’s.

Tabel 2.3: Overzicht van de LCOS van stationaire batterijopslageenheden
in verschillende jaren

LCOS [€/MWh] 2016 2025 2030
Batterijen kleine schaal 339 146 96
Batterijen grote schaal 209 95 61
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Kost van V2G

De kost van V2G-systemen inschatten, is een complexe oefening. De batterijen in
elektrische wagens worden al intensief gebruikt om te voldoen aan de dagelijkse
mobiliteitsbehoefte. Indien de batterijen van elektrische wagens daarnaast vaak
zouden worden ingezet om de opgeslagen stroom opnieuw af te leveren om onder-
steunende netdiensten te bieden, kan het aantal gebruikte batterijcycli snel toene-
men. Daardoor wordt de levensduur van de batterijen sterk aangetast.” Bovendien
zijn de batterijen in elektrische wagens volgens verschillende waarnemers niet
geschikt voor dergelijke toepassingen. Over dit onderwerp bestaan veel discussies.
Bijgevolg kan worden verondersteld dat EV-eigenaars een gulle compensatie wil-
len bekomen in ruil voor de extra slijtage van de EV-batterij. Daardoor kan men
ervan uitgaan dat de kost die gepaard gaat met V2G relatief duur kan uitvallen.
Onderstaande tabel geeft de V2G-kost weer in 2025 en 2030, die uit voorzichtig-
heid vrij hoog wordt ingeschat. We berekenen voor alle duidelijkheid niet de
totale gebruikskost van de elektrische voertuigen zelf, noch de totale kost van de
batterijen in die voertuigen (los van de andere componenten van het voertuig). De
assumpties in Tabel 2.4 betreffen uitsluitend een raming van de prijs waaraan de
eigenaars van elektrische voertuigen hun batterijcapaciteit aan het net ter beschik-
king stellen, rekening houdende met de impact op de levensduur van hun batterij.
Die specifieke kost is opgenomen in de totale kostprijs van de gehanteerde scena-
rio’s. De aankoopkost van de elektrische voertuigen door particulieren en bedrij-
ven is niet opgenomen in de kostprijsberekeningen. Dat betekent dat wanneer
beleidsmakers bijvoorbeeld met hun beleidskeuzes de ontwikkelingen in het alter-
natieve of radicale scenario willen repliceren, een specifiek beleid nodig zal zijn
om de diffusie van elektrische mobiliteit snel te vergroten. Indien dat beleid
gepaard gaat met subsidies, vormt de subsidiekost in de praktijk een bijdrage tot
het systeemresultaat in beide scenario’s, hoewel we daarmee geen rekening hou-
den in onze kostenanalyse.

In 2030 is die kost pakweg dubbel zo hoog als de kost die gepaard gaat met
gedecentraliseerde stationaire batterijen. Net zoals bij stationaire batterijen wordt
de kost van V2G constant verondersteld over de verschillende scenario’s heen.

10 Dat kan mogelijk worden vermeden door de autobatterij enkel te gebruiken binnen opge-
legde grenzen op het vlak van oplaadniveau. Indien het leveren van diensten aan het net
de batterij nooit onder de 20% ontlaadt, en nooit boven de 80% oplaadst, is de kans groot
dat dat een veel kleinere impact heeft op de levensduur dan wanneer de batterij continu
tot zijn uitersten wordt gedreven.
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Tabel 2.4: Overzicht van de kost van V2G in verschillende jaren

V2G-kost [€/MWh] 2025 2030

V2G-diensten 314 206

Kost van DSM

Tot slot is DSM ook een capaciteit die een impact heeft op de totale directe pro-
ductiekost van een elektriciteitssysteem. De kost van DSM-activaties kan sterk
variéren als gevolg van de specifieke opportuniteitskosten van de aanbieder van
die flexibiliteit. Volgens Agora Energiewende" bedraagt de kost van industriéle
DSM-activaties gemiddeld ongeveer € 100-400/MWh. Rooiejers et al.”” hanteren
een iets breder bereik en schatten de gemiddelde kost op € 70-400/MWh. In deze
analyse wordt de variabele component ingeschat op € 200/MWh, waar we nog
een vaste component aan toevoegen van € 2,5/MW per uur beschikbaarheid. In
ieder scenario worden dezelfde kostenassumpties gehanteerd.

Netwerkkosten

Naast de directe productiekosten moeten ook de additionele netwerkkosten in
rekening worden gebracht. Een veel groter aandeel van variabele en weersafhan-
kelijke energiebronnen in het systeem heeft implicaties voor het net. Zo zal het
elektriciteitsnet dikwijls moeten worden versterkt op plaatsen waar veel PV-capa-
citeit geconcentreerd is. Het aansluiten van grote (offshore) windmolenparken
vergt dan weer belangrijke netuitbreidingsinvesteringen. Algemeen kan worden
aangenomen dat de netwerkkosten die gepaard gaan met de integratie van weers-
afhankelijke technologieén een stuk hoger liggen dan de aansluiting van bijvoor-
beeld een gas- of biomassacentrale. Die laatste kunnen immers op een strategisch
optimale locatie worden geplaatst, waar het netwerk reeds het best is uitgebouwd,
en ze belasten het net op een gecontroleerde en voorspelbare manier.

In deze studie worden de additionele netwerkkosten onderverdeeld in balan-
cing kosten en grid-kosten. De factoren die de grootste invloed hebben op de grid-
kosten zijn de afstand in kilometer van de nieuwe variabele productie-eenheid tot
de bestaande netinfrastructuur en de vereiste transmissiecapaciteit. Hoewel de

11 Agora Energiewende. (2013). Load management as a way of covering peak demand in
Southern Germany. Opgehaald uit: https://www.agora-energiewende.de/fileadmin/Pro-
jekte/2012/Lastmanagement-als-Beitrag-zur-Versorgungssicherheit/Agora_Study_Load_
Management_as_a_Way_of_Covering_Peak_Demand_in_Southern_Germany_Sum-
mary_of_Intermediate_Findings_web.pdf

12 Rooijers, E, de Buck, A., Croezen, H. & Kampman, B. (2014), Match van vraag en aan-
bod — Denktank vernieuwing energiemarkt bijlage 2. Delft, CE Delft.
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berekening van die kosten op projectniveau relatief eenvoudig is, ontbreken
momenteel voldoende accurate data op systeemniveau voor Belgié. Op basis van
wetenschappelijke bronnen die de netwerkkosten ramen voor Duitsland en het
Verenigd Koninkrijk werd voor Belgié een gelijkaardige inschatting gemaakt. De
netwerkkosten hangen af van de penetratiegraad van wind- en zonne-energie.
Daardoor zijn de netwerkkosten verschillend in het referentie-, alternatieve en
radicale scenario. Onderstaande figuur illustreert de pragmatische inschattingsoe-
fening die werd uitgevoerd om de additionele netwerkkosten — in dit specifieke
voorbeeld de additionele grid-kosten door meer windproductie — voor de ver-
schillende scenario’s te bepalen. Uiteenlopende inschattingen uit de internationale
literatuur van de additionele netwerkkosten — zowel grid- als balancing kosten
(uitgedrukt in €/MWh) — bij toenemende penetratie van wind- en zonne-energie
werden uiteengezet. Op basis van die datapunten werd vervolgens de samenhang
tussen de variabelen afgeleid, inclusief een boven- en benedengrens (zie curven in
Figuur 2.19). Het snijpunt van de penetratiegraad van wind-/zonne-energie in een
bepaald scenario met de afgeleide curves resulteert in de overeenkomstige additio-
nele grid-/balancing kost per MWh productie van windturbines en zonnepanelen.

Figuur 2.19: Additionele ‘grid-kosten’ die gepaard gaan met de wind-penetratie-
graad van het referentiescenario (REF), alternatieve (ALT) en radicale (RAD)
scenario in 2030
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Directe productiekost

Om de totale directe productiekost per jaar te berekenen, worden de gerealiseerde
productievolumes uit de dispatching-simulatie van iedere technologie vermenig-
vuldigd met hun overeenkomstige LCOE-kost per MWh. In de praktijk zijn
enkele elektriciteitscentrales al afgeschreven, zodat het toerekenen van de all-in
LCOE-kost leidt tot een overschatting van de werkelijke productiekost. Aange-
zien we niet beschikken over de afschrijvingstabellen van alle activa van het Bel-
gische elektriciteitssysteem, opteren we toch voor de LCOE-kost voor alle activa,
met de kerncentrales als enige uitzondering. Voor de afgeschreven kerncentrales
halen we kapitaalkost uit de LCOE en voegen we de al eerder vermelde kost van
de verlenging van de gebruiksduur — of refurbishment cost — toe. Voor afgeschre-
ven WKK- of gascentrales hanteren we die correctie niet bij gebrek aan data.

Ook de balancing en grid-kosten van hernieuwbare energiebronnen worden
vermenigvuldigd met de overeenkomstige productievolumes afkomstig van wind-
molens en zonnepanelen. Zo bekomen we de additionele netwerkkosten als
gevolg van technologische keuzes in de gehanteerde scenario’s. Die bijkomende
netwerkkosten zijn maar een fractie van de bestaande netwerkkosten die we niet
verder opnemen in onze analyse. We veronderstellen immers dat het bestaande
netwerk blijft bestaan gedurende onze periode van analyse. Indien in dit bestaande
netwerk bepaalde componenten aan het einde van hun gebruiksduur moeten
worden vervangen door nieuwe investeringen, nemen we de kost niet op omdat
die niet het gevolg is van technologische keuzes, zoals in bijvoorbeeld het alterna-
tieve scenario.

Indien alle directe productiekosten worden opgeteld met de indirecte additio-
nele netwerkkosten bekomen we de totale productiekost, inclusief bijkomende
netwerkkosten voor het elektriciteitssysteem. Voor elke kostencomponent gebeurt
de inschatting van de respectievelijke kost onder optimistische, conventionele en
pessimistische assumpties. Dat resulteert in een vork voor de kostenraming van de
verschillende scenario’s, hoewel we ons voornamelijk zullen concentreren op de
kosten-resultaten bij conventionele assumpties.

Kosten die gepaard gaan met eventuele subsidiéringsmechanismen worden
niet opgenomen in het kostenmodel, aangezien het gebruiken van de LCOE-
waarden veronderstelt dat alle assets in het systeem voldoende inkomsten verdie-
nen om hun kosten te dekken en een beoogd rendement te realiseren. Of de
inkomsten in de praktijk afkomstig zijn van de verkoop van elektriciteit, al dan
niet aangevuld met subsidies, wordt in ons model voorlopig niet expliciet behan-
deld. Reguliere marktinkomsten en subsidies zijn immers slechts de methoden om
de assets te financieren, terwijl wij ons concentreren op de inherente kost van de
assets zelf. Wel maken we bij de resultatenbespreking als aanvulling op de kosten-
analyse een ruwe inschatting van de mogelijke evoluties inzake de noodzakelijke
subsidiestromen in de toekomst. Daarbij wordt gewerkt met optimistische, con-
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ventionele en pessimistische assumpties over de toekomstige marktprijzen, die
bepalen welke subsidies noodzakelijk zullen zijn om de kosten (LCOE’s) van de
verschillende technologieén te kunnen dekken.

Simulatievoorbeeld

Het dispatching-model streeft naar een optimaal gebruik van activa om de vraag
te kunnen volgen onder specifieke omstandigheden. Elk kwartier van de dag heeft
een andere output van windturbines en van zonnepanelen. Zowel de vraag als de
temperatuur variéren sterk in de loop van één dag, en op elk moment kan een
onverwacht probleem optreden, bijvoorbeeld in een gascentrale. Bepaalde centra-
les produceren niet omwille van onderhoudswerkzaamheden. Ook kan de invoer
van elektriciteit onderhevig zijn aan gebeurtenissen in het buitenland. Zo hebben
de problemen in de Franse kerncentrales eind 2016 een impact gehad op zowel
onze elektriciteitsprijzen als onze capaciteit om elektriciteit in te voeren. Ter illus-
tratie van de vele gebeurtenissen en omstandigheden die dagelijks beheerd dienen
te worden, tonen we in Figuur 2.20 de dispatch of allocatie gedurende één week
in januari 2030.

Figuur 2.20: Visueel voorbeeld van de dispatching-simulatie
in een winterweek in 2030 in het referentiescenario

Figuur 2.20 geeft visueel weer hoe er aan de vraag wordt voldaan - gegeven
bepaalde omstandigheden — met behulp van de verschillende technologieén. De
zwarte lijn geeft het verloop van de elektriciteits-vraag aan en schommelt in dit
voorbeeld tussen de 9000 en 14500 MW. In zomermaanden komen dergelijke
hoge verbruikswaarden niet voor; Belgié blijft voorlopig een land met een win-
terse piekvraag. ’s Nachts daalt de vraag steeds tot haar laagste winterse niveau,
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waardoor de zeven verschillende weekdagen duidelijk van elkaar te onderschei-
den zijn. De weekenddagen kunnen ook duidelijk worden opgemerkt door een
algemeen lager vraagpeil. De gekleurde vlakken markeren de productievolumes
van de verschillende productietechnologieén, import en opslageenheden. Hele-
maal onderaan vinden we de baseload-productie terug die afkomstig is van bio-
massacentrales, WKK’s en waterkracht van rivieren. In het referentiescenario zijn
er immers geen kerncentrales meer die momenteel een groot deel van de baseload-
productie leveren. Bovenvermelde productiemiddelen produceren onophoudelijk
aan een min of meer constant niveau wegens technische aspecten of financiéle
incentives. In punt A zien we dat de biomassaproductie ongeveer een dag lang
wordt gereduceerd als gevolg van een forced outage. Zoals eerder aangehaald,
zijn er in elke simulatie een willekeurig aantal ongeplande uitdienstnames om de
werkelijkheid zo goed mogelijk te benaderen.

Bovenop de baseload kan de weersafhankelijke productie van windmolens
(zie blauwe vlak) en zonnepanelen (zie lichtgele vlak) worden waargenomen. Die
productie is variabel, net zoals de weersomstandigheden. De productie van zon-
nepanelen is vrij beperkt, aangezien in dit simulatievoorbeeld een winterweek
werd geprojecteerd. Merk ook op dat zowel de baseload-productie als de produc-
tie door de variabele hernieuwbare energiebronnen onafhankelijk gebeurt van de
vraag.

Bovenop de baseload- en hernieuwbare productie worden de importvolumes
afgebeeld. De beschikbare import fluctueert en kan op krappe momenten sterk
terugvallen, zoals kan worden afgeleid uit de geprojecteerde importvolumes tij-
dens de avondpiek van dag twee. Naast baseload-productie, intermitterende her-
nieuwbare productie en import wordt de vraag verder ingevuld door de productie
met flexibele CCGT-centrales, aangeduid door de rode kleur in bovenstaande
figuur. Tijdens de wintermaanden draaien de CCGT’s natuurlijk op volle toeren
om aan de hoge vraagbehoefte te kunnen voldoen. Verder kan in Figuur 2.20 ook
worden geconstateerd dat pompcentrales (zie punt B), batterijopslag (zie punt C)
en piekcentrales (zie gele kleur) geactiveerd moeten worden — behalve op week-
enddagen en tijdens daluren ’s nachts — om tekorten op het net te voorkomen.
Met uitzondering van de piekcentrales zijn de pomp- en batterijopslagcapacitei-
ten slechts te benutten tot ze alle opgeladen stroom hebben afgeleverd aan het net.
Vervolgens moeten de opslageenheden opnieuw worden opgeladen, waardoor
bijkomende vraag naar elektriciteit ontstaat. Vanuit geaggregeerd systeemper-
spectief zal aan die additionele vraagbehoefte worden voldaan met bijkomende
CCGT-productie, zoals aangeduid in punt G. De piekeenheden of OCGT’s wor-
den in dit voorbeeld geactiveerd nadat alle opslagmiddelen werden aangewend.
Ten slotte kan de vraag worden verlaagd als allerlaatste toevlucht om een tekort
in de energievoorziening te voorkomen, zoals geillustreerd in punt D. Indien die
DSM-diensten niet ter beschikking waren geweest, had dat kunnen leiden tot een
aanzienlijk tekort. Vraagverlagende DSM-toepassingen zijn echter wel beperkt in
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termen van vermogen (MW) en in de tijd. Bovendien moet de gedaalde vraag
gecompenseerd worden door een toename van de vraag op een later tijdstip. Dat
wordt in de figuur weergegeven in punt E. Ook hier wordt de bijkomende vraag
vanuit geaggregeerd systeemperspectief ingevuld door CCGT-productie.

Alle reeds vernoemde productiemiddelen die ter beschikking staan van het
Belgische elektriciteitsnet kunnen echter ontoereikend zijn op bepaalde momen-
ten. Een combinatie van ongeplande uitdienstnames, lage windproductie, weinig
beschikbare import, uitgeputte opslageenheden en beperkt DSM-potentieel kan
bij een hoog vraagpeil leiden tot een tekort, zoals aangetoond in punt E. Op der-
gelijke momenten komt de bevoorradingszekerheid in het gedrang en becijfert het
model voor hoeveel uren het verbruik niet kan worden gedekt (i.e. LOLE-uren).
Verder wordt ook gekwantificeerd hoeveel energie niet geleverd kon worden tij-
dens de LOLE-uren, ofwel de energy not served. Bemerk dat het model op zoek
gaat naar de vereiste firm capacity om gemiddeld over alle jaarsimulaties heen te
voldoen aan het gehanteerde LOLE-criterium.
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Inleiding

Een uitgebreid probabilistisch dispatching-model werd gebruikt om verschillende
toekomstige situaties te simuleren. De output van de simulaties bestaat uit ramin-
gen van de totale productiekost (incl. additionele netwerkinvesteringen), de CO,-
uitstoot en de capaciteit aan gascentrales die nodig is om de bevoorradingszeker-
heid te garanderen. In de volgende paragrafen worden de modelresultaten van de
verschillende scenario’s in detail geanalyseerd. We vatten eerst de basisassumpties
per scenario nog even samen:

Referentie (REF): Conventionele assumpties over de verschillende inputva-
riabelen, zoals een beperkte toename van de vraag. Het aandeel van wind-
en zonne-energie blijft aan het huidige tempo verder groeien en er wordt
geinvesteerd in bijkomende biomassacentrales. De DSM-capaciteit verdub-
belt tussen vandaag en 2030, en een half miljoen elektrische wagens wordt
in beperkte mate aan het net gekoppeld.

Nucleair (NUC): Dezelfde conventionele assumpties als het REF-scenario,
met als enige verschil het uitstel van de nucleaire phase-out. Ongeveer
4000 MW aan nucleaire capaciteit blijft aanwezig in het systeem tot 2030.
Alternatief (ALT): Een groenere variant van het referentiescenario. Een

hogere groei van hernieuwbare energie wordt gecombineerd met één mil-
joen elektrische wagens, waarvan een groter percentage slim aangesloten
is. Ook de toename van de import is hoger en de opslagcapaciteit van de
waterkrachtcentrales wordt verder uitgebreid. Zowel de totale elektrici-
teitsvraag als piekvraag stijgen.

Radicaal (RAD): Het allergroenste scenario. Niet alleen is de toename van
de wind- en zonne-energie nog sterker en zijn er nog meer slim aangesloten
elektrische wagens, maar ook de vraag kent een heel ander verloop dan het
REF- en ALT-scenario. Onder de assumptie van een sterke verbetering op
het vlak van energie-efficiéntie daalt die tot ze in 2030 12% lager is dan
vandaag. Ook hier wordt de opslagcapaciteit van de waterkrachtcentrales
verhoogd. Er wordt echter geen biomassa bijgebouwd.

Om een zo compleet en transparant mogelijk beeld te bieden, voerden we diverse
sensitiviteitsanalyses uit door per scenario bepaalde assumpties te wijzigen en de
impact ervan te kwantificeren. Zo werden er bijvoorbeeld voor het REF-scenario
ook varianten met een constante en dalende vraag gesimuleerd, evenals varianten
met een constante en stijgende vraag voor het RAD-scenario. Enkele van die vari-
anten of sensitiviteitsoefeningen zijn opgenomen in de bespreking van de resultaten.

