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Préface

Le trilemme énergétique : la perspective d’une politique
énergétique stratégique

Peut-on fermer nos vieilles centrales nucléaires ? Comment garantir la sécurité
d’approvisionnement ? Et a quel cott? Pour soutenir le développement d’une
stratégie énergétique durable, Itinera propose le cadre du trilemme énergétique.
Notre systeme électrique doit étre simultanément fiable, durable et financiérement
soutenable. Peut-on concilier ces trois objectifs ?

Cet ouvrage guide les dirigeants politiques dans des considérations étayées en
maticre de capacités de production nécessaires, d’émissions de CO, et de cofits
systémiques. Dans le cadre d’une analyse basée sur des scénarios, nous montrons
comment diverses combinaisons de centrales au gaz, de capital renouvelable — y
compris ou non de la biomasse —, de capacités de stockage, de gestion de la
demande, de réduction de la demande et d’importation d’électricité offre une
sécurité énergétique en cas de sortie du nucléaire. Chaque combinaison présente
des performances différentes dans les différents critéres du trilemme énergétique.
La dimension qui sera privilégiée — sécurité d’approvisionnement, durabilité, sou-
tenabilité financiére — reste un choix politique.

Utiliser le trilemme dans les choix stratégiques

Notre analyse démontre qu’il est possible de fermer les centrales nucléaires, mais
qu’une politique ambitieuse est indispensable pour constituer la capacité de rem-
placement nécessaire et minimiser les conséquences de la sortie du nucléaire en
termes de CO, et de cofit.

Si cependant Pintention était de maintenir en service les centrales nucléaires
plus longtemps que prévu actuellement, il est préférable que le gouvernement pro-
longe la durée de vie des centrales aujourd’hui méme. Un flou concernant I’exécu-
tion de sortie du nucléaire freinera investissements et aura toujours un cofit. A qui
profiterait une politique ou les décisions sont retardées autant que possible ?

Le maintien d’une partie de la capacité nucléaire offre plusieurs avantages
non négligeables : une facture totale plus légeére a court terme en raison du report
des investissements de remplacement et des émissions de CO, plus faibles pour la
production d’électricité dans notre pays. Par ailleurs, notre analyse démontre
qu’il est possible d’éviter une forte hausse des émissions de CO, par une combi-
naison de réduction de la demande (de créte) et de lourds investissements en capa-
cité renouvelable et de stockage.

VOORWOORD
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Une politique de subsides transversaux reste nécessaire,
quelle que soit la stratégie.

Tous les scénarios concluent que des centrales au gaz supplémentaire sont néces-
saires pour garantir la sécurité énergétique en 2020. Notre analyse démontre que
des incitants, comme des mécanismes de capacité, seront indispensables pour
déclencher de nouveaux investissements et maintenir la capacité gaziére existante
sur le marché. Les incitants adéquats ne so nt pas uniquement nécessaires pour les
centrales au gaz. Il faudra continuer a soutenir I’énergie renouvelable, et une
baisse de la demande (de créte) exige une politique d’efficacité énergétique ambi-
tieuse. Par ailleurs, les voitures électriques présentent assurément une opportunité
en matiére de technologie de stockage, mais elles doivent également étre soute-
nues par des investissements (notamment dans Pinfrastructure de rechargement).
En bref, il est essentiel de développer un cadre politique cohérent avec un travail
sur mesure par technologie. A cet égard, on n’oubliera pas de tirer les enseigne-
ments du passé, et notamment des subsides beaucoup trop élevés accordés pour
des technologies trop cotteuses. Quels que soient les choix qui seront opérés,
notre analyse démontre que le cott de ’électricité va augmenter d’ici 2030. C’est
important pour la compétitivité de nos entreprises, mais aussi pour le pouvoir
d’achat des ménages. Nos responsables politiques devront formuler une réponse
adéquate a ce défi.