Onderstaande tabel geeft de resultaten per scenario weer. Het model berekent
de behoefte aan firm capacity (CCGT + OCGT), de CO,-uitstoot en de totale pro-
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Tabel 3.1: Overzicht van de modelresultaten in verschillende scenario’s

2016 REF NUC ALT RAD
2030 2030 2030 2030
Vraag
Piekvraag 13750 14750 14750 15000 11433 MW
Totale vraag 86,0 91,1 91,1 92,4 76,3 TWh
Controleerbaar vermogen
Nucleair 5927 0 3913 0 0 MW
CCGT 3042 5000 2600 3800 2000 MW
OCGT 778 2750 2500 2600 1200 MW
Biomassa 1258 2463 1213 2463 1213 MW
WKK 1938 1318 1318 1318 1318 MW
Hydro RoR 114 114 114 114 114 MW
Totaal controleerbaar vermogen 13057 11645 11658 10295 5845 MW
Reservemarge  -5% 21% 21% -31% -49% %
Variabel hernieuwbaar vermogen
(VRES)
PV 3200 5326 5326 7326 13431 MW
Wind 2429 6225 6225 8225 11345 MW
Totaal VRES 5629 11551 11551 15551 24776 MW
Pseudo-capaciteit
Max import 4500 9000 9000 9000 9000 MW
Gemiddelde importcapaciteit 1100 2700 2700 3500 3500 MW
Hydro PS (vermogen) 1308 1308 1308 1908 1908 MW
Hydro PS (duur) 5 5 5 5 5 h
Batterij kleine schaal (vermogen) 0 50 50 350 550 MW
Batterij kleine schaal (duur) 0 3 3 3 5 h
Batterij grote schaal (vermogen) 0 90 920 390 490 MW
Batterij grote schaal (duur) 0 3 3 3 7 h
Aantal EV’s 4368 517603 517603 929923 2000357 #
% slim aangesloten 0% 38% 38% 49% 65% %
EV’s (vermogen) 0 1048 1048 2448 7048 MW
EV’s (duur) 0,0 5.6 5.6 6 7 h
Flexibele vraag/DSM (vermogen) 826 1600 1600 2000 2500 MW
Flexibele vraag/DSM (duur) 5 N N 8 8 h
Totale batterijopslag (vermogen) 0 1188 1188 3188 8088 MW
Totale pseudo-capaciteit 3234 6796 6796 10596 15996 MW
Pseudo-reservemarge  18% 25% 25% 39% 91% %
Energiezekerheid
LOLE 0,7 2,8 2,6 2,7 2,9 h
Gemiddeld surplus 912 692 1130 2129 4427 MW
Totaal surplus 2088 55 1113 1445 13672 GWh
Kost
Economische kost 4,70 9,10 6,90 9,40 9,50 mrd. EUR
Economische kost 54,90 100,10 76,10 102,10 1250 €/MWh
Duurzaamheid
Binnenlandse CO,-emissies 9,30 13,81 8,08 9,47 7,22 Min. ton
CO,-emissies import 2,64 7,76 5,85 7,49 4,57 Min. ton
Totale CO,-emissies 11,94 21,57 13,93 1696 11,79  Min. ton
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ductiekost. Het vraagteken uit Tabel 1.1 is deze keer vervangen door de becijferde
capaciteiten. Elk scenario biedt energiezekerheid, in die zin dat de vraag gevolgd
kan worden door de combinatie van binnenlandse productie en import. Het
garanderen van die energiezekerheid vraagt per scenario andere investeringen in
gascentrales en leidt tot aanzienlijke verschillen in de totale productiekost en
CO,-uitstoot uit de productie van elektriciteit. We bespreken de belangrijkste ver-
schillen verder in dit deel.

De elektriciteitsproductie uit de beschikbare capaciteiten in Tabel 3.1 wordt voor
2030 samengevat in Figuur 3.1. Daarbij valt op dat de forse toename van varia-
bele hernieuwbare capaciteit in het alternatieve en vooral in het radicale scenario
tot een minder dan proportionele toename van de elektriciteitsproductie leidt.
Dat is logisch, aangezien die capaciteiten vanwege hun weersafhankelijkheid
slechts een fractie van hun theoretische maximale productie behalen. Per scenario
hebben we ook de totale vraag op jaarbasis aangeduid met een zwart horizontaal
streepje. Daarbij valt op dat het radicale scenario een aanzienlijke overproductie
van elektriciteit kent (zie verder).

Figuur 3.1: Overzicht van de gemodelleerde elektriciteitsproductie in 2016 en
alle basisscenario’s in 2030
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Analyse van de gascentrales

Als gevolg van de nucleaire phase-out, waarbij een zeer belangrijk deel aan kool-
stofarme productiecapaciteit verdwijnt, ontstaat er in de meeste scenario’s een
aanzienlijke nood aan investeringen in nieuwe gascentrales. Tot 2030 kan de
energiezekerheid niet gegarandeerd worden zonder gascentrales. Hoeveel gascen-
trales er precies nodig zullen zijn, wordt in grote mate bepaald door de evolutie
van de vraag naar elektriciteit. Ook de eventuele bijbouw van biomassacentrales
speelt een belangrijke rol, terwijl de hoeveelheid bijkomende variabele hernieuw-
bare energie, DSM of de import van elektriciteit minder bepalend zijn voor de
behoefte aan gascentrales. Een deel van de gascentrales die noodzakelijk zijn in
2025 loopt het risico niet langer nodig te zijn in 2030. Hoewel gascentrales essen-
tieel zijn als flexibele back-up in een toekomst met meer hernieuwbare energie, zal
het aantal draaiuren (zeer) beperkt zijn. Dat betekent enerzijds dat de invoering
van een capaciteitsmechanisme moeilijk te vermijden wordt, en anderzijds dat er
een hogere nood zal zijn aan OCGT-centrales t.0.v. CCGT-centrales.

Om energiezekerheid na de kernuitstap te kunnen garanderen, moet er wor-
den geinvesteerd in controleerbare thermische capaciteit. Afhankelijk van de evo-
lutie van de vraag is er in 2025 in het REF-scenario nood aan 4000 a 5000 MW
CCGT-capaciteit en 1900 a 2650 MW OCGT-capaciteit (zie Tabel 3.3 waarin
enkele sensitiviteiten ten opzichte van Tabel 3.2 worden weergegeven), en dat
ondanks de 1250 MW bijkomende biomassacapaciteit waar in dit scenario van-
uit gegaan wordt. In de periode na 2025 toont Tabel 3.3 dat bij meerdere scena-
rio’s de totale hoeveelheid noodzakelijke gascentrales daalt. Bij een constante
vraag is dat in het REF-scenario een daling van 450 MW tot zelfs 950 MW bij een
dalende vraag. Die problematiek is het sterkst in het RAD-scenario, waarbij er in
2030 2650 MW minder gascentrales nodig zijn dan vlak na de nucleaire phase-
out in 2025. Die projectie is niet aantrekkelijk om investeringen in nieuwe gascen-
trales uit te lokken. Zelfs bij een stijgende vraag zien we in het RAD-scenario een
daling van de behoefte aan gascentrales met 30%. Een deel van de gascentrales
die noodzakelijk zijn in 2025 loopt dus het risico om enkele jaren later als ‘stran-
ded asset’ beschouwd te worden. Dat alleen al maakt het voor een private inves-
teerder risicovol en onaantrekkelijk om te investeren in een nieuwe gascentrale
zonder overheidssteun.
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Tabel 3.2: Overzicht van de evolutie van de CCGT-, OCGT- en
de totale gascapaciteit in verschillende scenario’s

Jaar Scenario CCGT (MW) OCGT (MW) Totaal Gas (MW)
2016 Beginsituatie 3042 778 3820
2021 In alle scenario’s 3000 286 3286
2025 REF 5000 2650 7650
REF constante vraag 4800 2350 7150
REF dalende vraag 4000 1900 5900
NUC 2500 2500 5000
ALT 4000 3100 7100
RAD 3800 2050 5850
RAD constante vraag 3800 3550 7350
RAD stijgende vraag 5000 2550 7550
2030 REF 5000 2750 7750
REF constante vraag 5000 1700 6700
REF dalende vraag 3300 1650 4950
REF LOLE 10 4750 2500 7250
NUC 2600 2500 5100
ALT 3800 2600 6400
RAD 2000 1200 3200
RAD constante vraag 3400 1200 4600
RAD stijgende vraag 4050 1300 5350
RAD LOLE 10 2100 600 2700

Wanneer we met een focus op 2030 de scenario’s met elkaar vergelijken, merken
we grote verschillen op wat betreft de hoeveelheid gascentrales. Zo is er bijvoor-
beeld 7650 MW (5000 MW CCGT + 2650 MW OCGT) nodig in het REF-sce-
nario, maar slechts 3200 MW (2000 MW CCGT + 1200 MW OCGT) in het
RAD-scenario. Meerdere factoren spelen een rol in het verklaren van die aanzien-
lijke verschillen. Uit de sensitiviteitsanalyse blijkt dat ongeveer 50% van dat ver-
schil toe te schrijven is aan de lagere vraag naar elektriciteit in het RAD-scenario.
Ook de bijbouw van biomassa speelt uiteraard een rol. Indien er in het REF-sce-
nario toch geen biomassa zou worden bijgebouwd, stijgt de nood aan gascentra-
les met een ongeveer equivalente hoeveelheid. Het resterende verschil in de
behoefte aan gascentrales tussen REF en RAD is het resultaat van de verschillen
inzake gemiddelde importcapaciteit, DSM, opslagcapaciteit, windcapaciteit en
PV-capaciteit. Indien beleidsmakers dure investeringen in nieuwe maar relatief
weinig gebruikte gascentrales willen vermijden, is inzetten op een lagere vraag de
prioriteit. Ten slotte kan worden opgemerkt dat een minder streng LOLE-crite-
rium (LOLE 10 i.p.v. 3) slechts leidt tot een lagere behoefte aan gascapaciteit ten
belope van 500 MW in het REF- en RAD-scenario.

Het aangewende model kwantificeert naast de capaciteitsvereisten (hoeveel-
heid MW) ook de benutting van het regelbaar vermogen (aantal draaiuren). Het
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aantal operationele uren van de gascentrales is vo6r de nucleaire phase-out zeer
problematisch als gevolg van de grote baseload-capaciteit die al aanwezig is in het
systeem. Afhankelijk van de vraag bedraagt de load factor van CCGT’s in het
REF-scenario gemiddeld 5 a 10% in 2021. In het RAD-scenario is de situatie nog
ongunstiger (gemiddelde load factor van 2%) als gevolg van de dalende vraag én
sterke expansie van hernieuwbare productie.

Tabel 3.3: Evolutie van de gemiddelde load factor van CCGT’s en OCGT'’s
in verschillende scenario’s

Gemiddelde Spreiding Gemiddelde Spreiding

Jaar Scenario 7\t coeT LF CCGT LF OCGT LF OCGT
2016 REF 11% 2%-25% 0,4% n/a
2021 REF 10% 2%-23% 0,8% n/a
REF dalende vraag 5% 1%-13% 0,2% n/a
NuUC 10% 2%-23% 0,8% n/a
ALT 9% 1% -20% 0,7% n/a
RAD 2% 1%-6% 0,1% n/a
2025 REF 55% 20% -87% 3,6% 1%-6%
REF dalende vraag 44% 15%-73% 2,9% 1,5%-4%
NUC 33% 16%-51% 3,5% 1%-6,5%
ALT 47% 24% -70% 4,1% 0,5%-7%
RAD 32% 14%-51% 3,2% 1,5%-4,5%
2030 REF 51% 18%-83% 3,0% 1%-5%
REF dalende vraag 39% 15%-65% 4,0% 1,5%-5,5%
NUC 29% 14%-45% 2,7% 1%-4,5%
ALT 31% 15%-49% 2,8% 1,5%-4%
RAD 25% 18%-31% 6,6% 5,5%-7,5%

Na de kernuitstap is de context voor het CCGT-park in het REF-scenario een stuk
gunstiger, met een gemiddelde load factor tussen de 39% en 51% in 2030, opnieuw
afhankelijk van de vraag. In het ALT-scenario bedraagt de gemiddelde load factor
van CCGT’s slechts 31% in 2030, ondanks de licht hogere vraag in vergelijking
met het REF-scenario. Dat effect op de load factor is volledig toe te schrijven aan
de hogere variabele hernieuwbare productie in het ALT-scenario. Enerzijds zit
hernieuwbare productie vé6r CCGT’s in de merit order. Meer variabele RES-
productie heeft dus een direct effect op het aantal draaiuren van CCGT’s. Ander-
zijds is er ook een indirect effect: indien een gedeelte van de vraag strategisch
wordt verplaatst naar momenten met zeer hoge hernieuwbare productie
(opwaartse DSM), ontstaat er neerwaartse druk op de draaiuren van de CCGT?s.
Dat effect maakt deel uit van de modelsimulaties en kan in de praktijk plaats-
vinden a.d.h.v. een slim net gekoppeld aan slimme huishoudtoestellen, alsook
d.m.v. een industrieel energieverbruik dat beter kan inspelen op hernieuwbare
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(over)productie. Ten slotte heeft ook het NUC-scenario belangrijke gevolgen voor
de benutting van de gascentrales. Indien een gedeelte van het nucleaire park
operationeel blijft tot 2030, beperkt de relatief goedkope nucleaire baseload-
productie de load factor van CCGT’s in 2030 tot 29%. Wel moet worden opge-
merkt dat al die load factors gemiddelden zijn. In de praktijk bestaat er binnen het
gas-segment een merit order tussen de verschillende centrales. De modernste gas-
centrale heeft een hogere efficiéntie en kan dus produceren aan een lagere margi-
nale kost dan de oudere. Dat creéert een aanzienlijke variatie van de load factors
van de verschillende gascentrales. In het REF-scenario in 2030 ligt de load factor
voor CCGT’s bijvoorbeeld tussen 18% en 83%. Sommige gascentrales — in de
praktijk zijn dat de recentste gascentrales — draaien dus bijna continu, terwijl
andere centrales zelden worden ingeschakeld.

Het steeds lagere aantal draaiuren van de gascentrales in de periode na de
nucleaire phase-out zorgt voor een investeringsparadox. Enerzijds is een hoge
penetratie van intermitterende hernieuwbare energiebronnen onlosmakelijk ver-
bonden met een groeiende nood aan flexibele back-up, maar anderzijds zal die
back-up hoogstwaarschijnlijk niet rendabel zijn. De reguliere marktinkomsten
voor de toekomstige gascentrales zullen te laag en onvoorspelbaar zijn om inves-
teringen uit te lokken, waardoor aanvullende inkomsten uit andere bronnen
noodzakelijk worden. Een nieuw capaciteits-mechanisme dat inkomsten garan-
deert op basis van beschikbaarheid (i.p.v. productie) kan een oplossing bieden.
Een capacity remuneration mechanism of CRM zal bovendien extra belangrijk
zijn met het oog op de eerder besproken mogelijkheid dat gascentrales die
gebouwd worden ter compensatie van de nucleaire phase-out enkele jaren later al
‘overbodig’ worden vanuit een nationaal perspectief op energiezekerheid. Nie-
mand zal in die centrales willen investeren zonder gegarandeerde inkomsten.
Indien in ons land in de nabije toekomst geinvesteerd wordt in de allernieuwste
gascentrales heeft dat mogelijk een positief effect op de competitieve positie van
het Belgische gaskapitaal in de Europese context. In combinatie met een signifi-
cante uitbreiding van de interconnectiecapaciteit kan dat leiden tot een voldoende
aantal draaiuren voor de efficiéntste Belgische gascentrales. Indien de buurlanden
echter gelijkaardige investeringen doorvoeren, ontstaat een zeer competitieve
situatie op Europees niveau die de rendabiliteit van investeringen in nieuwe gas-
centrales sterk kan drukken.

Doordat de gascentrales in de toekomst kampen met een beperkt aantal
draaiuren verschuift het evenwicht tussen CCGT’s en OCGT’s. In een context met
weinig en eerder korte productiemomenten genieten OCGT’s de voorkeur. We
constateren dan ook in elk scenario dat het vooral OCGT-centrales zijn die zullen
moeten worden bijgebouwd in het komende decennium. Zo zien we bijvoorbeeld
in het REF-scenario dat er in 2030 ongeveer 2000 MW meer OCGT-centrales
nodig zullen zijn dan vandaag, wat neerkomt op een verviervoudiging. Het aantal
CCGT-centrales daarentegen neemt slechts toe met 64%. In het RAD-scenario

74



zijn er in 2030 zelfs minder CCGT-centrales nodig dan vandaag, terwijl er ook
hier nood is aan ongeveer 1000 MW bijkomende OCGT-centrales.

Capaciteit van het Belgische gasnetwerk

Alle scenario’s projecteren een aanzienlijke toename van de elekiriciteits-
productie door gascentrales in de periode na de nucleaire phase-out.
Vooral tegen 2025 is een forse toename van de gascapaciteit noodzakelijk.
Dat vereist in de praktijk een robuust netwerk van pijpleidingen en gasop-
slaginfrastructuur. Er werd in deze studie niet concreet nagegaan of een
eventuele upgrade van het Belgische gasnetwerk in dat opzicht noodzake-
lijk of technologisch haalbaar is, noch wat daarvan de potentiéle investe-
ringskost is. Het ontbreken van de benodigde gasinfrastructuur tegen 2025
hypothekeert natuurlijk de rol die gascentrales kunnen of moeten spelen
vanuit energiezekerheidsperspectief.

Analyse van de economische kost

De combinatie van een nucleaire phase-out met een verdere toename van weers-
afhankelijke activa doet de totale kost om energiezekerheid te garanderen sterk
toenemen naar 2030 toe. Enerzijds wordt relatief goedkope nucleaire productie
vervangen door duurdere controleerbare technologieén zoals biomassa- en gas-
centrales. Anderzijds wordt er een dubbel systeem opgebouwd van zowel regel-
bare als weersafhankelijke activa. De regelbare activa — die dienst doen als essen-
tiéle back-upcapaciteit — worden bovendien geconfronteerd met een steeds lager
aantal draaiuren. Daardoor stijgt de gemiddelde prijs waaraan de geproduceerde
stroom verkocht moet worden om de investeringskost te recupereren over de
levensduur van de productie-eenheid (m.a.w. de LCOE of levelized cost of electri-
city neemt toe door de hogere kapitaalkost per MWh). Door de combinatie van
die effecten evolueert de productiekost voor elektriciteit van € 55/MWh in 2016
naar € 76 tot € 125/MWh in 2030, afhankelijk van het scenario.

De totale jaarlijkse kost om in elk scenario de energiezekerheid te garanderen,
becijferen we als de optelsom van de kost van het gebruik van productieve activa
in ons land — gascentrales, windmolens, enz. —, de kost van opslagtechnologieén
en de kost van de invoer van elektriciteit. Die combinatie maakt het immers
mogelijk om de vraag op elk moment te volgen. Aan de plani-level kost van de
productieve activa voegen we wel de direct uitgelokte additionele netwerkkosten
toe. Een forse toename van weersafthankelijke capaciteit vraagt immers netaan-
passingen die doorgerekend worden aan de consument. Naast de jaarlijkse kost
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die we becijferen in deze analyse zijn er nog de huidige kosten voor transmissie en
distributie. Het net van vandaag zal ook in 2030 nog operationeel zijn. Die net-
werkkosten nemen we zoals eerder vermeld niet op in onze analyse.

Voor 2016 vinden we een totale kost van € 4,7 mld. of € 54,9/MWh. Die kost
per MWh meet alleen de gemiddelde totale kost van het gebruik van bovenver-
melde activa en mag niet verward worden met de marginale kost van prijszet-
tende technologieén of met de totale kost per MWh die we terugvinden in de
retailfacturatie. In 2030 vinden we een aanzienlijk hogere kost omdat de totale
capaciteit fors toeneemt. In de drie scenario’s met een volledige nucleaire phase-
out stijgt de totale kost naar € 9,1 mld. tot € 9,5 mld. per jaar, wat neerkomt op
een toename met 94% tot 102%. Het wijzigen van belangrijke hypotheses per
scenario kan een grote impact hebben op de totale kostprijs. Indien we in het
REF-scenario veronderstellen dat de vraag niet stijgt maar daalt — zoals in het
RAD-scenario —, dan daalt de totale kost van € 9,1 mld. naar € 7,6 mld. (ceteris
paribus). Veronderstellen we bij het REF-scenario de weersafhankelijke hernieuw-
bare capaciteit van het RAD-scenario, dan stijgt de totale kost in 2030 van € 9,1 mld.
tot € 10,9 mld.