Pour restructurer le cadre politique, cet ouvrage livre une vision concréte
des aspects suivants :

La composition du parc de production durant la période 2025-2030 avec
une distinction entre les actifs qui seront spontanément disponibles — a la
suite du fonctionnement normal du marché — et les actifs qui pourront
avoir besoin d’une forme de soutien;

Un cadre temporel par catégorie d’actifs afin que I’évolution vers un parc
de production donnée ne soit pas amorcée trop tard ;

La détermination des mécanismes de soutien adéquats pour déclencher les
investissements nécessaires, le chiffrage de leurs cofits et la répartition des
subsides entre les différents secteurs économiques ;

Une estimation du potentiel de réduction de la demande d’électricité dans
tous les secteurs économiques a moyen et long terme, I’identification des
instruments politiques les plus adéquats et une estimation du prix de revient
et des dépenses périphériques a respecter pour mobiliser ce potentiel ;
Lintégration de toutes les mesures stratégiques nécessaires a la résolution
du trilemme énergétique.
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Tout change

Panta rhei. Les philosophes présocratiques savaient que tout « coule » ou évolue
en continu. Ce changement permanent est particuliérement visible dans le pay-
sage énergétique. Nous sommes aujourd’hui confrontés a une suroffre de pétrole,
alors qu’on prédisait encore un baril 2 200 $ a I’horizon 2022 il y a dix ans. Avec
I’Accord de Paris sur le Climat de 2015, la communauté internationale a égale-
ment formulé des objectifs ambitieux afin de limiter le changement climatique a
1,5°C. Lélection de Donald Trump ne doit pas nécessairement remettre en cause
cet engagement. La révolution renouvelable est inéluctable. Non seulement le
colt des panneaux solaires et des projets éoliens a beaucoup baissé, mais le prix
de revient des batteries semble suivre une trajectoire identique, de sorte qu’une
technologie de stockage relativement bon marché permet peu a peu d’exploiter la
production d’électricité renouvelable quelles que soient les conditions météorolo-
giques. La voiture électronique n’est encore qu’un produit de niche coliteux, mais
tous les constructeurs automobiles proposeront un grand nombre de familiales
électriques attrayantes d’ici 2025. Les voitures étant a P’arrét pendant 90% du
temps, leurs batteries constituent également un capital inexploité qui pourrait en
principe fournir certains services au réseau électrique. D’avénement de la voiture
autonome va modifier 'organisation de la mobilité privée. Pourquoi encore pos-
séder une voiture personnelle a peine utilisée s’il est possible d’appeler une voiture
autonome partagée avec son smartphone pour chaque déplacement que I’on sou-
haite effectuer ? Ce méme smartphone permet également de gérer activement la
consommation et la production d’électricité. Par exemple, si chaque ménage pou-
vait activer son réfrigérateur, son congélateur, son lave-vaisselle, sa machine a
laver, sa pompe a chaleur, son systeme de ventilation et ses batteries en fonction
du prix de Pélectricité, la demande d’électricité s’adapterait davantage aux condi-
tions de marché. Il serait ainsi possible de faire ’économie de plusieurs centrales
destinées a répondre aux pics de consommation.

Pour « décarboniser » a la fois le transport routier et la demande résidentielle
d’énergie, un systeme électrique fiable, durable et abordable revét une importance
essentielle. La voiture électrique offre un potentiel certain, mais que se passera-t-il
si le consommateur s’inquiéte de possibles black-out I’hiver ? Et comment le prix
de Iélectricité évolue-t-il dans notre pays ? N’y a-t-il pas davantage de limite dans
ce domaine ? Le consommateur est capable de calculer, et s’il s’attend a une esca-
lade des prix de Pélectricité, une voiture a combustion essence trés efficace pour-
rait bien étre le grand vainqueur de la révolution énergétique. N’est-il pas étrange
tout de méme que de nombreux dirigeants politiques jouent si volontiers la carte
de la voiture électrique dans les pays ou les prix de Iélectricité sont les plus éle-
vés?
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Welcome to Belgium, the international
leader in electric intelligence!

Dans le paysage énergétique du futur, les producteurs de véhicules ne seront pas
les seuls acteurs a jouer un nouveau role. Dans un environnement de marché
caractérisé par un consommateur actif, il est nécessaire de traiter une énorme
masse d’informations chaque seconde pour coordonner et optimiser toutes les
activités. Lanalyse de ces informations engendrera de nouveaux modeles écono-
miques et des opportunités que nous ne pouvons évaluer aujourd’hui. Une région
ou un pays pourrait méme se profiler dans cette quéte du paysage énergétique
intelligent de 2030. Belgium, the international leader in electric intelligence ! Ce
pourrait étre un message séduisant dans les terminaux de Brussels Airport. Et
pourquoi pas ? Les entreprises énergétiques belges — producteurs et gestionnaires
de réseaux — possédent une grande expertise et suivent de pres les nouvelles pos-
sibilités technologiques. Nos entreprises et nos instituts de connaissances se
montrent également trés performants en termes d’informatique, de Big Data et de
développement d’algorithmes complexes. Pour exploiter ces opportunités, une
attitude proactive de toutes les parties concernées — y compris les dirigeants poli-
tiques — est cependant essentielle.