Het NUC-scenario, waarbij nog 4000 MW nucleaire capaciteit in gebruik
blijft, kent daarentegen een toename van slechts 47% in vergelijking met 2016.
De lagere kostprijs is het gevolg van lagere investeringen in nieuwe activa. Met
het NUC-scenario valt de totale kost in 2030 24% lager uit dan in het REF-sce-
nario. Daarbij houden we natuurlijk rekening met de kost van de levensduurver-
lenging van de kerncentrales. Die conclusies zijn het resultaat van het gehanteerde
tijdsperspectief van deze analyse. Na het eindpunt van onze analyse in 2030 komt
er hoe dan ook een moment waarop de overblijvende nucleaire centrales niet lan-
ger gebruikt worden, waardoor investeringen in nieuwe activa nodig zullen zijn.
Indien in 2035 of 2040 de resterende kerncentrales gesloten worden, is het zeer
waarschijnlijk dat ook dan nog investeringen in nieuwe gascentrales nodig zullen
zijn. Bij een analyse die loopt tot 2040 of 2050 in plaats van tot 2030 komt het
nucleaire scenario niet noodzakelijk als het goedkoopste scenario uit de bus. Zo
is het bijvoorbeeld mogelijk dat na 2030 minder technologiebedrijven gascentra-
les aanbieden omwille van de slinkende markt. In 2035 investeren in gascentrales
is niet gegarandeerd goedkoper dan in 2025 investeren in nieuwe gascapaciteit.
Ook kunnen CCGT’s in 2035 of 2040 meer flexibel en met veel minder draaiuren
gebruikt worden dan vandaag en in 2025, wat aanzienlijke aanpassingskosten of
veel hogere noodzakelijke subsidiestromen met zich kan meebrengen. Dat alles is
vandaag moeilijk in te schatten, wat net verklaart waarom de meeste analyses een
vrij kort tijdsperspectief hanteren. Mochten de kerncentrales echter aanzienlijk
langer operationeel blijven — bijvoorbeeld tot na 2050 —, is het onduidelijk in
welke mate vervangende gascapaciteit nodig zal zijn.

Het radicale scenario kent in vergelijking met de andere scenario’s een dalende
vraag, waardoor de productiekost uitgedrukt in €/ MWh een stuk hoger ligt dan
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in het REF- of ALT-scenario (namelijk € 125/MWh t.o.v. € 100/MWh voor REF
2030). Daarnaast vertrekt het radicale scenario van een veel hogere weersafhan-
kelijke hernieuwbare capaciteit met een hoge kapitaalkost per MWh. Tabel 3.4
geeft een gedetailleerd overzicht van alle individuele componenten die deel uitma-
ken van die kostencijfers. Deze analyse vertrekt van de LCOE’s per technologie,
waarbij rekening werd gehouden met de al afgeschreven kapitaalkosten van de
kerncentrales. In Tabel 3.4 valt o.a. de hoge kost van de biomassacentrales op.
Zelfs in het alternatieve scenario met een zeer hoge capaciteit aan windturbines
en zonnepanelen is de factuur van de biomassa bijna even hoog als die van de
windparken. Ook valt op dat de factuur van de aanzienlijke en cruciale gascapa-
citeit eerder laag uitvalt in vergelijking met de factuur van de weersafthankelijke
technologieén. In het alternatieve scenario kost het gaspark een beetje meer dan
het zonnepark, maar aanzienlijk minder dan het windpark. In het radicale scena-
rio kost het gaspark minder dan het WKK-park en veel minder dan het zonnepark
of het windpark. De factuur van het totale gaspark bedraagt 8,3% van de totale
directe productiekost in het radicale scenario. Alleen in het referentiescenario kost
het gaspark in 2030 meer dan het weersafthankelijke hernieuwbare productie-
park, of ongeveer 32% van de totale directe productiekost. Ook valt op dat zelfs
in het radicale scenario de jaarlijkse kost van opslag en van DSM in 2030 relatief
beperkt blijft. Opslag en DSM kosten in dit scenario samen minder dan de piek-
centrales. De cijfers suggereren al dat opslag en DSM in 2030 niet van doorslag-
gevend belang kunnen zijn voor het functioneren van het elektriciteitssysteem.
Ook vallen de bedragen betaald in 2030 aan de hoge import van elektriciteit op.
In het radicale scenario betalen we in 2030 meer voor de invoer van elektriciteit
dan voor de eigen gascentrales, terwijl het gaspark in het alternatieve scenario
maar ‘een beetje’ duurder is dan de importfactuur. In dat laatste scenario kost
invoer evenveel als het Belgische zonnepark. Ten slotte dient opgemerkt dat de
bijkomende grid- en balancing kosten alleen in het alternatieve en vooral in het
radicale scenario zwaar doorwegen. In het radicale scenario zijn de bijkomende
grid- en balancing kosten uitgelokt door zonnepanelen en windturbines hoger
dan de kosten van het totale gaspark!

Tabel 3.4 biedt heel wat elementen aan die toelaten de kostprijs van de nood-
zakelijke gascentrales te relativeren. Daarmee suggereren we niet dat de factuur
van eventuele capaciteitsvergoedingen voor gascentrales te verwaarlozen zou zijn.
Wel valt op dat er veel minder discussie is over bijvoorbeeld de factuur van import
of de factuur van de netwerkaanpassingen om een hogere weersafhankelijke pro-
ductie mogelijk te maken.
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Tabel 3.4: Overzicht van de verschillen in jaarlijkse productiekost, inclusief details

over de verschillende componenten

2016 REF NUC ALT RAD
2030 2030 2030 2030
Totale kost
Id. EUR 4,7 9,1 6,9 9,4 9,5
€/MWh 54,9 100,1 76,1 102,1 125
Directe productiekosten
in miln. EUR
Nucleair 1117,7 0 963,5 0 0
Biomassa 959.0 19151  943,1 19151  943,1
WKK 795.8 781,8 781,8 781,8 781,8
Hydro 132,7 141,2 137,1 157,4 176,6
13 373.5 567,6 567.6 12489 22059
Wind 4849 14033 13994 21542 29913
CCGT 405,4 26477 832,0 1319,9 565,1
OCGT 35,2 217 185,7 196,1 154,9
Batterijopslag (incl. V2G) 0 21,3 17,1 38,1 67,2
Import 360,8 1254,7 946,4 1210,8 739,0
DSM 18,8 38,1 35,0 46,5 56,7
Totaal 4683,8 8987,8 6808,7 9068,8 8681,6
Additionele grid-kosten 20,9 80,0 74,0% 241,0 599,2
in min. EUR
Additionele balancing kosten 14,1 51,4 48,6* 123,0 2542

in min. EUR

*De additionele grid- en balancing kosten zijn verschillend tussen REF 2030 en NUC
2030 doordat die kosten afhankelijk zijn van de penetratiegraad van hernieuwbare ener-
giebronnen in de totale binnenlandse productie. De grid- en balancing kosten nemen toe
met een stijgende penetratiegraad. In het nucleaire scenario is de binnenlandse productie
hoger dan in het referentiescenario doordat er meer baseload-productie is en minder
import noodzakelijk is. Bijgevolg zijn de relatieve penetratiegraad en de bijkomende grid-

en balancing kosten van hernieuwbare energiebronnen dus iets lager in vergelijking met

het referentiekader.

78



Sensitiviteitsoefening: nucleair scenario met 2000 MW kerncentrales
(in plaats van 4 000 MW)

Binnenlandse

. CCGT OCGT Eco. kost .

Jaar Scenario ~ CO,-uitstoot
(MW) (Mw) (€/MWh) (milzjoen fon)

2025 NUC 2500 2500 73,7 9,51

NUC 2000 4250 2400 82,2 13,09

Verschil -1750 +100 -8,5 -3,58

2030 NUC 2600 2500 76,1 8,08

NUC 2000 3600 3300 86,3 11,48

Verschil -1000 -800 -10,2 -3,4

In het nucleaire scenario veronderstellen we dat tot 2030 ongeveer 4000
MW nucleaire capaciteit beschikbaar blijft. De behouden nucleaire capaci-
teit kan lager uitvallen, bijvoorbeeld 2000 MW of 3000 MW. In de praktijk
zal de politieke bepaling van de operationele nucleaire capaciteit tot 2030
wellicht afhangen van de schaalvoordelen geboden door de sites in Doel en
Tihange. Als alternatief van het nucleaire scenario met 4000 MW overblij-
vende capaciteit, analyseerden we ook de impact van een NUC-scenario
met 2000 MW. Het enige verschil tussen beide nucleaire scenario’s is de
omvang van de nucleaire capaciteit in 2025 en 2030.

De analyse op basis van het NUC-2000 MW-scenario leert dat het
terugdringen van het nucleaire productiepark impliceert dat het aantal gas-
centrales moet toenemen om de energiezekerheid te garanderen. Dat mag
geen grote verrassing zijn. We vinden in 2030 een toename van 1000 MW
CCGT’s en 800 MW OCGT'’s ten opzichte van het conventionele nucleaire
scenario. Die investeringen in nieuw gaskapitaal gaan gepaard met een
stijging van de economische kost van ongeveer € 10/MWh. Een afname van
het koolstofarme nucleaire productievermogen impliceert ook een stijging
van de CO,-emissies. De CO_-uitstoot afkomstig van de binnenlandse pro-
ductiemiddelen bedraagt 11,5 miljoen ton, of zo'n 3,4 miljoen fon meer t.o.v.
het oorspronkelijke nucleaire scenario. Ondanks de inkrimping van het
nucleaire productievermogen tot 2000 MW heeft het alternatieve nucleaire
scenario een lagere economische kost met lagere binnenlandse CO_-emis-
sies dan het referentiescenario.

Ongeacht het scenario zal de jaarlijkse factuur in 2030 hoger uitvallen dan van-
daag. Een verklaring voor de aanzienlijke toename van de totale kost in 2030 is
de uitbouw van een ‘dubbel systeem’ met weersafthankelijke naast controleerbare
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capaciteit. De weersathankelijke technologieén vereisen immers een essentiéle
back-up aan controleerbaar productievermogen. Zoals Figuur 3.2 aantoont, gaat
dat in alle scenario’s gepaard met een totaal productievermogen dat een veelvoud
wordt van de piekvraag. Dat dubbele systeem met een enorme overcapaciteit aan
activa resulteert onvermijdelijk in een sterke toename van de productiekost en een
lagere gemiddelde benutting van alle productieve activa.

Figuur 3.2: Evolutie van het totale productiepark
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m Totaal controleerbare activa B Totaal VRES
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Opmerking: In de categorie ‘andere pseudo-capaciteit’ zitten hydro pumped storage,
DSM en batterijopslag (inclusief die in elektrische voertuigen). ‘Productiekost’ is de kost

voor de jaarlijkse totale productiekost, inclusief de additionele netwerkkosten.

Projecties van kosten in 2030 zijn afhankelijk van assumpties over de evolutie van
de investeringskost per technologie. Zo kunnen in 2025 nieuwe windturbines
aanzienlijk tot spectaculair goedkoper uitvallen dan vandaag. Op basis van de
literatuur bepaalden we in onze kostenanalyse voor elke technologie een optimis-
tisch, conventioneel en pessimistisch pad wat betreft de te verwachten kostprijs-
reductie. In bovenstaande tabel en figuur vermelden we de resultaten vertrek-
kende van de conventionele kostenassumpties. In Figuur 3.3 geven we de vork
van becijferde kostprijzen waarbij de laagste waarden het gevolg zijn van de opti-
mistische kostprijsassumpties en de hoogste waarden het gevolg zijn van de pessi-
mistische kostprijsassumpties. Daaruit blijkt dat de impact van een snelle reductie
van toekomstige investeringskosten als gevolg van leereffecten en schaalecono-
mieén zeer ingrijpend is. Voor het REF-scenario vinden we een totale kost van
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€ 7,48 mld. in de optimistische variant tegenover € 11,04 mld. bij de pessimisti-
sche variant.

Figuur 3.3: Overzicht van de ingeschatte vorken van de economische kost
in 2030 in de verschillende scenario’s
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De kost van vraagverlaging

De kostenresultaten voor de verschillende scenario’s geven een goede indi-
catie van de verwachte meerkost tegen 2030. Toch kan het realiseren van
een bepaald toekomstbeeld in de praktijk nog aanzienlijke bijkomende kos-
ten noodzaken die in deze studie niet in rekening werden gebracht, aange-
zien er uitsluitend wordt gefocust op de kosten in de elekfriciteitssector. Zo is
het bijvoorbeeld mogelijk dat er een aanzienlijke kost gepaard gaat met het
bewerkstelligen van de structurele vraagverlaging die wordt verondersteld
in het radicale scenario. Investeringen in energie-efficiéntie — niet alleen in
particuliere woningen maar ook in allerlei andere economische sectoren -
hebben immers een upfront prijs. Ook de sterke toename van het aantal
elektrische voertuigen kan de inzet van dure fiscale en andere stimuli nood-
zaken. Hoewel die investeringen op termijn kunnen leiden tot aanzienlijke
kostenbesparingen, mogen de aanverwante investeringskosten niet zomaar
genegeerd worden. Het radicale scenario kan dus in de praktijk aanzienlijk
duurder uitvallen.
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Analyse van de CO,-uitstoot

Het verdwijnen van de koolstofarme nucleaire technologie uit de toekomstige
energiemix zal gepaard gaan met een significante CO,-uitdaging. Het beperken
van de emissietoename door de kernuitstap vereist aanzienlijke investeringen in
hernieuwbare energie en energie-efficiéntie. Enkel het radicale scenario zonder
kerncentrales maar met een combinatie van 25 gigawatt aan wind- en PV-capaci-
teiten en vooral een sterk dalende vraag, maakt in 2030 een lagere binnenlandse
CO,-uitstoot mogelijk dan vandaag. In 2030 is de CO,-uitstoot bij het alterna-
tieve scenario vergelijkbaar met de huidige uitstoot. In alle scenario’s stijgt de
import van elektriciteit. Wanneer we ook met die uitstoot rekening houden, blijkt
dat de optelsom van de binnenlandse en in de import geincorporeerde uitstoot in
2030 sterk toeneemt ten opzichte van het uitstootniveau in 2016. Dat is ook het
geval in het nucleaire scenario, maar niet in het radicale scenario.

Algemeen kan worden geconcludeerd dat het garanderen van energiezeker-
heid na de kernuitstap gepaard gaat met een stijging van de CO,-uitstoot. Dat is
geen verrassing, aangezien de koolstofarme nucleaire technologie voor een groot
deel vervangen wordt door gascentrales. In het REF-scenario gaat de kernuitstap
bijna gepaard met een verdubbeling van de binnenlandse CO,-emissies tussen
2021 en 2025. Indien additionele investeringen in biomassa uitblijven, stijgen de
CO,-emissies zelfs met 142% in 2025 t.o.v. 2021. Het uitstellen van een volledige
exit van nucleaire energie (zie NUC-scenario in Tabel 3.5) heeft een gunstig effect
op de CO,-uitstoot: in 2025 wordt 6,1 miljoen ton CO, - of zo’n 40% — minder
uitgestoten door binnenlandse productiemiddelen in vergelijking met het REF-
scenario. Het RAD-scenario, dat gekenmerkt wordt door een dalende vraag naar
elektriciteit en radicale assumpties m.b.t. hernieuwbare energiebronnen (24,7
GW aan VRES), opslag en DSM, slaagt er net niet in om de meeruitstoot die
gepaard gaat met de kernuitstap te neutraliseren tegen 2030. In het radicale sce-
nario stijgt de binnenlandse uitstoot van 6,5 miljoen ton in 2021 tot 7,2 miljoen
ton in 2030. Wel ligt de uitstoot van het radicale scenario in 2030 lager dan de
uitstoot in 2016, namelijk 7,2 miljoen ton in 2030 ten opzichte van 9,3 miljoen
ton in 2016.
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Tabel 3.5: Evolutie van de totale CO,-emissies in verschillende scenario’s (miljoen ton)

2016 2021 2025 2030
REF
Binnenlandse CO, 9,30 7,63 15,6 13,81
Import CO, 2,64 2,34 6,28 7,76
Totale CO, 11,94 9,97 21,88 21,57
REF zonder additionele investeringen
in biomassacentrales
Binnenlandse CO, 9,30 7,63 18,49 16,58
Import CO, 2,64 2,34 6,46 8,03
Totale CO, 11,94 9,97 24,95 24,61
REF dalende vraag
Binnenlandse CO, 9,30 6,9 12,19 9,75
Import CO, 2,64 1,52 5,79 6,52
Totale CO, 11,94 8,42 17,97 16,27
REF constante vraag
Binnenlandse CO, 9,30 7,28 13,99 12,12
Import CO, 2,64 2,02 6,2 7,49
Totale CO, 11,94 9,29 20,19 19,62
ALT
Binnenlandse CO, 9,30 7,4 13,08 9,47
Import CO, 2,64 2,02 6,31 7,49
Totale CO, 11,94 9,42 19,4 16,96
NUC
Binnenlandse CO, 9,30 7,63 9,51 8,08
Import CO, 2,64 2,34 4.8 5,85
Totale CO, 11,94 9,97 14,31 13,94
RAD
Binnenlandse CO, 9,30 6,56 10,59 7,22
Import CO, 2,64 0,83 4,81 4,57
Totale CO, 11,94 7,39 15,41 11,79
RAD constante vraag
Binnenlandse CO, 9,30 6,79 12,06 8,46
Import CO, 2,64 1,19 5,44 5,63
Totale Co, 11,94 7,98 17,5 14,08
RAD stijgende vraag
Binnenlandse CO, 9,30 7,01 13,03 9,14
Import CO, 2,64 1,43 5,65 6,09
Totale CO, 11,94 8,44 18,68 15,23
RAD met additionele investeringen
in biomassacentrales
Binnenlandse CO, 9,30 6,56 9,18 6,36
Import CO, 2,64 0,83 4,11 3,73
Totale CO, 11,94 7,39 13,29 10,09
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Met het radicale scenario bekomen we in 2030 een reductie van de binnenlandse
CO,-uitstoot van 47,7% ten opzichte van het REF-scenario. Daartegenover staan
een sterke daling van de vraag en een totale VRES-capaciteit die meer dan het
dubbele bedraagt (24,7 GW) t.o.v. het REF-scenario in 2030 (11,5 GW). Wanneer
additionele investeringen in biomassacapaciteit zouden worden toegevoegd aan
het RAD-scenario, kan er een beperkte daling van de binnenlandse CO,-uitstoot
worden gerealiseerd tussen 2021 en 2030 (6,56 miljoen ton in 2021 ten opzichte
van 6,36 miljoen ton CO, in 2030). Daarbij moet worden opgemerkt dat zelfs in
dat scenario geen sprake is van een daling van de totale uitstoot, inclusief de uit-
stoot gerelateerd aan de import. In Tabel 3.5 tonen we de totale uitstoot die
bestaat uit de optelsom van de binnenlandse uitstoot en de geincorporeerde uit-
stoot van de geimporteerde elektriciteit. Zowel in het referentiescenario als in alle
andere scenario’s wordt voor de eenvoud verondersteld dat alle geimporteerde
elektriciteit tussen vandaag en 2030 in gelijke mate uit Duitsland (25%), Neder-
land (25%), VK (25%) en Frankrijk (25%) komt. Vanwege de sterk verschillende
productieparken in de buurlanden zijn er verschillen in de CO,-intensiteit van
elke geimporteerde MWh of GWh. De gehanteerde assumpties m.b.t. de CO,-
intensiteit in de landen waarvan Belgié importeert, worden weergegeven in Tabel
3.6. Tot slot toont Figuur 3.4 de evolutie van de binnenlandse CO,-uitstoot (dus
zonder de import van elektriciteit).