Une rupture de tendance de la politique énergétique ne serait pas un luxe. La
politique énergétique belge aprés 2000 peut se résumer comme suit: une vision
variable et perturbatrice de la sortie du nucléaire, des subsides trés coliteux pour les
panneaux solaires et coliteux pour les parcs éoliens offshore, et une hausse de la fac-
ture des ménages et des entreprises. Si par comparaison nous résumons briévement
la politique de mobilité, nous en arrivons a Pabsence d’une réaction claire a la
congestion croissante et trés coliteuse, une baisse du nombre des voyageurs en bus et
en tram, et des trains dont la ponctualité laisse de plus en plus a désirer. Rien de tres
enthousiasmant. En Pabsence d’un systéme de taxation au kilométre, le partage de
la voiture électrique autonome offre peut-étre une partie importante de la solution.

Un projet énergétique intégrateur

Les solutions a des problémes prégnants ne tombent pas du ciel. Le risque existe
que le calendrier de la sortie du nucléaire déja bouclé soit encore modifié a plu-
sieurs reprises au cours des dix prochaines années, voire que nous utilisions tou-
jours nos vieilles centrales nucléaires aprés 2030. Rien ne garantit en outre que
nous enregistrerons beaucoup de progrés en matiere de mobilité intelligente au
cours des dix prochaines années — indépendamment des véhicules autonomes. Il
est aussi probable que les embouteillages continuent a s’accumuler jusqu’a ce que
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faute d’alternative, un nombre croissant d’entreprises quittent Bruxelles ou
Anvers — voire, par extension, notre pays — pour transférer une partie des flux de
voitures de société généreusement subventionnées en dehors des agglomérations.
Lalternative est le développement de systéemes électriques intelligents basés sur
I’énergie renouvelable, des technologies de stockage et un consommateur actif.
On pourrait ainsi imaginer le développement de plates-formes qui permettent
d’optimiser Iutilisation de voitures ou minibus électriques autonomes dans la
lutte contre la congestion, par exemple. Et qu’en 2030, la Belgique soit une région
modele que des délégations d’économies émergentes viendront visiter pour obser-
ver comment nous avons transformé le risque de black-out en une opportunité de
créer de la valeur ajoutée a I’aide de technologies durables et intelligentes.
Naturellement, nous ne pouvons pas choisir ’avenir. Mais en tant que société,
nous pouvons choisir 'orientation de notre mobilisation. Optons pour un projet
intégrateur dont les fers de lance seraient la durabilité et Pintelligence. Sans quoi
ce seront plutot des slogans du type « Welcome in Belgium, the international leader
in delaying nuclear phase-out ambitions » qui garniront les couloirs de Zaventem.

Questions clés

Une vision technologique est pertinente pour les dirigeants politiques lorsqu’elle
apporte une réponse claire a des questions stratégiques importantes. Nous avons
dressé une liste des questions clés :
1.  Est-il technologiquement possible de fermer les centrales nucléaires comme
prévu actuellement ?
2. Quelle est la capacité de remplacement nécessaire pour garantir la sécurité
d’approvisionnement lors de la sortie du nucléaire ?
3. Dans quelle mesure une forte diminution de la demande peut-elle limiter
les besoins de capacité de remplacement ?
4. Quel est le surcoit économique des investissements dans la capacité de
remplacement ?
5. Comment cette capacité de remplacement sera-t-elle développée? Sous
P’action de I’offre et de la demande ou par des décisions politiques ?
6. La politique actuelle est-elle adéquate ? Faut-il ’adapter ?
7. Quelles sont les conséquences écologiques — limitées aux émissions de gaz
a effet de serre — de la sortie du nucléaire ?
8. Limportation a moindre colit des pays voisins n’est-elle pas la solution la
plus simple ?
9.  Quelsera le role des « nouvelles » technologies ou des « nouveaux » con-
cepts comme [’avénement des véhicules électriques, le Demand Side
Management (DSM) et les batteries stationnaires ?



Ces questions ne sont pas uniquement pertinentes pour la Belgique. Chez nos voi-
sins également, les anciennes capacités de production — centrales nucléaires et sur-
tout centrales au charbon — sont condamnées et une vision des investissements de
remplacement adéquats est nécessaire. Bien que I’Europe défende I’intégration et
la libéralisation des marchés de I’énergie, on remarque que chaque pays considére
avant tout sa sécurité énergétique comme une affaire nationale. I’Allemagne a
opté pour I’énergie renouvelable paralléelement a des centrales au charbon et n’en-
visage pas de remplacer ses centrales au lignite et au charbon par de I’électricité
importée des pays voisins. En France, un débat est actuellement mené sur I’avenir
du nucléaire, mais personne ne propose d’accélérer la fermeture des plus vieilles
centrales nucléaires en recourant a des importations massives d’électricité. Nous
n’affirmons pas qu’une augmentation des importations d’électricité ne peut
apporter une contribution valable a la sécurité énergétique. Mais le maintien
d’une capacité de production a Pintérieur des frontiéres nationales s’avére essen-
tiel dans la plupart des visions politiques, surtout dans les grands pays.

Trilemme

Le parc de production présente une composition différente dans chaque pays. La
fermeture des anciennes centrales nucléaires ou au charbon peut en principe étre
compensée de nombreuses maniéres: plus de capacités renouvelables tributaires
des conditions climatiques, plus de centrales au gaz, plus de centrales biomasse,
des investissements dans des économies d’énergie et I’efficacité énergétique, le
déplacement de la demande d’électricité dans le temps, plus de centrales de
pompes a chaleur, plus d’importation d’électricités, plus de technologies de batte-
rie, etc. Chacun a une opinion sur le mix technologique idéal pour les décennies a
venir. Indépendamment des préférences technologiques, le systeme doit étre simul-
tanément fiable, durable et finangable. Ces trois objectifs sont importants et sou-
mis a une foule d’interactions. Des émissions de CO, aussi basses que possible
exigent surtout une diminution de la demande et une augmentation de la capacité
pauvre en carbone, comme la production renouvelable tributaire des conditions
climatiques. Mais quand il n’y a ni vent, ni soleil, il faudra bien solliciter un sys-
teme de back-up, de sorte qu’une augmentation du nombre d’éoliennes n’entrai-
nera pas une diminution du nombre de centrales au gaz ou au charbon. Uexpan-
sion du renouvelable entraine le développement d’un systéme double : un systeme
renouvelable parallélement a un systéme conventionnel. Et un systéme double
présente un surcolt en raison de son colt d’investissement élevé et de la faible
exploitation de tous les actifs qui le composent. Pour résumer, un systéeme plus
durable qui émet moins de CO, peut entrainer une augmentation des cofits. En
soi, ce surco(it ne constitue pas un probléme social - surtout lorsque la population
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adhere a ce choix —, mais il est utile d’identifier les arbitrages a opérer. Quel est le
surcotit d’un systeme présentant de faibles émissions de CO, par rapport a cer-
taines variantes ? Pour répondre a cette question, il est nécessaire de procéder a
une analyse du systéme centrée sur les interactions entre la demande et toutes les
technologies disponibles. Cette analyse démontera qu’il existe plusieurs «solu-
tions » au trilemme, et que les dirigeants politiques devront procéder a des arbi-
trages. Si nous fermons effectivement les centrales nucléaires, il n’existe pas de
solution unique qui combine simultanément une sécurité énergétique maximale
au prix le plus bas et a des émissions de CO, minimes.