Tabel 3.6: Assumpties over de buitenlandse CO,-intensiteit

CO,-equivalente uitstoot; ton per GWh

Belgié 171
Nederland 450
Frankrijk 74
Duitsland 480
Verenigd Koninkrijk 460

Biomassa speelt een belangrijke rol in zowel het referentie- als het alternatieve
scenario; in 2030 veronderstellen we in beide scenario’s een biomassacapaciteit
van ongeveer 2500 MW (ten opzichte van een huidige capaciteit van ongeveer
1200 MW). In het nucleaire en radicale scenario blijft de biomassacapaciteit min
of meer stabiel tussen 2016 en 2030. Biomassacentrales zijn niet bepaald populair
omwille van de hoge subsidiestromen die ze uitlokken. Ook is er vandaag meer
aandacht voor eventuele consequenties inzake fijn stof dan pakweg tien jaar gele-
den. Wie oordeelt dat extra biomassacapaciteit absoluut niet wenselijk is, moet
beseffen dat de CO,-consequenties aanzienlijk kunnen zijn. Indien we in het refe-
rentiescenario de biomassacapaciteit niet laten toenemen maar constant houden,
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dan stijgt de binnenlandse CO,-uitstoot in dit scenario van 13,8 miljoen ton naar
16,5 miljoen ton CO, in 2030. Dat is een toename met bijna 20%. Met een uit-
stoot van 16,5 miljoen ton is dat aangepaste scenario letterlijk dubbel zo CO,-
intensief als het nucleaire of het radicale scenario. In het referentiescenario ver-
wachten we dat de vraag naar elektriciteit stijgt. Als we terugkeren naar het
oorspronkelijke referentiescenario — dus met een bijkomende biomassacapaciteit
— maar veronderstellen dat de vraag daalt, net zoals in het radicale scenario, dan
daalt de binnenlandse CO,-uitstoot in 2030 van 13,8 miljoen ton tot 9,75 miljoen
ton CO,. Die forse daling van de uitstoot maakt duidelijk dat het beperken van de
vraag naar elektriciteit altijd een absolute beleidsprioriteit moet zijn. Een energie-
landschap zonder bijkomende biomassacentrales valt vooral te overwegen indien
de vraag daalt.

De sensitiviteitsanalyse in Tabel 3.5 leert ook dat de impact van het verschil
tussen een dalende en een stijgende vraag naar elektriciteit sterk contextafthanke-
lijk is. Indien we in het radicale scenario met oorspronkelijk een dalende vraag de
vraag toch zouden laten stijgen — zoals in de andere scenario’s — dan stijgt natuur-
lijk de CO,-uitstoot in 2030; van 7,2 miljoen ton bij een dalende vraag tot 9,1
miljoen ton bij een stijgende vraag. Het valt op dat die toename minder sterk is
dan in andere scenario’s. In het referentiescenario bedroeg de impact van een
dalende vraag tegenover een stijgende vraag immers ongeveer vier miljoen ton,
terwijl dat verschil bij het radicale scenario beperkt blijft tot ongeveer twee mil-
joen ton CO,. Net in scenario’s met minder hernieuwbare energie kan een vermin-
dering van de vraag een groot verschil in termen van binnenlandse CO,-uitstoot
opleveren.

Alle scenario’s bevatten een aanzienlijke hoeveelheid elektrische voertuigen in
2030, van een half miljoen in het REF-scenario tot twee miljoen in het RAD-sce-
nario. Die veroorzaken uiteraard een verlaging van de CO,-uitstoot in de trans-
portsector, waar rekening mee kan worden gehouden in de CO,-analyse. Tabel
3.7 geeft de ingeschatte CO,-besparing weer in de transportsector in 2030 voor
alle basisscenario’s.

Tabel 3.7: Geschatte CO,-reductie in de transportsector als gevolg van
de elektrische voertuigen in de verschillende scenario’s

2030 Aantal elektrische voertuigen CO,-reductie in de transportsector
(min. ton)

REF 517603 0,75

NUC 517603 0,75

ALT 929923 1,35

RAD 2000357 2,85
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Die besparing varieert van 0,75 miljoen ton in het REF-scenario tot 2,85 miljoen
ton in het RAD-scenario. De inschattingen houden rekening met het feit dat ook
de uitstoot van niet-elektrische voertuigen blijft afnemen naar 2030 toe. We hou-
den bij die inschatting geen rekening met de CO,-uitstoot die gepaard gaat met
het opladen van de elektrische voertuigen, aangezien die reeds vervat zit in de
berekende CO,-uitstoot van de elektriciteitssector (Tabel 3.5). Een omschakeling
naar elektrische voertuigen leidt echter gegarandeerd tot een CO,-besparing, zelfs
indien die uitsluitend met gascentrales zouden worden opgeladen.’

Figuur 3.4: Evolutie van de binnenlandse CO,-uitstoot
onder de verschillende scenario’s
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1 Dat wordt duidelijk uit een eenvoudige rekenoefening: indien de gascentrales (CCGT’s)
een uitstoot hebben van 500 g/kWh, en de elektrische wagen een verbruik heeft van 0,2
kWh/km, dan is de indirecte ‘uitstoot’ van die wagen 100 g/km, terwijl een nieuwe perso-
nenwagen die rijdt op benzine of diesel in Belgié vandaag gemiddeld 120 g/km uitstoot.
In de praktijk is dat minimale verschil (20 g/km) uiteraard groter, aangezien de gemid-
delde CO,-intensiteit waarmee EV’s in de praktijk opgeladen worden een heel stuk lager
ligt dan 500 g/kWh.

86



Analyse van de surplussen

Zowel in de resterende jaren voor de nucleaire phase-out als in 2030 krijgt het
Belgische elektriciteitssysteem te maken met een aanzienlijke overproductie van
elektriciteit in de zomermaanden. De verwachte overproductie kan leiden tot
maatregelen zoals het gedwongen afschakelen van windturbines en PV-installaties
om onevenwichten op het net te voorkomen. Dat vooruitzicht heeft een negatieve
impact op de aantrekkelijkheid van investeringen in die technologieén.

Niet alleen de bevoorradingszekerheid in de winter vormt een uitdaging in
een systeem met zeer veel weersafthankelijke productiecapaciteit. Ook de overpro-
ductie van elektriciteit of de surplusvolumes — die vooral in de zomermaanden
worden gegenereerd — kunnen problematische situaties veroorzaken. Al in de
jaren voor de geplande nucleaire phase-out kan het Belgische elektriciteitssysteem
te maken krijgen met een significante overproductie, zoals weergegeven in Tabel
3.8. Die overproductie vindt vooral plaats in de zomermaanden, wanneer de bijna
6000 MW aan nucleaire baseload-productie gecombineerd wordt met een hoge
productie van wind- en zonne-energie.? Vandaag al is er jaarlijks een overproduc-
tie van ongeveer 2,1 TWh.

Tabel 3.8: Evolutie van de totale jaarlijkse en gemiddelde productieoverschotten in
verschillende scenario’s, t.o.v. de binnenlandse consumptie

. Gemiddeld Aandeel van de VRES-
Jaar Scenario  Totaal surplus | ductie die bi land
Twh) surplus productie die binnenlands
( MwW) geconsumeerd kan worden
2016 2,1 912 77 %
2021 REF 4,0 1324 75%
ALT 4,1 1667 77%
NUC 4,0 1324 75%
RAD 11,9 2429 50%
2025 REF 0,0 606 99%
ALT 0,3 1323 99%
NUC 1,1 1086 94%
RAD 3,4 2446 91%
2030 REF 0,1 692 99%
ALT 1,4 2129 95%
NUC 1,1 1130 96%
RAD 13,7 4427 75%

2 Ondanks het feit dat de nucleaire productie in de modeloefening in de zomermaanden
steeds wordt verlaagd.
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In de REF-, NUC- en ALT-scenario’s vinden we in 2021 overproductie van onge-
veer 4 TWh op jaarbasis, met een gemiddeld surplus van meer dan 1 GW. In het
RAD-scenario wordt dat probleem nog veel groter, met in 2021 een totale over-
productie van 12 TWh en een gemiddeld surplus van meer dan 2 GW. De dalende
vraag en de scherpere toename van wind- en PV-capaciteit liggen aan de basis
daarvan. Het artificiéle terugdringen van een deel van de wind- en PV-productie
(het zogenaamde ‘curiailen’) zal in die situaties onvermijdelijk worden. Daarbij
rijst de vraag of de eigenaars van de beperkte installaties daarvoor al dan niet een
vergoeding of net een bestraffing moeten krijgen. Vandaag is het in Europa eerder
courant om een vergoeding te bieden in ruil voor curtailment, aangezien dat zo
werd vastgelegd in de subsidiemechanismen, maar in de toekomst is een bestraf-
fing voor het overbelasten van het net misschien aanneembaar. ‘Self-curtailment’
kan dan echter ook bekeken worden als een dienst die geleverd wordt om het sys-
teem in balans te houden, wat opnieuw eerder een vergoeding zou impliceren. Een
alternatief voor curtailment is de export van die overschotten naar het buiten-
land. Bij een positieve exportprijs is overproductie van zero-marginal cost elektri-
citeit altijd financieel interessant. Die laatste optie is echter niet altijd even van-
zelfsprekend, aangezien de hernieuwbare productie in Belgié vaak sterk
gecorreleerd is met die in de buurlanden. Wanneer ook de buurlanden kampen
met een overproductie van elektriciteit is er geen bereidheid om elektriciteit van-
uit Belgié te importeren. Vanuit een technologisch perspectief kunnen we stellen
dat bij de verwachte interconnectiecapaciteit in 2021 de hernieuwbare overschot-
ten van 1 a 2 GW weinig problemen zullen veroorzaken.

De productieoverschotten worden een stuk minder problematisch vlak na de
nucleaire phase-out in 2025. De hoge overproductie bij het radicale scenario in
2021 valt spectaculair terug. In de jaren daarna wordt die problematiek terug
aangewakkerd in het radicale scenario, vanwege de continu stijgende hoeveelheid
wind- en PV-capaciteit. Hoewel de productieoverschotten in het REF- en ALT-
scenario binnen de perken blijven, vinden we in het RAD-scenario in 2030 een
overproductie die hoger is dan in 2021 wanneer alle kerncentrales nog in gebruik
zijn! De gemiddelde overproductie bedraagt 4,4 GW in het radicale scenario.

De combinatie van een steeds grotere hoeveelheid wind- en PV-capaciteit met
een dalende vraag leidt tot problematische overschotten. De 4000 MW aan base-
load-productie die in het NUC-scenario behouden blijft tot 2030 zorgt voor geen
bijkomende productieoverschotten, omdat in dat scenario de vraag in dezelfde
mate toeneemt als in het REF-scenario. Indien het behoud van die baseload-capa-
citeit gecombineerd zou worden met een dalende vraag valt te verwachten dat de
overproductie wel sterk zou toenemen.

Terwijl de productieoverschotten v66r de nucleaire phase-out een probleem
van tijdelijke aard vormen, zijn ze in 2030 en de periode daarna een permanent
probleem. Enkel indien de vraag structureel zou blijven toenemen — wat allesbe-
halve wenselijk is vanuit een CO,-perspectief — wordt de problematiek enigszins
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ingeperkt. Zelfs dan vinden in de zomermaanden onvermijdelijk steeds grotere
productieoverschotten plaats.

Het ALT- en RAD-scenario gaan uit van een opwaartse DSM-capaciteit die
equivalent is aan de neerwaartse capaciteit uit Tabel 3.1. Die meer controleerbare
vraag, die strategisch verhoogd kan worden wanneer er zich surplus-momenten
voordoen, maakt dus deel uit van onze modeloefening maar kan de resterende
surplussen (na DSM) niet significant verminderen. De reden daarvoor is dat de
vraag-flexibiliteit beperkt is in het aantal MWh dat kan opgeslorpt worden, en
dus te kampen krijgt met verzadiging na enkele stevige surplussen. Dat is zelfs het
geval in het RAD-scenario met de hoogste opwaartse DSM-capaciteit.

De problematiek van toenemende productieoverschotten op de lange termijn
heeft negatieve gevolgen voor investeringen in nieuwe wind- of PV-capaciteit.
Investeerders zullen namelijk in toenemende mate rekening moeten houden met
een nieuwe bron van risico, zijnde de (onzekere) mate waarin de productie van
hun assets beperkt zal worden. Die onzekerheid kan de kapitaalkost voor dat
soort investeringen omhoogduwen. Bovendien kan ook de load factor van de her-
nieuwbare assets door curtailment verlaagd worden. Beide elementen zorgen voor
een hogere LCOE voor wind- en zonne-energie. Wel zal die evolutie ervoor zorgen
dat producenten van wind- en zonne-energie steeds actievere voorstanders van
elektrische voertuigen en een slim elektriciteitsnet zullen worden. Hoe meer de
elektriciteitsvraag strategisch verhoogd kan worden — bijvoorbeeld door net wan-
neer er veel wind en zon is vele EV’s op te laden — hoe meer curtailment vermeden
kan worden.

Hoe controleerbare capaciteit vervangen
door import?

De toename van de importcapaciteit tegen 2030 kan de behoefte aan controleer-
bare productiecapaciteit beperken, maar niet op een proportionele manier.
Controleerbare productiecapaciteit in Belgié kan in principe gedeeltelijk ver-
vangen worden door een hogere import van elektriciteit uit de buurlanden. Een
toename van de interconnectiecapaciteit betekent dan ook een lagere behoefte
aan bijvoorbeeld gascentrales. We veronderstellen tegen 2030 een gemiddelde
invoer van 2700 MW in het referentie- en nucleaire scenario en een gemiddelde
invoer van 3 500 MW in het alternatieve en radicale scenario. De nominale maxi-
male invoercapaciteit bedraagt in de vier scenario’s 9000 MW. Een toename van
de gemiddelde importcapaciteit betekent echter niet dat de nood aan direct con-
troleerbaar vermogen met dezelfde factor kan afnemen. Indien we bijvoorbeeld in
het REF-scenario de importcapaciteit tot 2030 constant houden en niet laten toe-
nemen met 1600 MW tegenover 2016, stijgt de behoefte aan gascapaciteit in
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2030 met ongeveer 600 MW. Bij benadering kan men stellen dat in het REF-sce-
nario een toename van de gemiddelde importcapaciteit met 1000 MW zich ver-
taalt in een afname aan de nood van controleerbare assets met ongeveer 400 MW.
Dat laatste cijfer suggereert zeker geen vaste substitutieverhouding. We kunnen
veronderstellen dat het almaar verder laten toenemen van de interconnectiecapa-
citeit zal leiden tot een lagere marginale substitutieverhouding. Of anders gefor-
muleerd: de toename van de interconnectiecapaciteit moet almaar hoger uitvallen
om 1 MW aan controleerbare productiecapaciteit te vervangen.

Aangezien de importcapaciteit niet gegarandeerd is omwille van de volatiliteit
van de importbeschikbaarheid doorheen het jaar en de importbeschikbaarheid op
krappe momenten sterk kan terugvallen, kan er geen een-op-eenrelatie worden
vastgesteld. Indien krappe momenten in de markt echter niet gepaard zouden
gaan met een afname van de beschikbare importcapaciteit — een eerder onwaar-
schijnlijke hypothese — kan de totale nood aan flexibele productie-eenheden (zoals
gascentrales) in het REF-scenario in 2030 met 1250 MW worden teruggedrongen.

Analyse van batterijopslag

Hoewel batterijopslag in principe de minst gebruikte piekcentrales overbodig kan
maken, is de mogelijkheid om grote hoeveelheden productiecapaciteit — zeker
CCGT-centrales — te vervangen door batterijen zeer beperkt. Er is een meer dan
lineaire toename van de batterijcapaciteit nodig om almaar meer productiever-
mogen te kunnen schrappen, wat een scherpe verslechtering van het economische
plaatje impliceert. De bijkomende batterijen dreigen almaar minder gebruikt te
worden. Batterijopslag biedt geen significante voordelen op het vlak van totale
productiekost. Bovendien valt er met batterijen ook op het vlak van de CO,-uit-
stoot geen noemenswaardige winst te boeken, aangezien de timing van hernieuw-
bare productie suboptimaal is. De CO,-intensiteit van de elektriciteit waarmee de
batterijen worden opgeladen, is met andere woorden vaak vrij hoog.

Verschillende opslagcapaciteiten werden exogeen opgelegd in de REF-, ALT-
en RAD-scenario’s zodat vervolgens de impact ervan op de bevoorradingszeker-
heid, de CO,-uitstoot en de totale productiekost bestudeerd kon worden. De
beschikbaarheid van de gehanteerde opslagcapaciteiten in ons model is vergelijk-
baar met de manier waarop vandaag de opslagcapaciteit van de pompcentrales
van Coo wordt gebruikt. We focussen bij deze analyse uitsluitend op de systeem-
voordelen, zoals een verlaagde noodzaak aan productiecapaciteit om de energie-
zekerheid te garanderen. We gaan met andere woorden niet in op het economi-
sche plaatje voor opslag bij de individuele particulier of onderneming in een
specifieke retailomgeving. Of lokale opslag vanuit een micro-economisch perspec-
tief interessant is, hangt af van het gehanteerde tariferingssysteem.

90



Tabel 3.9 geeft een overzicht van de subcategorieén die deel uitmaken van de
totale batterijopslagcapaciteit in 2030 in de verschillende scenario’s. Er kan wor-
den opgemerkt dat de beschikbare batterijcapaciteit afkomstig van elektrische
voertuigen het grootste aandeel heeft in de totale batterijopslagcapaciteit die
beschikbaar is voor het systeem. In het radicale scenario leidt een penetratie van
twee miljoen elektrische wagens — waarvan 65% slim aangesloten is — tot een
omvangrijke batterijcapaciteit met een vermogen van 7048 MW die beschikbaar
is voor het net, en dat voor maximaal zeven uur.

Tabel 3.9: Overzicht van de totale batterijopslag en onderliggende subgroepen
in verschillende scenario’s

REF 2030 ALT 2030 RAD 2030

Totale batterijopslag (vermogen, MW) 1188 3188 8088

EV (vermogen, MW) 1048 2448 7048
EV (duur, uren) 5,6 6 7

Batterij kleine schaal (vermogen, MW) 50 350 550
Batterij kleine schaal (duur, uren) 3 3 5

Batterij grote schaal (vermogen, MW) 90 390 490
Batterij grote schaal (duur, uren) 3 3 7

Een hogere opslagcapaciteit vertaalt zich in een licht verlaagde noodzaak aan
controleerbare activa. Dat blijkt bijvoorbeeld uit een vergelijking van de sensitivi-
teitsanalyses waarbij de batterijcapaciteit afkomstig van elektrische voertuigen
helemaal niet of net maximaal wordt ingezet in het systeem. In het eerste geval
zijn er wel elektrische voertuigen, maar die zijn niet gekoppeld aan een slim net.
In het laatste geval veronderstellen we dat alle EV’s hun batterijcapaciteit aanbie-
den aan het net. Daardoor stijgt de beschikbare batterijcapaciteit zeer sterk, wat
toelaat om het effect ervan op de nood aan gascentrales te kwantificeren. De
resultaten van die vergelijking worden weergegeven in onderstaande tabel. Afhan-
kelijk van het scenario (REFE, ALT of RAD) vertaalt de toename van de batterijca-
paciteit van elektrische voertuigen zich in een noodzakelijke gascapaciteit die
5,6% tot 29,4 % lager uitvalt (zie het luik ‘Gascapaciteit’ in Tabel 3.10). De grote
verschillen in de lagere behoefte aan gascapaciteit tussen het referentiescenario en
het alternatieve en radicale scenario is toe te schrijven aan de grote verschillen in
het aantal elektrische voertuigen in 2030. Terwijl er in het referentiescenario een
opslagcapaciteit van 15706 MWh bijkomt, komt er in het radicale scenario een
opslagcapaciteit van 74207 MWh bij door de sprong van 0% naar 100% slim
aangesloten EV’s.
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Tabel 3.10: Verschil in de hoeveelheid gascapaciteit en batterijopslagcapaciteit
in verschillende scenario’s in 2030

2030 0% slim 100% slim Verschil Relatief Eenheid
aangesloten  aangesloten verschil
EV’s EV’s
Batterijopslag-capaciteit
REF 140 2935 +2795 +2000%
420 16126 +15706 +3740%
ALT 740 5762 +5022 +679% MW
2220 34273 +32053 +1444% MWh
RAD 1040 11842 +10802 +1039% MW
6180 80387 +74207 +1201% MWh
Gascapaciteit
REF 5250 4750 -500 -9,5% CCGT
2750 2800 +50 +1,8% OCGT
8000 7550 -450 -5,6% TOTAAL
ALT 3800 3800 +0 +0% CCGT
3300 2100 -1200 -36,4% OCGT
7100 5900 -1200 -16,9% TOTAAL
RAD 2200 2000 -200 -9,1% CCGT
2050 1000 -1050 -51,2% OCGT
4250 3000 -1250 -29,4% TOTAAL

Een verklaring voor de lagere noodzaak aan gascapaciteit bij een hogere batterij-
capaciteit is dat dankzij de opslagcapaciteit meer energiediensten geleverd kun-
nen worden bij eenzelfde productiecapaciteit. Wanneer bepaalde CCGT’s nor-
maal gezien niet zouden produceren (bijvoorbeeld ’s nachts), kunnen ze in
scenario’s met een hoge batterijcapaciteit worden aangewend om de batterijcapa-
citeit op te laden.® De opgeladen batterijen kunnen vervolgens worden ingezet om
te helpen voldoen aan (een stuk van) de eerstvolgende piek wanneer alle beschik-
bare gascentrales bijvoorbeeld al volop produceren. Dat vertaalt zich in een klei-
ner noodzakelijk productiepark, waarvan de centrales beter benut worden of een
hogere load factor hebben. Die praktijk veronderstelt optimaal beheer van de bat-

3 In de praktijk kan er niet eenduidig bepaald worden welke technologie de opslagcapaci-
teit heeft opgeladen, aangezien de batterijen simpelweg stroom afnemen van het net, dat
op elk moment bevoorraad wordt door een combinatie van verschillende productiebron-
nen (inclusief import). Technisch gezien is het correcter om te stellen dat de bijkomende
CCGT-productie dient om de bijkomende vraag die ontstaat door het opladen van de
opslagcapaciteit te helpen bedienen.
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terijcapaciteit in functie van weersverwachtingen. Zo zullen de lege batterijen niet
met CCGT’s opgeladen worden tussen 21 u. en 23 u. indien verwacht wordt dat
de wind sterk zal aantrekken vanaf 23 u., om vervolgens een lange tijd een maxi-
male output van alle windturbines te garanderen.

Bovenvermeld gebruik van CCGT’s voor het opladen van de batterijen wordt
op een vereenvoudigde manier toegelicht in Figuur 3.5. Daarin zien we verschil-
lende lagen of tranches van controleerbare activa. Lagen A tot F zijn clusters van
flexibele gascentrales die hun productie aanpassen aan het verloop van de vraag
(zwarte lijn), terwijl laag G baseload-productie weergeeft. Vier opeenvolgende
volledige dagen worden in de figuur afgebeeld, telkens te onderscheiden door hun
ochtend- en avondpiek, die gevolgd wordt door een significant lager vraagpeil tij-
dens de nachturen. We zien dat de productiecentrales in laag A gemakkelijk uit
het systeem kunnen worden gehaald door een opslagcapaciteit die hetzelfde
(beperkte) aantal megawatturen aan stroom kan leveren. Die opslagcapaciteit
kan worden opgeladen in tijdzone A’. Dat resulteert in bijkomende productie
door lagen E en F, die op dat moment anders minder of helemaal niet zouden pro-
duceren. Laag B vervangen met batterijen is al een stuk uitdagender, aangezien
daarvoor een batterij noodzakelijk zal zijn die een veel groter aantal megawatt-
uren zal moeten kunnen opslaan. Dat kan worden afgeleid uit de grotere opper-
vlakte van B’ t.o.v. A’. Dat geeft aanleiding tot een cruciaal punt: voor elke MW
aan bijkomende productiecapaciteit die uit het systeem gehaald wordt, moet een
steeds grotere hoeveelheid MWh aan batterijcapaciteit staan. Ten slotte is het ver-
vangen van de volledige laag C niet langer mogelijk. Stippellijn X duidt de theo-
retische limiet aan tot waar opslag het mogelijk maakt om productiecapaciteit te
vervangen. In de praktijk zal slechts een gedeelte (ongeveer de helft) van laag C
vervangen kunnen worden. Alle productiemiddelen onder de stippellijn zouden
dan continu produceren zoals de baseload-laag G, terwijl alle megawatturen
boven stippellijn X geleverd zouden worden door het ontladen van batterijen die
opgeladen worden in de tijdzones A’, B’ en C’.
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Figuur 3.5: Vereenvoudigde voorstelling van de mogelijkheid om productiecentrales
te vervangen met batterijopslag

ZONDER OPSLAG MET OPSLAG

TID

De mate waarin de werking uit Figuur 3.5 in de praktijk kan worden gebracht in
de periode tussen vandaag en 2030 is zeer beperkt. In de modelsimulaties wordt
het effect van Figuur 3.5 nog versterkt door het voorkomen van uitzonderlijk
zware avondpieken (niet afgebeeld in de vereenvoudigde voorstelling), wat maakt
dat de vereiste opslagcapaciteit des te groter moet zijn in MWh. Zoals af te leiden
uit Tabel 3.9 zijn de vereiste batterijcapaciteiten om een significant deel gascentra-
les uit het systeem te kunnen halen dan ook zeer omvangrijk (tientallen gigawatt-
uren). Batterijvolumes van die grootteorde lijken vanuit economisch standpunt
zeer onwaarschijnlijk in de nabije toekomst. Hoewel een vloot van slim aangeslo-
ten elektrische voertuigen dat soort volumes in theorie zou kunnen leveren, wij-
zen onze resultaten uit dat dat geen significant kostenvoordeel oplevert. We gaan
er immers van uit dat de EV-eigenaars hun batterijcapaciteit enkel aan een vrij
hoge prijs aan het net ter beschikking zullen stellen. In sensitiviteiten waarbij puur
wordt gekeken naar het vervangen van gascentrales door batterijen wordt er geen
daling (maar ook geen stijging) van de totale productiekost waargenomen, noch
in miljard euro, noch in MWh. Dat wil zeggen dat — volgens onze kostenassump-
ties — de meerkost van V2G-opslag ongeveer een-op-een gecompenseerd wordt
door de vermeden kost van enkele gascentrales.

Hoewel er dus een beperkte marktopportuniteit zal zijn om de oudste en
minst gebruikte piekcentrales te vervangen met een beperkte batterijcapaciteit, zal
die markt snel verzadigd zijn, aangezien daarna steeds grotere batterijcapaciteiten
noodzakelijk zijn. Bovendien is de arbitrage met batterijen tussen lage en hoge
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stroomprijzen ook het meest opportuun bij de grootste prijsverschillen. Die
nemen af naarmate er meer arbitrerende batterijen aan het systeem worden toe-
gevoegd. We concluderen dan ook dat de enorme batterijcapaciteiten die in de
verschillende scenario’s werden opgelegd in de praktijk niet economisch haalbaar
zullen zijn. Bijgevolg zal de markt voor batterijen die op grote schaal energie leve-
ren op krappe momenten in Belgié eerder beperkt blijven tussen vandaag en 2030.
De enige manier waarop de gehanteerde batterijcapaciteiten mogelijk toch in het
systeem beschikbaar zullen worden gesteld, is wanneer die aanzienlijke bijko-
mende inkomstenbronnen hebben. Die kunnen voortkomen uit directe overheids-
steun, of uit activiteiten zoals ondersteunende netdiensten of vermeden netwer-
kinvesteringen.

Er zijn de facto twee mogelijke pistes voor het (in theorie) bereiken van een
CO,-voordeel a.d.h.v. batterijen. Een eerste mogelijkheid is het opladen van de
batterijcapaciteit met hernieuwbare productieoverschotten, om die vervolgens te
ontladen wanneer de vraag naar stroom het hoogst is en er normaal gezien CO,-
intensieve OCGT’s worden geactiveerd. In Figuur 3.5 wordt dat principe geschetst
a.d.h.v. hernieuwbare productie ‘RES 2, die net plaatsvindt op een moment dat
er beschikbare batterijcapaciteit kan worden opgeladen. Door CO,-vrije produc-
tie met behulp van de batterijcapaciteit te verplaatsen naar de verbruikspieken en
zo de productie van piekcentrales te vermijden, kan in theorie een aanzienlijk
CO,-voordeel worden geboekt. In de praktijk wijzen onze simulaties echter uit
dat de timing van hernieuwbare surplussen zelden optimaal is om dat CO,-voor-
deel te kunnen realiseren. Dat wordt in Figuur 3.5 geschetst door hernieuwbare
productie ‘RES 1°, waarbij er enkel gasproductie wordt vermeden, maar er geen
batterijcapaciteit kan worden opgeladen. Bovendien worden overschotten aan
hernieuwbare energie voornamelijk in de zomer waargenomen, terwijl de activa-
tie van OCGT’s voornamelijk op winteravonden plaatsvindt. We concluderen dan
ook dat de eerste piste voor het verlagen van de uitstoot door middel van batte-
rijen zich niet significant kan ontplooien in de praktijk. De timing van hernieuw-
bare productie is te willekeurig om er in significante mate batterijen mee op te
laden. Er moet wel worden opgemerkt dat die conclusie beperkt is tot de Belgi-
sche context. Op andere locaties, zoals Californié, is de timing tussen hernieuw-
bare productie en de verbruikspieken immers beter, waardoor ook het economi-
sche plaatje voor batterijen sterk verbetert.

Een tweede mogelijke piste om een CO,-voordeel te bereiken a.d.h.v. het
gebruik van batterijen is het verschuiven van CCGT-productie naar het piekseg-
ment, waardoor productie met OCGT’s vermeden wordt. Op momenten wanneer
de CCGT-capaciteit niet volledig benut wordt (voornamelijk ’s nachts), kan ze
worden ingezet om een batterijcapaciteit op te laden. Vervolgens kan die batterij-
capaciteit ontladen worden tijdens piekmomenten en moeten bijgevolg geen
OCGT’s worden ingeschakeld. Het verschil tussen de CO,-intensiteit van CCGT’s
en OCGT’s biedt op die manier de mogelijkheid voor batterijen om een beperkte
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reductie in de totale CO,-uitstoot te realiseren. Uit onze simulaties blijkt echter
dat de CO,-reductie die a.d.h.v. dat mechanisme te bereiken valt, minimaal is en
dus geen sterk motiverende factor kan zijn om de aanzienlijke kost van batterij-
capaciteit economisch te verantwoorden. Een sensitiviteit van het REF-scenario
waarbij enkel de beschikbare hoeveelheid batterijcapaciteit sterk werd verhoogd,
leidde tot een totale CO,-uitstoot die zo goed als ongewijzigd bleef. Er viel zelfs
een zeer lichte toename van 0,06 mln. ton waar te nemen, hoewel dergelijk miniem
verschil niet significant is als model-resultaat.

Analyse van de flexibele vraag (DSM)

DSM-capaciteit kan net zoals opslagcapaciteit belangrijke diensten leveren aan
het net, maar die beschikbaarheid is beperkt in de tijd. Bijgevolg kan geen grote
capaciteit aan regelbare productietechnologieén vervangen worden door een toe-
name van de DSM-capaciteit. Bij conventionele kostenassumpties zien we dan
ook geen significant voordeel door een hogere DSM-capaciteit op het vlak van
totale productiekosten. Ook wat betreft de CO,-uitstoot is de baat van een hogere
DSM-capaciteit zeer beperkt. In de praktijk wordt de meeste tijdelijke vraagver-
laging later immers gecompenseerd door een vraagverhoging.

DSM-capaciteit heeft net zoals batterijopslag belangrijke beperkingen op het
vlak van de maximale hoeveelheid energie (megawatturen) die aan het systeem
kan worden geleverd. Indien de vraag door DSM met x MW gedurende één uur
verlaagd kan worden, terwijl vanuit systeemperspectief een sterkere verlaging
gedurende twee uur optimaal was, moeten andere technologieén aangesproken
worden. We vinden dan ook dat de in onze scenario’s gehanteerde DSM-capaci-
teiten slechts een beperkte reductie in de noodzakelijke capaciteit aan controleer-
bare assets mogelijk maken. Dat komt doordat er zich in de simulaties af en toe
situaties voordoen waarbij controleerbare assets — die in principe ongelimiteerd
energie kunnen blijven leveren — onmisbaar zijn. Bij de gehanteerde assumpties
zien we dan ook geen significant kostenvoordeel op systeemniveau als gevolg van
een hogere DSM-capaciteit. Sensitiviteiten die toegespitst zijn op het effect van
een hogere DSM-capaciteit leveren geen noemenswaardig verschil van de produc-
tiekost in €/MWh of in miljard euro. Een sensitiviteit van het REF-scenario waar-
bij enkel de DSM-capaciteit sterk werd verhoogd, gaf aanleiding tot een verlaging
van de productiekost van slechts € 0,018/MWh, wat niet als een significant
modelresultaat kan worden beschouwd.

In theorie is het echter mogelijk dat slimme meters en slimme huishoudtoe-
stellen een grote hoeveelheid goedkope en in de praktijk geautomatiseerde DSM-
capaciteit beschikbaar maken. Daardoor zal volgens onze simulaties echter enkel
de load factor van de piekcentrales afnemen; hun beschikbaarbeid blijft noodza-
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kelijk voor de uitzonderlijk moeilijke momenten. Het verlagen van de load factors
van gascentrales levert vanuit systeemperspectief amper een besparing op, aange-
zien het een duurdere ondersteuning voor hun beschikbaarheid impliceert. De
hoeveelheid regelbare capaciteit die noodzakelijk is vanuit een bevoorradingsze-
kerheidsperspectief moet immers op een of andere manier gefinancierd worden.
Wanneer de reguliere inkomsten uit de verkoop van kilowatturen dalen — bv.
omdat een heel aantal kilowatturen voortaan door batterijen of DSM geleverd
worden — zal de resterende financiering van elders moeten komen (bv. subsidies).

Wat betreft de CO,-uitstoot kan een meer flexibele vraag in theorie een voor-
deel opleveren als de vraag strategisch verhoogd wordt wanneer er overschotten
aan hernieuwbare productie plaatsvinden, en ze op een later tijdstip verlaagd
wordt, waardoor er een hoeveelheid thermische en dus CO,-intensieve productie
kan worden voorkomen. Onderstaande tabel geeft voor de vier basisscenario’s
weer in welke mate er in 2030 op die manier CCGT-productie kan worden ver-
meden en welke CO,-reductie daartegenover stond. De grootste CO,-reductie
vond plaats in het ALT-scenario, waar ongeveer 148 000 ton CO, werd vermeden.
Met andere woorden, indien de flexibele vraag de CCGT-productie niet had ver-
meden, dan bedroeg de totale uitstoot 17,11 miljoen ton i.p.v. 16,96 miljoen CO,.
Dat komt neer op een reductie van ongeveer één procent. Indien er wordt gere-
kend met een hogere CO,-intensiteit van 500 ton/GWh, wordt dat 1,2%. Voor de
andere scenario’s — inclusief het radicale scenario met een hogere flexibele capaci-
teit dan in het alternatieve scenario — is de CO,-reductie verwaarloosbaar.

Tabel 3.11: Overzicht van de COz—reducﬁe, reductie van de load factor
van CCGT en CCGT-productie in 2030 in verschillende scenario’s

2030 Capaciteit flexibele CCGT- Reductiein  Reductie in Co,-
vraag (MW, duur) capaciteit CCGT-load CCGT-pro- reductie*
Mw) factor (in ductie (ton)
procent- (GWh)
punten)
REF 1600 MW, Sh 5000 0,02% 8,76 3066
NUC 1600 MW, Sh 2600 0,03% 6,83 2391
ALT 2000 MW, 8h 3800 1,27% 422,76 147966
RAD 2500 MW, 8h 2000 1,24% 217,25 76037

*Uitgaande van een CO ,-intensiteit van 350 ton/GWh
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Toekomstige subsidiestromen in Belgié

In het verlengde van bovenstaande resultaten is het relevant om een raming te
maken van de mogelijke evolutie van de toekomstige subsidiestromen tussen van-
daag en 2030. Hoewel de subsidiéring van hernieuwbare productietechnologieén
recent werd afgebouwd, blijven we in het komende decennium opgezadeld met de
jaarlijkse kost van genereuze subsidies die in het verleden werden toegekend. De
totale reeds gecontracteerde ondersteuningsverplichtingen voor variabele her-
nieuwbare energiebronnen bedragen naar schatting € 29,3 miljard, waarvan het
merendeel naar de ondersteuning van zonnepanelen en offshore windturbines
gaat. In het huidige marktklimaat wordt zonder subsidies niet geinvesteerd in
nieuwe activa. Met gemiddelde groothandelsprijzen in de buurt van de marginale
productiekosten — of nog lager — zijn investeringen in gascentrales niet attractief.
In de volgende paragraaf lichten we toe dat de marktprijzen in Centraal- en West-
Europa in 2030 niet noodzakelijk hoger zullen zijn. Bij structureel ‘lage’ groot-
handelsprijzen zijn aangepaste ondersteuningsmechanismen zoals upfront inves-
teringssubsidies en contracts for differences (CFD’) in de toekomst noodzakelijk
om investeringen in nieuwe activa zoals gascentrales uit te lokken.

Voor elk scenario werd een inschatting gemaakt van het verloop van de totale
subsidielasten tot 2030. Daarbij werd aangenomen dat marktconforme subsidie-
mechanismen, zoals CFD’s, in werking treden voor additionele intermitterende
hernieuwbare capaciteit. Investeringen in flexibele gascentrales worden daaren-
tegen in de scenario’s uitgelokt door upfront investeringssubsidies. Om erg grote
jaarlijkse schommelingen van de upfront subsidielasten uit te vlakken, werden
die investerings-subsidies verspreid over meerdere jaren. Verder wordt ook ver-
ondersteld dat oude gascentrales na de kernuitstap een capaciteitsvergoeding
ontvangen om beschikbaar te blijven. We veronderstellen tevens dat de beschik-
baarheid van DSM-capaciteit ook wordt gecompenseerd d.m.v. een vaste vergoe-
ding.

De evolutie van de subsidies in het referentie- en radicale scenario worden
visueel weergegeven in de Figuren 3.6 en 3.7. Hoewel de totale subsidiekost in
beide scenario’s toeneemt, blijkt dat het merendeel van de toekomstige ondersteu-
ningsverplichtingen afkomstig is van reeds gecontracteerde subsidies uit het ver-
leden. Verder kan ook worden opgemerkt dat de oorzaak van de toenemende
subsidiekosten verschillend is per scenario. Zo neemt de totale subsidiekost in het
referentiescenario (zie Figuur 3.6) sterk toe na de nucleaire phase-out, als gevolg
van de wupfront investeringssubsidies voor bijkomende biomassacapaciteit,
CCGT’s en OCGT’s. Na 2025 stijgt de jaarlijkse subsidiekost plots met ongeveer
50%. Die sprong is deels het resultaat van de keuze om de kapitaalkosten van
nieuw te bouwen gascentrales relatief snel terug te laten betalen (namelijk op zes
jaar tijd). In het radicale scenario daarentegen is de stijging van de toekomstige
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subsidiekosten voor het grootste deel te wijten aan de sterke penetratie van her-
nieuwbare energie. Vooral de significante toename van windturbines op zee zorgt
vanaf 2020 voor een sterke stijging van de toekomstige subsidielasten (zie Figuur
3.7). De jaarlijkse subsidiekost van beide scenario’s is omstreeks 2030 ongeveer
even hoog. Het verschil zit vooral in de samenstelling van de subsidiefactuur; de
subsidies voor gascentrales zijn in beide scenario’s vergelijkbaar, terwijl de keuze
voor biomassa of voor offshore wind en PV de scenario’s net onderscheidt.