La dimension européenne

Le paysage énergétique belge est certes discuté a Bruxelles par les entités fédérales
et régionales, mais est également sujet aux décisions prises dans les quartiers géné-
raux trés proches de PUnion européenne. De nombreux ouvrages ont été écrits
sur la politique énergétique européenne, mais il est important d’avoir conscience
que cette politique limite grandement la liberté de manceuvre des dirigeants poli-
tiques belges. Tout d’abord, notre pays doit réaliser des objectifs en matiére
d’énergie renouvelable, d’émissions de CO, et d’économies d’énergie pour 2020
et 2030. La politique européenne offre certes une flexibilité limitée, mais une aug-
mentation de la capacité renouvelable pour 2030 est une certitude. Ce projet
nécessitera des subsides qui peuvent avoir des effets perturbateurs sur le marché.
Une augmentation de la part des énergies renouvelables aura par exemple un
impact non négligeable sur la rentabilité des centrales au gaz — surtout dans un
contexte de stabilisation ou de baisse de la demande d’électricité — en raison de la
moindre exploitation de ces centrales au gaz et de Pimpact négatif des énergies
renouvelables sur les prix de gros. Entre-temps, le marché de Iénergie est libéra-
lisé, et le consommateur en attend I’efficacité et des décisions fondées sur des prix
transparents. Un marché libéralisé offre la plate-forme idéale pour une exploita-
tion aussi efficace que possible des actifs existants. Reste a savoir si le marché
libéralisé peut également déclencher des investissements dans de nouvelles capa-
cités — par exemple pour compenser la fermeture annoncée des centrales nucléaires.
Dans un paysage caractérisé par une part importante d’énergies renouvelables, les
technologies présentant un cotit marginal plus élevé (comme les centrales au gaz)
sont évincées du marché et les prix de gros sont sous pression. De ce fait, la moti-
vation a investir dans de nouvelles capacités est faible. Sauf si la fermeture du
capital ancien crée une pénurie suffisante pour permettre des prix d’électricité éle-
vés. Mais une pénurie grave sur le marché de I’électricité n’est assurément pas
souhaitable dans une perspective de sécurité énergétique. Le marché de I’électri-
cité est unique en ce sens qu’il requiert en permanence un équilibre parfait entre
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Poffre et la demande. Sans quoi on risque les coupures de courant, avec tous les
scénarios catastrophes que cela implique. Puisque les dirigeants politiques n’ont
aucune envie de se voir attribuer la responsabilité d’un black-out, chaque pays
dispose d’une politique destinée a garantir sa sécurité énergétique. En Belgique,
celle-ci passe par les réserves stratégiques. Ces réserves sont gardées sous la main
pour répondre a une pénurie grave, raison pour laquelle tout le monde sait qu’une
longue période de grande pénurie et de prix trés élevés est inenvisageable dans la
pratique. Elles se justifient pleinement, mais c’est précisément la perspective d’une
grave pénurie et de prix élevés qui peut déclencher des investissements privés.
Pour résumer, ce qui se passe aujourd’hui dans le secteur énergétique est large-
ment tributaire de choix politiques belges et européens, et le libre fonctionnement
du marché est trés limité. Les dirigeants politiques belges qui voudraient inverser
cette évolution pour laisser libre cours au fonctionnement du marché — par exemple
afin de déclencher des investissements de remplacement non subsidiés pour com-
penser la sortie prévue du nucléaire — doivent relever une mission trés délicate...

Les choix politiques européens déterminent les nouveaux marchés technolo-
giques. Une réduction des émissions de CO, dans le transport ouvre la porte a la
mobilité électrique. La voiture électrique finira par percer, bien qu’il subsiste de
sérieuses incertitudes concernant le développement suffisamment rapide d’une
infrastructure de rechargement suffisante. La politique de CO, peut également sti-
muler le marché des pompes a chaleur, du moins si Pélectricité utilisée est produite
de maniére durable. Une augmentation de la demande d’électricité pour le secteur
du transport et le chauffage résidentiel offre des opportunités a des entreprises
électriques aujourd’hui confrontées a une faible demande et des marges réduites.
Mais que se passera-t-il si les batteries des voitures électriques peuvent étre asso-
ciées intelligemment au réseau électrique et fournir des services au systéme a des
moments cruciaux, de sorte que des centrales utilisées en périodes de pics de
consommation ne soient subitement plus nécessaires ? Bien que la demande d’élec-
tricité puisse augmenter dans le sillage de la mobilité électrique, cela ne signifie
pas que chaque producteur ou propriétaire d’actifs passera nécessairement a la
caisse. Ces évolutions technologiques n’ont pas un grand impact aujourd’hui,
mais pourraient en avoir en 2030, surtout dans certaines niches du marché. Pour
rendre notre politique future-proof, nous tenterons de reprendre quelques-unes
de ces tendances ou attentes technologiques dans notre analyse.