De aangroei van de toekomstige ondersteuningsverplichtingen na de kernuit-
stap is in het referentiescenario minder uitgesproken dan in het referentiekader.
Door de snelle expansie van hernieuwbare productiecapaciteit, meer importcapa-
citeit, meer opslagcapaciteit en een dalende vraag is de behoefte aan flexibele
back-upcapaciteit in het radicale scenario na de kernuitstap lager t.o.v. het refe-
rentiescenario. Wel kent het radicale scenario een aanzienlijk lagere biomassaca-
paciteit, wat op zich leidt tot een hogere behoefte aan gascentrales. Per saldo zul-
len beide factoren elkaar min of meer compenseren.

Figuur 3.6: Evolutie van de totale ondersteuningsverplichtingen tot 2030
in het referentiescenario
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Figuur 3.7: Evolutie van de totale ondersteuningsverplichtingen tot 2030
in het radicale scenario
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Kunnen de marktprijzen stijgen tegen
2030, zodat subsidies overbodig worden?

Om de energietransitie te ondersteunen en onze energiezekerheid te garanderen,
zijn investeringen in flexibel en controleerbaar productievermogen essentieel. Die
investeringen blijven voorlopig uit in Centraal- en West-Europa (CWE). Vooreerst
is er door het uitblijven van een toename van de vraag naar elektriciteit een zekere
overcapaciteit in CWE, wat een neerwaartse impact heeft op de marktprijzen.
Ook speelt de opmars van zero-marginal cost hernieuwbaar kapitaal vandaag al
een belangrijke rol in de prijsvorming op de groothandelsmarkten.

In verschillende Europese landen werden recent capaciteitsvergoedingen als
second-best oplossing geintroduceerd om de noodzakelijke investeringen uit te
lokken. Een van de kernvragen voor private investeerders en beleidsmaker is hoe
de groothandelsprijzen in Centraal- en West-Europa (CWE) zullen evolueren op
middellange termijn. Een element dat het toekomstige prijsverloop sterk kan
beinvloeden, is de verwachte phase-out van conventionele productiecapaciteit in
CWE. Algemeen wordt verwacht dat in de komende tien tot vijftien jaar een sig-
nificante hoeveelheid aan controleerbare conventionele productiecapaciteit —
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vooral oude nucleaire, steenkool- en bruinkoolcentrales — uit de Europese markt
zal verdwijnen.* Daarnaast zal ook oude gas-, biomassa- en WKK-capaciteit afge-
bouwd worden. Tegelijkertijd verwachten we een forse toename van de weersaf-
hankelijke hernieuwbare capaciteit in CWE en ook een hogere CO,-prijs tegen
2030. Een hogere CO,-prijs leidt tot hogere marktprijzen want verhoogt de mar-
ginale productiekost van gas- en steenkoolcentrales, terwijl meer investeringen in
wind- en PV-capaciteit leiden tot meer uren injectie van elektriciteit aan een zeer
lage marginale kost. En meer krapte door een massale phase-out van thermische
capaciteit kan vooral een prijsopdrijvend effect hebben. Al die interacties werden
geanalyseerd via een vraag- en aanbodmodel onder perfecte competitie voor
CWE. Daarbij hanteren we enkele hypothesen inzake de evolutie van de vraag, de
toename van de hernieuwbare capaciteit en de uitvoering van de phase-out van
oud thermisch kapitaal in CWE. Onze modelleringsoefening® leert dat krapte als
gevolg van een ambitieuze phase-out inderdaad kan leiden tot aanzienlijk hogere
elektriciteitsprijzen in CWE. Dergelijke scenario’s monden uit in een verdubbeling
van de huidige prijzen tegen 2030. Vanuit bevoorradingszekerheidsperspectief is
een dergelijk resultaat niet wenselijk, aangezien het elektriciteitssysteem op CWE-
niveau op jaarbasis tot 8% van de tijd te kampen zou krijgen met een acuut
tekort. Dat blijkt uit het hoge aantal LOLE-uren in Tabel 3.12. Hoge elektrici-
teitsprijzen zijn het spiegelbeeld van een problematische energiezekerheid. Boven-
dien kan een licht dalende vraag in combinatie met een sterke expansie van de
hernieuwbare capaciteit tegen 2030 leiden tot gemiddelde prijzen van ongeveer €
48/MWh, en dat bij een CO,-prijs van € 60 per ton (zie S12 in Tabel 3.12). De
overeenkomstige price-duration curves worden afgebeeld in Figuur 3.8 en geven
de prijsvariantie weer. De scenario’s weergegeven in Figuur 3.8 zijn dezelfde als
die in Tabel 3.12. Zo combineert scenario 7 in 2030 een hoge vraag naar elektri-
citeit met een versnelde phase-out en een sterke verdere expansie van de her-
nieuwbare capaciteit. Verder tonen onze resultaten aan dat een fors hogere CO,-
prijs op zich niet altijd leidt tot een veel hogere elektriciteitsprijs. Dat betekent
niet dat de CO,-prijs van weinig belang zou zijn. Een CO,-prijs van € 60 per ton
heeft een ingrijpende impact op de marginale kosten van vervuilende steen- en
bruinkoolcentrales, waardoor ze naar de achterste helft in de merit order worden
geduwd. Die centrales vinden we vandaag niet in Belgi€, maar wel in het groene
Duitsland. Een hogere CO,-prijs verbetert de marktkansen voor flexibele en min-
der CO,-intensieve CCGT-centrales, wat zal leiden tot een lagere CO,-uitstoot.

4 De verwachte sluiting van Britse steenkoolcentrales is sinds de Brexit-beslissing echter iet
meer zeker.
5  Beschikbaar op www.itinerainstitute.org of op aanvraag als academische paper.
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Tabel 3.12: Overzicht van de gemiddelde groothandelsprijs en aantal LOLE-uren

per scenario (CO,-prijs van € 30/T)

Scenario  S1 S2 S3 S4 Ss S6 S7 S8 S9 §10 s11  S12
Vraag *¢cV CV CV CV HV HV HV HV LV LV LV LV
Phase-out  NPO HPO HPO NPO NPO HPO HPO NPO NPO HPO HPO NPO
RES NR NR HR HR NR NR HR HR NR NR HR HR
(Cé‘f/:;\n/IWI;IT)]S 49,1 80,1 57,5 40,3 53,6 958 673 433 468 716 52,3 386
9,8 433,6 189,5 0,9 41,6 689,9 321,7 7.8 24 3098 1304 0,1

LOLE (h)

*Constante (CV), Hoge (HV), Lage (LV) Vraag

Normale (NPO), Hoge (HPO) Phase-out

Normale (NR), Hoge (HR) RES-uitbouw

Loss of Load Expectation (LOLE)

Tabel 3.13: Overzicht van de gemiddelde groothandelsprijs en aantal LOLE-uren

per scenario (CO,-prijs € 60/T)
Scenario  S1 S2 S3 S4 S5 S6 S7 S8 S9 §10 S11  S12
Vraag *CV.  CV CcvV CvV HV HV HV HV LV LV Lv LV
Phase-out NPO HPO HPO NPO NPO HPO HPO NPO NPO HPO HPO NPO
RES NR NR HR HR NR NR HR HR NR NR HR HR
%ﬁvl;;]‘)ls 61,3 91,1 66,1 50,2 66,8 107,3 76,6 54,0 58,5 820 603 48,1
LOLE (h) 9,8 433,6 1895 0,9 41,6 6899 321,7 7.8 24 3098 130,4 0,1

*Constante (CV), Hoge (HV), Lage (LV) Vraag
Normale (NPO), Hoge (HPO) Phase-out
Normale (NR), Hoge (HR) RES-uitbouw
Loss of Load Expectation (LOLE)
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Figuur 3.8: Overzicht van de price-duration curves op CWE-niveau in 2030 per sce-
nario (CO,-prijs € 60/T)
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De belangrijkste conclusie uit onze analyse is dat de voorziene phase-out van oud
kapitaal op zich niet noodzakelijk zal leiden tot hogere prijzen. Indien de dalende
trend van de elektriciteitsvraag zich bestendigt en gepaard gaat met een sterke
groei van de hernieuwbare capaciteit, vinden we in 2030 prijzen die sterk verge-
lijkbaar zijn met het huidige prijsniveau. Daarbij blijven sterke investeringssigna-
len achterwege en loeren toekomstige bevoorradingsrisico’s om de hoek. Maar
ook bij krapte door een ambitieuze phase-out vinden we vergelijkbare risico’s
inzake energiezekerheid. Om de energiezekerheid te kunnen waarborgen in de
toekomst lijkt een bijsturing van het huidige marktmodel dan ook aangewezen.
Een mogelijkheid is de introductie van capaciteitsmechanismen. Die mechanis-
men dreigen eerder permanent dan wel tijdelijk te worden. Wat het sentiment
tegenover die mechanismen ook mag zijn, aanvullende inkomsten zijn zeer waar-
schijnlijk noodzakelijk om de bevoorradingszekerheid adequaat te garanderen.
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De analyse van vier scenario’s of energielandschappen via het dispatching-model
toont aan dat de energiezekerheid op zeer diverse manieren gegarandeerd kan
worden tot 2030. Ook bij de sluiting van alle kerncentrales zal het licht blijven
branden, mits de nodige vervangcapaciteiten tijdig beschikbaar zijn. Er is geen
unieke combinatie van activa waarvoor geopteerd moet worden om de energie-
zekerheid te garanderen. Vanuit een technologisch perspectief stelt het luik ‘ener-
giezekerheid’ van het energietrilemma geen fundamentele uitdagingen. Vooral de
economische en ecologische consequenties van bepaalde ‘energiezekere’ scenario’s
kunnen beleidsmakers inspireren tot het tijdig maken van duidelijke keuzes. Alle
scenario’s bieden energiezekerheid, maar er zijn aanzienlijke verschillen in de toe-
name van de totale economische kost, in de evolutie van de uitstoot van CO,, in
de samenstelling van de subsidiefactuur tussen vandaag en 2030, en in de nood-
zaak aan complementerend beleid. Zo veronderstelt het radicale scenario een
dalende vraag naar elektriciteit maar ook een zeer grote toename van het aantal
elektrische voertuigen. Die evoluties zijn van groot belang voor de resultaten van
het radicale scenario maar vragen een sterke beleidsondersteuning waaraan ook
een prijskaartje kan vasthangen. We kunnen immers niet zomaar veronderstellen
dat alle oude elektrische huishoudapparaten tegen 2030 vervangen zijn door
ultra-zuinige varianten, dat alle eigenaars hun oude woningen tussen vandaag en
2030 ingrijpend gaan renoveren of dat alle industriéle processen tegen 2030 veel
minder elektriciteit zullen consumeren. Een hoog marktaandeel van elektrische
voertuigen tegen 2030 vereist een attractief economisch plaatje naast een fijnma-
zige oplaadinfrastructuur die twijfelaars over de streep trekt.

Energiezekerheid -> gascapaciteit

In alle scenario’s is een belangrijke capaciteit aan gascentrales nodig om de ener-
giezekerheid in 2030 te garanderen. Zelfs 25 GW weersafthankelijke hernieuw-
bare energiecapaciteit, twee miljoen elektrische voertuigen, een hoge import van
elektriciteit en een daling van de vraag zijn ontoereikend om de nucleaire phase-
out op te vangen zonder gascentrales. De behoefte aan gascentrales varieert sterk
tussen vandaag en 2030, maar blijft vrij laag in de eerstkomende jaren. Die vast-
stelling biedt beleidsmakers de nodige tijd om een strategie inzake gas te overwe-
gen. Bij de bespreking van de resultaten bleek immers dat de huidige gascapaciteit
tot aan het begin van de nucleaire phase-out voldoende energiezekerheid biedt.
Pas wanneer de phase-out wordt ingezet en volledig uitgevoerd, is een aanzien-
lijke bijkomende gascapaciteit nodig. Die behoefte aan bijkomende gascentrales
— in vergelijking met de capaciteit die vandaag gebruikt wordt — is het hoogst in
2025 en daalt in de periode daarna tot 2030. Beleidsmakers kunnen schijnbaar
nog even achterover leunen, want tot 2021 is er geen urgentie. Dat is echter een
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verkeerde conclusie, omdat snel na 2021 de capaciteit dient toe te nemen. Te lang
wachten met een beleid of actieplan verhoogt net de kans dat enkele kerncentrales
langer in gebruik moeten worden gehouden. Kortom, er is geen reden om lang te
wachten met de uitwerking van een beleidsvisie met daarin de nodige aandacht
voor de optimale gascapaciteit tussen vandaag en 2030.

Naast de ‘universele’ behoefte aan gascapaciteit kunnen beleidmakers binnen
het energietrilemma de verschillende scenario’s tegen mekaar afwegen in functie
van economische kostprijs en te verwachten CO,-uitstoot. De drie scenario’s met
een volledige nucleaire phase-out hebben een hogere kost dan het scenario waarin
nog ongeveer 4000 MW nucleaire capaciteit behouden blijft. In 2030 leidt de
nucleaire phase-out tot een jaarlijkse meerkost van € 2,2 mld. in het referentiesce-
nario en tot € 2,6 mld. in het radicale scenario (telkens ten opzichte van het nucle-
aire scenario). In de drie scenario’s met een volledige nucleaire phase-out stijgt de
totale kost met 94% tot 102% ten opzichte van het kostenniveau van 2016. Het
nucleaire scenario kent daarentegen een kostentoename van ‘slechts’ 47% in ver-
gelijking met 2016 en heeft in 2030 een totale kost die 24% lager is dan de kost
van het referentiescenario. In de kostenanalyse van het nucleaire scenario houden
we ook rekening met de kost van de levensduurverlenging van de kerncentrales.
Energiezekerheid garanderen aan de laagste kostprijs brengt ons bij het nucleaire
scenario.

Laagste kostprijs -> nucleaire scenario,
maar...

Het valt op dat de kostenverschillen tussen de drie scenario’s zonder overblij-
vende nucleaire capaciteit relatief beperkt zijn; de totale kost voor het referentie-,
alternatieve en radicale scenario bedraagt respectievelijk € 9,1, € 9,4 en € 9,5 mil-
jard in 2030 (tegenover € 6,9 miljard voor het nucleaire scenario).

Die kostenverschillen zijn het gevolg van de investeringen in nieuwe activa ter
vervanging van oude activa, van de hoge kostprijs van de nieuwe activa — in het
bijzonder de kostprijs van biomassa-capaciteit en offshore windparken —, van de
impact van weersafthankelijke capaciteit op het aantal draaiuren van gascentrales,
van de de facto keuze voor een dubbel systeem met veel hernieuwbaar kapitaal
naast een omvangrijke fossiele back-up, alsook van het gehanteerde tijdsperspec-
tief tot 2030. In een analyse met een tijdsperspectief tot bijvoorbeeld 2050 zouden
alle kerncentrales zo goed als zeker wel gesloten worden, wat leidt tot vervangin-
vesteringen na 2030 aan een meer onzekere kostprijs. Het is niet zeker dat bij een
veel langer tijdsperspectief het scenario met de verlenging van een deel van de
nucleaire capaciteit ook aanzienlijk goedkoper uitvalt dan de andere scenario’s.
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Net het analysekader dat stopt in 2030 brengt ons dus bij het nucleaire scenario
vanuit het kostenperspectief in het energietrilemma.

Zoals bij elke modelmatige analyse kan het wijzigen van enkele belangrijke
hypotheses een grote impact hebben op de totale kostprijs per scenario. Indien we
in het referentiescenario veronderstellen dat de vraag niet stijgt maar daalt — zoals
in het radicale scenario —, dan daalt de totale kost (ceteris paribus) van € 9,1 mld.
naar € 7,6 mld. Daaruit blijkt dat investeren in energiebesparingen de totale sys-
teemkost van de productie van elektriciteit in zeer belangrijke mate kan drukken.
Maar het realiseren van die energiebesparingen kan ook een kost hebben.

Indien we bij het REF-scenario dezelfde weersafhankelijke hernieuwbare
capaciteit veronderstellen als bij het RAD-scenario, dan stijgt de totale kost in
2030 van € 9,1 mld. tot € 10,9 mld. Het radicale scenario is niet buitensporig
duur in vergelijking met de andere scenario’s omwille van de dalende vraag naar
elektriciteit en ondanks de enorme expansie van de weersafhankelijke hernieuw-
bare capaciteit.

In alle scenario’s stijgt de invoer van elektriciteit. We betalen in 2030 dan ook
grote bedragen voor de import van elektriciteit. In het radicale scenario is de fac-
tuur van de invoer in 2030 hoger dan de kostprijs van de binnenlandse gascentra-
les. In het alternatieve scenario is de kost van het gaspark in 2030 maar ‘een
beetje’ duurder dan de importfactuur. In dat laatste scenario kost de invoer van
elektriciteit evenveel als het Belgische zonnepark. Ten slotte dient te worden opge-
merkt dat de bijkomende grid- en balancing kosten niet alleen in het alternatieve
maar vooral in het radicale scenario zwaar doorwegen. In het referentie- en nucle-
aire scenario zijn de bijkomende kosten verwaarloosbaar. In het radicale scenario
zijn de bijkomende grid- en balancing kosten uitgelokt door zonnepanelen en
windturbines hoger dan de kosten van het totale gaspark!

Kostenvergelijkingen per scenario zijn relevant voor de kostencompetitiviteit
van de Belgische energie-intensieve bedrijven. Het energiesysteem vervult vele
functies en is zoals elke infrastructuurcomponent onderhevig aan een investe-
ringscyclus. In landen met een sterke economische groei — waaronder Belgié tus-
sen 1955 en 1975 — wordt in cycli geinvesteerd in bijkomende infrastructuur,
waarbij tijdelijk een zekere overcapaciteit ontstaat. Daarna volgt een periode zon-
der investeringen, zodat economische groei de overcapaciteit doet verdwijnen.
Nog later ontstaat krapte en de behoefte aan vervanginvesteringen, zodat een
nieuwe investeringscyclus wordt voorbereid. Die nieuwe investeringen komen
terecht in de factuur van gezinnen en bedrijven, maar niet investeren zal op ter-
mijn voor hogere kosten zorgen (hogere onderhoudskosten, meer technische pro-
blemen, enz.). Wie naar 2030 kijkt, weet dat de kernuitstap — zelfs een partiéle
kernuitstap — moet leiden tot extra investeringen. Daardoor zal de factuur tijde-
lijk stijgen, maar verhoogt de betrouwbaarheid van het energiesysteem en wordt
het mogelijk om technologische innovaties te ondersteunen. De juiste investerin-
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gen kunnen onze economie versterken en de toekomstige kosten van luchtveront-
reiniging en de klimaatverandering beperken. Dat is positief voor alle bedrijven,
inclusief de energie-intensieve bedrijven. Dit is zeker geen pleidooi om maximaal
te investeren zonder enig oog op de kostprijsconsequenties. We moeten echter
beseffen dat niet investeren een zeer hoge factuur kan opleveren.

Door de nucleaire phase-out zal de binnenlandse CO-uitstoot bij de produc-
tie van elektriciteit aanzienlijk toenemen. De binnenlandse uitstoot is in het refe-
rentiescenario in 2030 maar liefst 71% hoger dan in het scenario waarbij 4000
MW nucleaire capaciteit in gebruik blijft. Alleen het radicale scenario zorgt in
2030 voor een lagere binnenlandse CO,-uitstoot dan het nucleaire scenario. Ten
opzichte van het referentiescenario kan het radicale scenario in 2030 een binnen-
landse CO,-uitstoot voorleggen die bijna de helft lager uitvalt. De ‘beperkte’ jaar-
lijkse meerkost van het radicale scenario ten opzichte van het referentiescenario
— €400 miljoen in 2030 — dient te worden afgewogen met een CO,-uitstoot die in
2030 6,6 miljoen ton lager is. Door te kiezen voor het radicale scenario in plaats
van het referentiescenario, betalen we als maatschappij in 2030 ongeveer € 60 per
uitgespaarde ton CO,. In functie van de verwachte evolutie van de CO,-prijs in
EU ETS naar 2030 toe, is dat een acceptabele prijs. Daarbij moeten we ook in
rekening brengen dat het radicale scenario met ongeveer twee miljoen elektrische
voertuigen in 2030 de CO,-uitstoot van onze mobiliteit met 2,85 miljoen ton zal
verminderen. Wel kampt het radicale scenario in tegenstelling tot de andere sce-
nario’s met een forse overproductie van elektriciteit. Ook na de sluiting van de
kerncentrales blijft de overproductie van het radicale scenario problematisch.

Factuur van de subsidies

Een aanzienlijk deel van de bovenvermelde kostprijzen per scenario wordt gedekt
door diverse subsidiestromen. Voor windparken en biomassacentrales zijn ver-
dere subsidies noodzakelijk om meer capaciteit uit te lokken. Zeer waarschijnlijk
zijn ook subsidies nodig voor nieuwe gascentrales of om de bestaande gascentra-
les lang genoeg in de markt te houden. Onze analyse van de groothandelsprijzen
in 2030 suggereert immers dat ze waarschijnlijk te laag zullen zijn om private
investeringen in nieuw gascentrales uit te lokken. Onze analyse toont aan dat de
totale subsidiekost tegen 2030 zal stijgen met ongeveer 50% in zowel het referen-
tie-, alternatieve als radicale scenario. De toename van de totale subsidiekost
wordt niet zozeer veroorzaakt door hoge investeringen in nieuwe gascentrales,
maar eerder door bijkomende biomassacapaciteit of door bijkomende offshore
windparken. Die evolutie naar een systeem waarin elke component athangt van
een specifieke subsidie vormt een merkwaardig contrast met de doelstellingen van
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de liberalisering en eenmaking van de Europese energiemarkten. De (terechte)
bekommernis voor energiezekerheid suggereert dat elektriciteit de kenmerken
heeft van een publiek goed, waardoor de marktlogica voor andere goederen met
onvergelijkbare technologische randvoorwaarden niet zomaar toepasbaar is.
Voor elektriciteit moet het evenwicht tussen vraag en aanbod altijd gegarandeerd
worden; weinig andere goederen zijn onderhevig aan die voorwaarde.

Het ontwikkelen van een efficiént subsidiemechanisme vraagt maatwerk.
Vanuit economisch oogpunt is het essentieel om de ontwikkeling van radicale,
nieuwe technologieén tijdig te ondersteunen via publieke R&D-subsidies. Die
subsidies corrigeren immers het marktfalen waarbij private bedrijven onderinves-
teren in risicovolle innovatieprojecten. Jammer genoeg hebben de meeste westerse
landen hun publieke investeringen in energie-R&D sterk afgebouwd na het uitdo-
ven van de tweede oliecrisis rond 1980. Net daardoor was er geen brede pijplijn
met innovatieve energieconcepten die verder verfijnd konden worden vanaf 1992,
toen het internationale klimaatbeleid institutioneel gelanceerd werd.

Het ontwikkelen van radicale, nieuwe energietechnologieén via publieke
R&D vraagt veel tijd, terwijl het energiebeleid dikwijls werkt met doelstellingen
op relatief korte termijn. Het zeer dure alternatief van het in de markt willen sub-
sidiéren van te jonge en dure technologieén moet absoluut beperkt worden tot
specifieke niches. Dat is niet gebeurd voor zonnepanelen in Vlaanderen; we torsen
vandaag nog steeds de hoge subsidiefactuur. De beleidskeuze om enkele jaren te
wachten, intussen te investeren in R&D en pas daarna beperkt de commercialisa-
tie van rijpe of rijpere technologieén te subsidiéren zoals in Nederland of Oosten-
rijk, blijkt achteraf veel goedkoper voor eenzelfde ecologisch resultaat. Die lessen
zijn nog steeds relevant voor nieuwe hernieuwbare technologieén zoals geother-
mie, golfslag- of getijdenenergie.

Subsidies voor nieuwe gascentrales zijn te situeren in een context van ‘missing
money’ in plaats van in die van ondergefinancierde radicale, nieuwe technolo-
gieén. Wel blijft het essentieel om na te gaan in welke mate de subsidies tegemoet-
komen aan het falen van de markt. Daarbij dient de vraag te worden gesteld
welke factoren net leiden tot een specifiek marktfalen. Indien de groothandelsprij-
zen laag zijn als gevolg van het gevoerde beleid — met hernieuwbare doelstellin-
gen, doelstellingen inzake energiezekerheid, instellen van maximumprijzen —, kan
het bijstellen van het huidige beleid overwogen worden als alternatief voor de
subsidies of capaciteitsvergoedingen.
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Co,-> radicale scenario

Wanneer we de binnenlandse CO,-uitstoot in 2030 vergelijken met de uitstoot in
2016, dan vinden we alleen in het referentiescenario een forse toename van de
uitstoot. Zowel in het nucleaire als in het radicale scenario ligt de binnenlandse
uitstoot in 2030 onder het uitstootniveau van 2016. In het alternatieve scenario
is de uitstoot in 2030 ongeveer even hoog als in 2016. In alle scenario’s stijgt de
import van elektriciteit aanzienlijk. Wanneer we ook met de uitstoot van de geim-
porteerde elektriciteit rekening houden, blijkt dat de optelsom van de binnen-
landse en de in de import geincorporeerde uitstoot in 2030 sterk toeneemt ten
opzichte van het uitstootniveau in 2016. Dat is ook het geval in het nucleaire sce-
nario, maar niet in het radicale scenario.

Het radicale scenario leidt in 2030 tot een totale CO,-uitstoot — inclusief
import — van 11,79 miljoen ton, terwijl die in het nucleaire scenario 13,94 miljoen
ton bedraagt. Daartegenover staat een jaarlijkse meerkost van € 2,6 miljard voor
het radicale scenario. Per uitgespaarde ton CO, betaalt de maatschappij in 2030
een zeer hoge reductiekost van meer dan € 1000 per vermeden ton CO,, indien
gekozen wordt voor het radicale in plaats van het nucleaire scenario. Die bereke-
ning negeert wel de latere kost van de vervanging van het verlengde nucleaire
kapitaal na 2030. Indien de centrales waarvan de levensduur eerder verlengd
werd in 2035 definitief worden gesloten en vervangen door relatief duur kapitaal,
kan de becijferde kostprijs per vermeden ton CO, in vergelijking met het gehan-
teerde radicale scenario sterk dalen.

De analyse bevestigt de aanzienlijke CO,-consequenties van extra biomas-
sacapaciteit. Indien we in het referentiescenario de biomassacapaciteit niet laten
toenemen maar constant houden, dan stijgt de binnenlandse CO,-uitstoot in dat
scenario met bijna 20%, waardoor het aangepaste scenario letterlijk dubbel zo
CO,-intensief wordt als het nucleaire of het radicale scenario. In het referentiesce-
nario verwachten we dat de vraag naar elektriciteit stijgt. Als we terugkeren naar
het oorspronkelijke referentiescenario — dus met een bijkomende biomassacapa-
citeit — maar veronderstellen dat de vraag daalt, net zoals in het radicale scenario,
dan valt de binnenlandse CO,-uitstoot in 2030 maar liefst 30% lager uit in ver-
gelijking met het resultaat met een stijgende vraag. Daardoor wordt het referen-
tiescenario plots bijna even CO,-attractief als het alternatieve scenario. Die forse
daling van de uitstoot maakt duidelijk dat het beperken van de vraag naar elek-
triciteit altijd een absolute beleidsprioriteit moet zijn, ook al wordt dat een signifi-
cante uitdaging als terzelfdertijd de transport- en warmtesectoren deels overstap-
pen op elektriciteit. Een energielandschap zonder bijkomende biomassacentrales
valt vooral te overwegen indien de vraag naar elektriciteit daalt.
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Nuclear or radical, that’s the question...

Vanuit het ‘trilemma’-perspectief waarbij beleidsmakers objectieven inzake ener-
giezekerheid, betaalbaarheid en CO,-uitstoot dienen te verzoenen, kunnen we
concluderen dat de fundamentele keuze gaat tussen het nucleaire scenario en het
radicale scenario. Het radicale scenario ‘presteert’ qua CO,-impact veel beter dan
het referentie- en alternatieve scenario, en dat tegen een beperkte meerkost.

Een cruciaal element van het radicale scenario is de daling van de vraag.
Daardoor zijn minder nieuwe gascentrales nodig om de nucleaire phase-out op te
vangen. De extreme toename van de weersafhankelijke hernieuwbare capaciteit
in het radicale scenario — tot 24,8 GW in 2030 — heeft een beperkte impact op de
vraag naar gascentrales, maar zorgt wel voor een sterke toename van de totale
kostprijs van het radicale scenario, evenals voor een problematische overproduc-
tie van elektriciteit. Uit onze sensitiviteitsanalyse blijkt tevens dat de assumptie
van een dalende vraag ook bij de andere scenario’s leidt tot een lagere behoefte
aan gascentrales bij de nucleaire phase-out en dus ook tot een lagere totaalkost.
Bij het referentiescenario leidt de variant met een lagere vraag tot een totaalkost
van € 7,6 mld. in 2030 (in vergelijking met de totaalkost van € 6,9 mld. van het
nucleaire scenario). En door de lage vraag in dat scenario daalt natuurlijk ook de
CO,-uitstoot. Kortom, het beperken van de vraag maakt alle andere scenario’s
even aantrekkelijk als het radicale scenario.

Daaruit besluiten we dat het beperken van de vraag naar elektriciteit — zowel
de totale vraag gedurende een kalenderjaar als de piekvraag — een prioriteit zou
moeten zijn van een beleid dat de kostprijs van de elektrische energietransitie wil
beperken. Dat is geen nieuwe conclusie. Wel kunnen enkele recente evoluties de
zoektocht van de consument naar energiebesparingen temperen. Zo wordt de
consument vandaag geconfronteerd met een tariefstructuur waarbij een lager
elektriciteitsverbruik niet altijd leidt tot een lagere factuur. De baat van een lager
verbruik kan bijvoorbeeld gecompenseerd worden door hogere netwerkkosten
per verbruikte kWh. De systematische afwenteling van de kostprijs van diverse
beleidsmaatregelen in de elektriciteitsrekening — onder netwerkkosten of als extra
belasting — kan het verzilveren van een lager verbruik bemoeilijken. Voorts klinkt
frequent de vraag naar een toekomstige facturatie op basis van het gevraagde ver-
mogen of op basis van de uitwisseling met het net in plaats van op basis van het
jaarlijkse totale verbruik. Daardoor zou de prikkel tot energie-efficiéntie nog
meer onduidelijk kunnen worden. Met de uitrol van de slimme meter worden in
principe nieuwe tarificatiestructuren mogelijk, die zowel energie-efficiéntie als
investeringen in bijvoorbeeld lokale opslagtechnologie kunnen stimuleren. Die
laatste investeringen kunnen o.a. bijdragen tot een lagere piekvraag.
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Een lagere vraag naar elektriciteit is een uitdaging indien we sectoren zoals
transport en huishoudelijke verwarming deels wensen te elektrificeren. Toch is er
zeker een groot potentieel tot verdere besparingen, hoewel het aanboren van dat
potentieel een prijskaartje heeft. Zo is bijvoorbeeld het aandeel van led-technolo-
gie in de gebruikte verlichtingstechnologie bij gezinnen nog steeds (zeer) beperkt.
Een lagere elektriciteitsvraag verhoogt wel de toekomstige overproductie van
elektriciteit tijdens de zomermaanden. Daardoor zou een aanzienlijke curtailment
van de weersafhankelijke capaciteit nodig kunnen zijn.

EV’s, DSM, stationaire batterijen:
geen ‘silver bullets’

Onze analyse toont tevens aan dat massaal inzetten op elektrische voertuigen of
DSM wel een impact kan hebben op het gebruik van piekcentrales, maar niet zal
leiden tot een forse daling van de behoefte aan gascentrales, van de totale kost-
prijs per scenario of van een lagere CO,-uitstoot. Het vervangen van gascentrales
met een relatief hoge load factor door (auto)batterijen of andere opslagmedia
botst op de noodzaak om daartoe de batterijcapaciteit bijna exponentieel op te
voeren, wat vanuit een economisch standpunt niet wenselijk en niet mogelijk zou
zijn zonder enorme subsidies.

Een hogere invoercapaciteit laat toe minder controleerbare capaciteit in het
eigen land aan te houden. Wel zal 1 MW extra interconnectie niet leiden tot 1
MW minder gascapaciteit indien de energiezekerheid gegarandeerd moet blijven.
Aangezien de momenten met krapte relatief sterk gecorreleerd zijn binnen CWE,
is de nominale beschikbaarheid van invoercapaciteit onderhevig aan een andere
risico-analyse dan die van de beschikbaarheid van een gascentrale. Belgié zal
alleen in de zomermaanden vanuit de buurlanden gratis elektriciteit aangeboden
krijgen. Op andere momenten kan de import van elektriciteit heel wat geld kos-
ten. Of er meer opportune aanwendingen van die schaarse middelen zijn, is een
belangrijke vraag. Daarbij tellen vooral de tewerkstellingseffecten en toegevoegde
waarde bij productie binnen de nationale grenzen.
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Vragen en antwoorden
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In de inleiding werden enkele kernvragen geformuleerd. Na onze analyse pogen
we die te beantwoorden.

Is het technologisch mogelijk
om de kerncentrales ’re_slm en
zoals momenteel voorzien?

Beleidsmakers beschikken over verschillende mogelijkheden om de kerncentrales
te sluiten zoals momenteel voorzien. Alle besproken scenario’s bieden energieze-
kerheid, zij het aan een verschillende kost en met een verschillende impact op de
CO,-uitstoot. Elke evolutie in de richting van een bepaald scenario vraagt boven-
dien een ondersteunend beleid — bijvoorbeeld inzake elektrische mobiliteit — en
maatwerk inzake ondersteuningsmechanismen.

Welke vervangcaﬁaci’rei’r is nodig om
bij de nucleaire phase-out de bevoor-
radingszekerheid te garanderen?

Het sluiten van de kerncentrales is mogelijk mits de combinatie van gascentrales,
hernieuwbare capaciteit — al dan niet inclusief biomassa —, opslagcapaciteit, DSM
en de import van elektriciteit. Hoe sterker de vraag naar elektriciteit daalt, hoe
lager de behoefte aan bovenvermelde activa. Ook in het nucleaire en het radicale
scenario met een enorme hernieuwbare capaciteit is er nood aan bijkomende gas-
centrales om in 2030 de energiezekerheid te garanderen. De behoefte aan nieuwe
gascentrales is altijd kleiner dan de gesloten nucleaire capaciteit.

In welke mate kan een sterke vermindering
van de vraag de behoefte aan vervang-
capaciteit beperken?

In onze analyse hanteren we voor enkele scenario’s een positieve jaarlijkse groei
van de elektriciteitsvraag, terwijl alleen in het radicale scenario een negatieve
groeivoet wordt gebruikt. Figuur 2.2 toont aan dat die verschillen leiden tot een
totale elektriciteitsvraag van ongeveer 92 TWh in 2030 in de ‘groeiscenario’s’ —
referentie-, nucleaire en alternatieve scenario — terwijl de vraag daalt tot ongeveer
77 TWh in het radicale scenario. We kunnen ook nagaan wat de behoefte aan
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gascentrales zou zijn indien we in de scenario’s met een toename van de vraag alle
andere assets constant houden maar de vraag laten dalen. Uit de sensitiviteitsana-
lyse in Tabel 3.2 blijkt dat het verschil tussen een stijgende en dalende vraag in
alle scenario’s een belangrijke impact heeft. In het referentiescenario zorgt een
dalende in plaats van een stijgende vraag in 2025 voor een daling van de noodza-
kelijke gascapaciteit met 1700 MW. In 2030 vinden we voor hetzelfde scenario
bij een dalende in plaats van stijgende vraag een daling van de noodzakelijke gas-
capaciteit met 1500 MW. Indien in het radicale scenario daarentegen de vraag
zou stijgen in plaats van te dalen, vinden we in 2025 een bijkomende nood aan
gascapaciteit met 1700 MW en in 2030 met 2200 MW. In scenario’s met biomas-
sacapaciteit gelden bovenstaande conclusies eveneens indien de capaciteit aan
biomassa als een variabele beschouwd wordt. Bij een daling van de vraag is bio-
massacapaciteit minder essentieel dan bij een toename van de vraag. Biomassa
biedt controleerbare hernieuwbare capaciteit, wat niet het geval is voor de weers-
afhankelijke hernieuwbare capaciteit. In onze vier scenario’s is de capaciteit aan
windturbines en zonnepanelen exogeen en is er dus geen becijferde reactie van die
capaciteit bij een daling in plaats van een stijging van de vraag. Wel weten we dat
een daling van de vraag op zich geen grote impact kan hebben op onze ‘behoefte’
aan weersafhankelijke hernieuwbare capaciteit. Wanneer de totale vraag naar
elektriciteit op jaarbasis daalt, kan die daling gerealiseerd worden op momenten
waarbij er een hoge, lage of helemaal geen hernieuwbare elektriciteitsproductie is.

Wat is de economische meerkost van
de investeringen in vervangcapaciteit?

In alle scenario’s neemt de totale capaciteit sterk toe. De hernieuwbare productie-
capaciteit stijgt sterk tot zeer sterk, terwijl ook geinvesteerd wordt in gascentrales,
elektrische voertuigen, andere opslagcapaciteit, DSM en meer interconnecties met
de buurlanden. Een verlenging van 4000 MW kernenergie impliceert een lagere
behoefte aan vervangcapaciteit, waardoor dat nucleaire scenario in 2030 slecht €
6,9 mld. kost, terwijl de drie andere scenario’s een jaarlijkse kostprijs hebben tus-
sen € 9,1 mld. en € 9,5 mld. De meerkost ten opzichte van het nucleaire verleng-
scenario is echter niet zomaar toe te schrijven aan een veel hogere behoefte aan
gascentrales in de andere scenario’s. De economische meerkost is het gevolg van
de gekozen combinatie van technologieén en de import van elektriciteit. Daar-
naast zijn er nog de indirecte systeemeffecten zoals de bijkomende grid- en balan-
cing kosten voor de scenario’s met een hoog aandeel hernieuwbare energie. Als we
inzoomen op de jaarlijkse kostprijs van de noodzakelijke gascentrales in de ver-
schillende scenario’s, dan zijn die niet het laagst in het nucleaire verlengingsscena-
rio. In dat nucleaire scenario bedraagt de kostprijs van zowel CCGT’s als OCGT’s
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in 2030 ongeveer € 1 mld., terwijl de kostprijs in het radicale scenario met onge-
veer € 710 mln. aanzienlijk lager uitvalt. In het referentiescenario loopt de jaar-
lijkse kostprijs van de gascentrales in 2030 op tot bijna € 2,9 mld. In het radicale
scenario is er een lagere behoefte aan gascentrales omwille van de hoge hernieuw-
bare en opslagcapaciteit. In het radicale scenario is de jaarlijkse factuur van de
windparken in 2030 met € 2,9 mld. even hoog als de factuur van de gascapaciteit
in het referentiescenario. In het referentiescenario bedraagt de kostprijs van de
geimporteerde elektriciteit ongeveer € 1,25 mld. in 2030, terwijl die factuur in het
radicale scenario met € 739 mln. het laagst uitvalt. Aangezien er niet één manier
is om de benodigde vervangcapaciteit in te vullen, is er geen eenduidig antwoord
op de vraag naar de unieke meerkost van de unieke vervangcapaciteit.

Hoe komt die vervangcapaciteit tot stand;
via de vrije marktwerking of door
overheidsbeslissingen?