Approche: analyse en scénarios

Pour pouvoir mettre en ceuvre un projet énergétique intégrateur et répondre aux
questions ci-dessus, il est nécessaire de déterminer a I’aide de modéles s’il est pos-
sible ou non de concilier les différents objectifs politiques. D’un point de vue tech-
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nologique, les possibilités sont en effet nombreuses, surtout a long terme. On peut
par exemple envisager le développement d’une économie basée sur ’hydrogene,
mais il est impossible de se prononcer actuellement sur la maniére dont le marché
futur accueillera I’arrivée de cette source d’énergie. Et un pays comme I’Alle-
magne peut effectivement continuer a investir dans les énergies renouvelables afin
qu’elles puissent fournir 80%, voire davantage, de la consommation d’électricité.
Mais ce projet présente un colt important, et en raison de la forte surproduction
d’électricité pendant I’été, il ne sera pas possible a tous les pays voisins de suivre
son exemple. Le contexte belge se caractérise en outre par la problématique d’une
capacité de production insuffisante au moment de la sortie du nucléaire sans
investissement de remplacement. Méme les plus farouches opposants a I’énergie
nucléaire reconnaissent qu’il sera nécessaire de garantir la sécurité de ’approvi-
sionnement avant de procéder au phase-out.

Dans cette analyse, nous limitons I’horizon temporel a 2030 et présentons
quelques évolutions possibles du paysage énergétique. Chaque évolution est inté-
grée dans un scénario ou une trajectoire technologique bien construit(e). Nous
présentons d’abord un scénario de référence, puis abordons d’autres scénarios.
Nous n’avons aucune préférence pour un scénario spécifique et nous ne porterons
pas non plus de jugement définitif sur le caractére souhaitable ou réalisable de
chaque scénario. Lobjectif est d’analyser la possibilité de réaliser simultanément
plusieurs objectifs politiques dans des paysages technologiques trés différents.
Ainsi un exercice de scénarios peut-il révéler les conditions dans lesquelles cer-
tains objectifs peuvent ou non étre atteints. Est-il par exemple nécessaire d’inves-
tir énormément dans I’énergie renouvelable pour réduire I'impact CO, de la sortie
du nucléaire ? Pouvons-nous nous passer des centrales au gaz dans un paysage
avec 25 000 MW de capacités renouvelables tributaires des conditions clima-
tiques? A quel point I'importation d’électricité est-elle cruciale pour un pays
comme la Belgique ? Est-il beaucoup moins cher d’importer de I’électricité que
d’investir dans de nouvelles centrales au gaz belges qui seront peu utilisées ? Les
batteries des trés nombreuses voitures électriques de 2030 sont-elles nécessaires
pour fournir des services systémiques essentiels ? Quelle est Pimportance de la
réduction de la demande dans I’allegement de la facture d’électricité et des émis-
sions de CO, ? Quels effets aurait le report de la demande dans le temps ? Avons-
nous besoin de centrales biomasse supplémentaires ? Quelle est ’ampleur de la
surproduction d’énergies renouvelables 1’été ? Quels sont les subsides nécessaires
pour réaliser certains objectifs politiques ?

La réponse a toutes ces questions et a de nombreuses autres questions connexes
dépend du contexte technologique. Puisqu’une cartographie univoque du paysage
énergétique en 2030 est impossible, un exercice de scénarios basé sur différents
paysages offre un bon point de départ.

Pour orienter et rendre transparente la discussion sur notre avenir énergé-
tique, nous commencerons donc par présenter I’évolution possible de notre sys-



teme d’électricité sous un scénario de référence dans le cadre duquel la sécurité
énergétique est garantie conformément au calendrier actuel de la sortie du
nucléaire. Cela signifie que le phase-out est effectivement exécuté et que I’on déter-
mine les investissements de remplacement nécessaires pour garantir notre sécurité
énergétique. Dans un premier temps, nous chiffrons ce besoin d’investissement de
remplacement sans nous exprimer sur les mécanismes requis pour déclencher
effectivement les investissements de remplacement. La sécurité énergétique est
garantie a I’aide d’une estimation probabiliste du nombre d’heures par an durant
lesquelles la production provenant d’actifs propres, combinée a I'importation
d’électricité, ne permet pas de suivre la demande d’électricité. Il n’y a pas de sécu-
rité énergétique durant ces heures, ce qui ne signifie pas pour autant que le systeme
tombe complétement en panne. Il est en effet possible dans de nombreux cas de
parer un black-out imminent via différentes procédures d’urgence.