De toename van de totale capaciteit tegen 2030 is niet alleen het gevolg van de
politieke beslissing om de kerncentrales te sluiten. Ons land heeft zich binnen de
Europese Unie geéngageerd om ambitieuze doelstellingen inzake CO -reductie,
het aandeel hernieuwbare energie en energie-efficiéntie te realiseren. Daartoe is
tegen 2030 een andere technologische mix nodig. Het huidige subsidiebeleid voor
windenergie zal worden voortgezet omdat windprojecten moeilijk tot niet renda-
bel kunnen zijn bij het huidige en verwachte niveau van groothandelsprijzen.
Daarbij komt dat windparken niet altijd produceren op momenten met aantrek-
kelijke prijzen. Voor particulieren zijn de subsidies voor zonne-energie vandaag
niet meer nodig omwille van de hoge retailfactuur en de sterke daling van de
investeringskost. Wanneer door de invoering van slimme meters de tellers niet
meer terugdraaien, wordt de rendabiliteitsoefening voor de particulier minder
transparant, wat de investeringsappetijt kan inperken. Daardoor kan op termijn
een alternatief ondersteunings- of compensatiemechanisme voor particuliere PV-
investeringen nodig zijn.

Centraal in onze analyses staat de verwachting dat de groothandelsprijzen
tussen vandaag en 2030 wellicht niet of amper zullen stijgen. Daardoor komen er
geen nieuwe investeringen in nieuwe gascentrales en komt ook het verdienmodel
voor opslagcapaciteit en DSM onder druk. Om die capaciteit toch in de markt te
krijgen, zijn zeer waarschijnlijk aangepaste ondersteuningsmechanismes nodig.
Andere tariefstructuren voor energiediensten kunnen op zich ook een prikkel tot
gedragswijziging bieden. Zeker voor investeringen in batterijen en DSM kan een
creatief beleid optimaal gebruikmaken van slimme technologie.
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Ondersteuningsmechanismen hebben een prijs voor de consument, maar elke
private investering moet in de markt terugverdiend worden via de prijs voor de
consument. De opmars van de elektrische auto kan spontaan gebeuren of kan
worden gestimuleerd via specifieke incentives, gaande van directe subsidies tot
fiscale voordelen en voorbehouden parkeerplaatsen of rijstroken. Indien de over-
heid streeft naar een snelle diffusie van elektrische voertuigen, is een ondersteu-
nend beleid wenselijk.

Uiteindelijk evolueren we naar een landschap waarbij diverse beleidsdoelstel-
lingen interageren, waardoor zowat alle toekomstige investeringen ondersteund
of gestimuleerd moeten worden. We kunnen alleen maar herhalen dat die evolutie
niet consistent lijkt te zijn met de Europese ambitie om de energiemarkten te libe-
raliseren en integreren. Indien de marktwerking te sterk verstoord wordt door een
kluwen van politieke doelstellingen, kan worden overwogen om alleen de meest
essentiéle doelstelling te weerhouden en alle andere doelstellingen te schrappen.
Wat het Europese beleidskader betreft, zou de CO,-doelstelling moeten primeren
en kunnen aanverwante doelstellingen zoals het aandeel van de hernieuwbare
productie geschrapt worden. Hernieuwbare energie is immers tot op heden een
middel tot een lagere CO,-uitstoot — waarvan de effectiviteit athangt van de glo-
bale energiemix — en geen doel op zich. Ter compensatie kunnen nieuwe her-
nieuwbare energietechnologieén ondersteund worden via publieke R&D-subsi-
dies.

Als we voor elektriciteit vooral een vrije markt beogen zonder een overheid
die heel wat technologische beperkingen oplegt, blijft de vraag wie instaat voor de
bevoorradingszekerheid. Capaciteitsmechanismen voor nieuwe gascentrales zijn
het gevolg van de rol die de overheid op zich neemt inzake energiezekerheid. Als
de markt onvoldoende investeringen dreigt uit te lokken, kan de overheid die
lacune vullen met gerichte subsidies, zodat voldoende capaciteit op lange termijn
beschikbaar is. Die praktijk gaat voorbij aan de vraag waarom onvoldoende
investeringen uitgelokt worden. Bij de huidige wetgeving moeten leveranciers of
elektriciteitsbedrijven met een klantenportefeuille alleen het evenwicht garande-
ren tussen hun aanbod en hun verwachte vraag op korte termijn. Zo moet elke
balance responsible party of BRP bij de nationale systeemoperator één dag op
voorhand aantonen dat de verwachte vraag voor elk moment van de volgende
dag gevolgd kan worden door de combinatie van eigen productie of aankopen bij
andere leveranciers. Die verplichting zorgt op zich niet voor investeringen op
lange termijn. In theorie zou de wetgeving aangepast kunnen worden in die zin
dat elke leverancier ook een plan zou moeten voorleggen om de verwachte evolu-
tie van de eigen vraag op lange termijn te kunnen volgen. Wanneer elke leveran-
cier vandaag moet aantonen hoe de verwachte vraag tot in 2030 gevolgd kan
worden, zal de leverancier leveringen op zeer lange termijn willen aankopen,
ofwel eigen productiecapaciteit voorzien. Als vele leveranciers termijncontracten
op meer dan tien jaar zouden willen afsluiten — wat vandaag niet kan — ontstaat
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een markt voor productiecapaciteit die er vandaag niet is. Een interessant detail
daarbij is dat net de Europese Commissie ijverde voor het afschaffen van contrac-
ten op lange termijn om nieuwkomers meer kansen te bieden in de geliberali-
seerde markt. Het probleem bij deze denkoefening is natuurlijk dat geen enkele
leverancier weet hoe de vraag evolueert tussen vandaag en 2030. We staan aan de
vooravond van enkele technologische evoluties die op lange termijn een belang-
rijke impact kunnen hebben op de vraag. Ook worden klanten gestimuleerd om
aanbiedingen van leveranciers frequent te vergelijken, zodat klantenportefeuilles
sterk kunnen evolueren. Leveranciers hebben geen glazen bol ... maar de overheid
ook niet. Voorlopig blijft de overheid verantwoordelijk voor het evenwicht op
lange termijn, terwijl er geen enkele reden is om aan te nemen dat ze over betere
informatie beschikt dan de gereguleerde energiebedrijven. Wel bepaalt en veran-
dert de overheid continu de spelregels, zodat een marktomgeving is ontstaan die
moeilijk te evalueren valt voor de gereguleerde entiteiten. Wanneer de chaos groot
is, rest geen andere optie dan de finale verantwoordelijkheid te laten opnemen
door de bron van de onzekerheid.

Is het huidige beleid adequaat? Is een
aanpassing van het beleid noodzakelijk?

Indien het huidige beleid beperkt wordt tot een visie of stappenplan om de ker-
nuitstap mogelijk te maken vanuit het trilemma-perspectief, dan valt op dat er
momenteel geen concreet plan is om de benodigde vervangcapaciteit — waarvoor
vele varianten denkbaar zijn — tijdig operationeel te krijgen. Verderwerken met
een strategische reserve waarbij enkele oude centrales buiten de markt beschik-
baar blijven om in te spelen op zeer zeldzame krapte, is ook mogelijk. Uit onze
analyse blijkt echter dat de load factors van de gascentrales die in 2025 en 2030
nodig zijn, dermate hoog uitvallen dat die activa niet opgenomen kunnen worden
in een strategische reserve buiten de markt die in principe zeer sporadisch geacti-
veerd wordt. De gesimuleerde load factors tot 50% en meer voor 2025 vragen een
totaal ander gebruik van de gascentrales; die horen thuis in de markt, hoewel dat
zonder ondersteuning niet zomaar zal gebeuren. Het instrument van de strategi-
sche reserve biedt geen efficiénte oplossing voor de uitdagingen tot 2030.

Een andere invulling van het beleid is nodig. Daarbij staat niet alleen de pro-
ductie van elektriciteit centraal. Inzetten op een sterke daling van de vraag naar
elektriciteit biedt grote voordelen in termen van een lagere behoefte aan vervang-
capaciteit, een lagere totale kost en een lagere CO,-uitstoot. Een ambitieus effici-
entiebeleid moet een prioriteit zijn, maar heeft natuurlijk ook een kost en dient
rekening te houden met de investeringscyclus voor verschillende technologieén bij
economische agenten. Op korte termijn moeten we geen wonderen verwachten
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van een ambitieus efficiéntiebeleid, maar tegen 2030 kunnen zeker resultaten
geboekt worden mits de juiste ondersteuning. Wachten op de spontane golf van
energiebesparingen en energie-efficiéntie is een grote gok. Een ambitieus efficién-
tiebeleid combineert technische regulering met economische incentives en infor-
matie-instrumenten. Inefficiénte technologieén kunnen versneld van de markten
geweerd worden via technische regulering. Daardoor worden markten voor
betere technologieén ondersteund, wat kansen biedt voor onze technologiebedrij-
ven. Het financieel bestraffen van een hoog energieverbruik, maar ook het belo-
nen van een laag energieverbruik, is belangrijk om de zoektocht naar efficiénte
alternatieven bij de consumenten en bedrijven te ondersteunen. Daarnaast blijft
het essentieel om via gerichte campagnes niet alleen te sensibiliseren, maar ook
om representatieve informatie te bieden over terugverdientijden, oplossingen
voor allerhande barriéres, best practices, enz. Ook innovatieve financiéle con-
structies kunnen het beschikbare efficiéntiepotentieel beter benutten. Zodra het
bijvoorbeeld financieel rendabel wordt om energiebesparingen bij derden te cofi-
nancieren, kan een nieuwe marktdynamiek ontstaan.

Naast de focus op vervangcapaciteit en energie-efficiéntie is er ook nog de
timing van verschillende beleidsmaatregelen. Er is nog enige tijd, maar dit is geen
pleidooi voor verder uitstel. Keuzes met 70 regrets maken we beter te snel dan te
laat. Vanuit een technologisch standpunt is er nog wat tijd tegen 2025; het bou-
wen van bijvoorbeeld een nieuwe gascentrale duurt in principe geen zeven tot
acht jaar. Wel moeten dergelijke projecten lang voorbereid en afgetoetst worden
— inclusief de bepaling van een adequaat ondersteuningsmechanisme — zodat niet
lang getalmd mag worden. Via een backplanning of backcasting kan duidelijk
worden hoe urgent bepaalde beslissingen vandaag of morgen zijn.

In alle scenario’s is er een sterke toename van de variabele hernieuwbare
capaciteit, is er een hogere DSM-capaciteit en zijn er veel tot zeer veel elektrische
voertuigen. Uit de analyse bleek dat de expansie van de hernieuwbare capaciteit
via een subsidiemechanisme verder ondersteund zal moeten worden, ondanks de
dalende investeringskosten. Ook voor andere activa kunnen subsidies noodzake-
lijk zijn. Indien de kostprijs van die ondersteuningsmechanismen doorgerekend
wordt aan de verbruikers, stijgt de elektriciteitsfactuur voor de Belgische gezinnen
en bedrijven. Zowel voor de laagste inkomens als voor ondernemingen die inter-
nationaal concurreren, kunnen compenserende maatregelen overwogen worden.
Het gevolg daarvan is echter dat de factuur voor de middenklasse en de andere
ondernemingen nog sneller zal stijgen. In principe kan de overheid een deel van
de bijkomende subsidiekost ten laste nemen van de algemene middelen, maar dat
is zeer onwaarschijnlijk in de Belgische budgettaire context.

Om het beleidskader te structureren, is een concrete visie nodig over:

De samenstelling van het productiepark in de periode 2025-2030, met een
onderscheid tussen activa die spontaan beschikbaar zullen zijn — als gevolg
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van normale marktwerking — en activa die een vorm van ondersteuning
nodig kunnen hebben;

Een tijdskader per activacategorie, zodat de evolutie naar een bepaald pro-
ductiepark niet te laat aangevat wordt;

De bepaling van geschikte ondersteuningsmechanismen om de nodige
investeringen uit te lokken, de becijfering van de kostprijs ervan en de ver-
deling van de subsidiekost over diverse economische sectoren;

Een inschatting van het potentieel om de vraag naar elektriciteit in alle eco-
nomische sectoren te verlagen op middellange en lange termijn, het identi-
ficeren van de meest geschikte beleidsinstrumenten en een inschatting van
de kostprijs en randvoorwaarden om dat potentieel te mobiliseren;

De integratie in het ruimere economische en fiscale beleid van alle beleidsmaatre-
gelen die nodig zijn voor de invulling van het energietrilemma.

1.

Om deze visie uit e werken, is een concreet stappenplan nodig, gebaseerd
op:

Een analyse van de verwachte evolutie van elke component van onze
huidige capaciteit (inclusief DSM, import, opslag);

Een analyse van de verwachte evolutie van de vraag onder diverse
technologische scenario’s;

Een analyse van de behoefte aan nieuwe capaciteit bij het uitvoeren
van de kernuitstap, waarbij rekening wordt gehouden met de implica-
ties inzake CO, en systeemkost + specificatie van capaciteit die via sub-
sidies ondersteund moet worden;

Een analyse van de prijsconsequenties voor de verschillende marktseg-
menten (gezinnen, KMO'’s, grootverbruikers - met aandacht voor de
blootstelling aan internationale concurrentie);

Een analyse van andere gevolgen, bijvoorbeeld inzake werkgelegen-
heid en luchtkwaliteit;

Een draaiboek gebaseerd op bovenstaande analyses.

Bovenstaand stappenplan is geen pleidooi voor centrale planning in de elektrici-
teitssector. De bizarre keuze om markten eerst te liberaliseren om daarna het
gebruik van zowat alle technologieén te gaan reguleren — inclusief het gebruik van
kernenergie in ons land — heeft geleid tot een impasse waarbij niet spontaan gein-
vesteerd zal worden in nieuwe capaciteit om de kernuitstap te ondersteunen. Het
stappenplan is een second-best oplossing omdat de optimale oplossing op korte
termijn niet haalbaar is. De optimale oplossing vraagt het aanpassen van het
marktmodel — ruim gedefinieerd — en het schrappen van een resem overlappende
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doelstellingen ten voordele van één enkele doelstelling, zijnde CO,-reductie op
lange termijn.

Tot slot dient te worden benadrukt dat het laatste aandachtspunt in boven-
vermelde visie erkent dat alle maatregelen rond het vrijwaren van het energietri-
lemma niet genomen of geévalueerd kunnen worden zonder rekening te houden
met initiatieven in andere beleidsdomeinen. Zo is een fiscale vergroening om
diverse redenen voor Belgié zeer wenselijk en kan die direct of indirect een impact
hebben op bijvoorbeeld de behoefte aan activa om elektriciteit te produceren in
ons land. De invoering van een algemene en stijgende CO,-prijs, een regulering
die inefficiénte technologieén versneld bant van onze markten, een regulering die
de renovatie van oude gebouwen versnelt, het invoeren van rekeningrijden of het
radicaal veranderen van de autofiscaliteit (inclusief de fiscaliteit van bedrijfsvoer-
tuigen) en vele andere maatregelen kunnen op lange termijn ook de transitie van
het elektriciteitssysteem sterk beinvloeden. Ook internationale ontwikkelingen
kunnen het kader beinvloeden waarbinnen maatregelen voor het elektriciteitssys-
teem genomen worden. De evolutie van de CO,-prijs in het Europese systeem van
emissiehandel, van de fossiele energieprijzen of van de doelstellingen inzake her-
nieuwbare energie en energie-efficiéntie zijn belangrijke parameters voor het Bel-
gische energielandschap op lange termijn. Hetzelfde geldt voor de mogelijke ont-
wikkeling van nieuwe financierende instrumenten om de investeringsdynamiek in
Belgié en Europa te stimuleren. Zo erkent iedereen dat investeringen in de moder-
nisering van onze infrastructuur wenselijk zijn. Het energiesysteem is een belang-
rijke component van onze infrastructuur. Indien bijvoorbeeld volksleningen of
equivalente mechanismen grote bedragen kunnen mobiliseren om schoolgebou-
wen, publieke gebouwen tot zelfs gehele woonwijken versneld energetisch te gaan
renoveren, kan het beschikbare potentieel inzake energie- en CO,-reductie sneller
benut worden dan vandaag het geval is. Met al die interacties wordt bij voorkeur
rekening gehouden in het debat over de toekomst van ons elektriciteitssysteem.

Wat zijn de ecologische gevolgen
— beperkt tot de uitstoot van
broeikasgassen — van de kernuitstap?

Het vervangen van koolstofarme productiecapaciteit door een combinatie van
een lagere vraag, veel meer hernieuwbare energie en een hoge opslagcapaciteit
hoeft niet te leiden tot een toename van de CO,-uitstoot bij de productie van elek-
triciteit. In het radicale scenario bedraagt de totale CO,-uitstoot in 2030 ongeveer
10 miljoen ton — dat is de optelsom van de binnenlandse uitstoot en de CO, in de
import van elektriciteit — terwijl de totale uitstoot in het referentiescenario zonder
bijkomende biomassacapaciteit oploopt tot 21 miljoen ton. In het nucleaire sce-
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nario vinden we in 2030 een totale uitstoot van bijna 14 miljoen ton. De CO,-
impact van de keuze tussen verschillende vervangscenario’s is groter dan de CO,-
impact van de kernuitstap op zich.

In het radicale scenario daalt de uitstoot van 11,94 min. ton in 2016 tot 11,79
min. ton in 2030. Die zeer beperkte daling met 1,2% wordt best vergeleken met
de noodzaak om de nationale CO,-uitstoot tegen 2030 wellicht met 10 miljoen
ton te verlagen. Die 10 miljoen ton stemt overeen met een reductiedoelstelling van
30% in vergelijking met het uitstootniveau van 2005. Indien de elektriciteitssec-
tor zelfs in het radicale scenario amper kan bijdragen tot die nationale doelstel-
ling, zullen de andere economische sectoren meer reductie-inspanningen moeten
leveren.

Biedt goedkope invoer vanuit
de buurlanden niet de eenvoudigste
oplossing?

Goedkope invoer van elektriciteit is zeer attractief voor de Belgische gebruikers.
Daarbij ligt de nadruk op ‘goedkoop’. Er is echter geen enkele garantie dat Belgié
in de wintermaanden goedkope elektriciteit kan importeren. Voorts kijken we aan
tegen een eigen overproductie van elektriciteit in de zomermaanden, wanneer er
eerder een behoefte aan export is in plaats van een behoefte aan import. Uit onze
resultaten blijkt dat de jaarlijkse factuur van import zowel in het referentie- als in
het alternatieve scenario oploopt tot meer dan € 1,2 mld. Ter vergelijking: de jaar-
lijkse kost van het grote zonnepark in het alternatieve scenario is even hoog. Uit-
eindelijk speelt ook de vraag of we in ons eigen land toegevoegde waarde en jobs
willen creéren of in het buitenland. Voorts toont onze analyse van de groothan-
delsprijzen aan dat de huidige overcapaciteit in de buurlanden op termijn kan
verdwijnen zonder te leiden tot fors hogere groothandelsprijzen. Ook in de buur-
landen dreigt de reservemarge onder druk te komen, wat kan leiden tot de nood-
zaak om via politieke beslissingen voldoende capaciteit op de markt te brengen.
Indien de buurlanden bij dergelijke oefeningen vooral denken aan de nationale
energiezekerheid, dreigt het importafhankelijke Belgié op termijn met onaange-
name gevolgen geconfronteerd te worden.
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Wat is de rol van ‘nieuwe’ technologieén
of conceﬁfen, zoals de opkomst van
elektrische voertuigen, demand side
management (DSM) en stationaire
batterijen?

Nieuwe technologieén hebben zeker een bijdrage te leveren in de toekomstige
mix. Uit de Belgische weerdata blijkt echter dat we af en toe te kampen hebben
met vrij lange periodes met weinig wind en geen zon. Dergelijke periodes kunnen
niet overbrugd worden door de batterijcapaciteit die we in onze scenario’s veron-
derstellen, zelfs niet wanneer de batterijen ’s nachts opgeladen worden met
beschikbare gascapaciteit. Het is natuurlijk altijd mogelijk om de batterijcapaci-
teit extreem uit te breiden, zodat veel langere periodes met suboptimale weersom-
standigheden overbrugd kunnen worden. Zo’n omvangrijke batterijcapaciteit zal
echter weinig benut worden, zodat het economische verhaal ervan zeer problema-
tisch wordt. Oude technologieén zoals gascentrales hebben altijd nog een rol te
spelen, terwijl de rol van de alleroudste technologie — namelijk het efficiént of zui-
nig omgaan met schaarse goederen en diensten — nog veel belangrijker is.
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