Le scénario de référence se fonde sur des hypothéses plutot plausibles en
matiére de capacité renouvelable aujourd’hui et en 2030, et étudie ensuite les
besoins de capacité de production controlable ou firm capacity afin de permettre
le phase-out. Les centrales au gaz et les centrales biomasses sont de bons exemples
de technologies pouvant faire office de capacité controlable. Dans le scénario de
référence, nous tenons également compte de I’arrivée de la voiture électrique, d’in-
vestissements supplémentaires dans la flexibilisation de la demande, d’investisse-
ments (limités) dans des batteries stationnaires, d’une augmentation des possibili-
tés d’importation d’électricité et du développement réduit d’un réseau électrique
intelligent. Toutes ces hypothéses ménent a une demande d’électricité et un parc
de production évolutifs qui seront évalués dans la perspective de la sécurité éner-
gétique. Si la demande peut toujours étre suivie, il n’y a aucun risque et il ne faut
donc pas prévoir de capacité controlable ou firm capacity supplémentaire. Si Pon
recense de nombreuses heures d’offre insuffisante d’électricité, il est nécessaire
d’accroitre la capacité. Le modele sera construit de maniére a ce que nous puis-
sions quantifier les investissements en firm capacity qui seront éventuellement
nécessaires dans ce scénario de référence, ainsi que connaitre la facture et 'impact
de ce scénario sur I’évolution des émissions de CO, dans I’hypothese d’une pro-
duction d’électricité sans centrale nucléaire.

Un scénario de référence est utile pour orienter le débat, mais nous n’avons
aucunement la prétention de pouvoir prévoir ’avenir. Pour élargir le débat, nous
étudions un scénario alternatif et un scénario radical, parallélement a ce scénario
de référence. Dans ces scénarios, nous nous fondons sur des hypothéses plutot
techno-optimistes. Celle-ci prévoient notamment plus d’investissements dans des
technologies de production renouvelables plus efficaces. La voiture électrique y
remporte plus rapidement un plus grand succes, la capacité d’importation aug-
mente, le réseau électrique devient réellement intelligent et nous pouvons flexibi-
liser une plus grande partie de la demande. Dans les trois scénarios précités, toutes
les centrales nucléaires sont fermées apres 2025. Chaque scénario permet d’éta-
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blir les besoins de firm capacity et de répondre a d’autres questions politiques
pertinentes. La possibilité existe cependant qu’une partie de la capacité nucléaire
soit toujours utilisée en 2030. Plus on tarde a prendre des mesures destinées a per-
mettre le phase-out du nucléaire, plus il est probable que quelques centrales
nucléaires soient toujours en service en 2035, voire plus tard. Nous en arrivons
ainsi a un scénario nucléaire paralléle aux trois scénarios sans centrale nucléaire
en 2030. Nous comparons ensuite les besoins d’investissement en firm capacity, le
cotit économique total et 'impact sur les émissions de CO, de ces quatre scéna-
rios, chaque fois en garantissant la sécurité d’approvisionnement. Les avantages
et inconvénients de chaque scénario sont au centre de cette comparaison.
Comme nous I’avons mentionné précédemment, nous n’avons aucune préfé-
rence pour un scénario spécifique. Nous n’évaluerons pas non plus la faisabilité
ou le caractére souhaitable des différents scénarios. Chaque scénario présente des
avantages et des inconvénients qui dépendent en outre de I’horizon temporel uti-
lisé. Dans notre exercice de modélisation jusqu’en 2030, le prolongement de la
durée de vie d’une partie des centrales nucléaires méne par définition a une éco-
nomie sur les cotts parce qu’elle réduit les besoins d’investissement dans de nou-
velles capacités de remplacement. A long terme, il faudra cependant fermer les
centrales nucléaires tot ou tard, il faudra donc développer un jour ou I’autre une
capacité de remplacement. Mais ce besoin de capacité de remplacement pour
2040 ou 2045 nous est inconnu, de méme d’ailleurs que son cofit d’investisse-
ment. De nombreux observateurs s’attendent a ce qu’il y ait plus de centrales effi-
caces disponibles a cette époque, mais aussi que la demande d’électricité aura tel-
lement baissé que ces centrales efficaces seront trés peu utilisées, ce qui accroitrait
le cott d’investissement par MWh produit. Un horizon temporel différent peut
donc mener a des conclusions différentes, avec des incertitudes différentes. Nous
estimons cependant qu’une analyse jusqu’en 2030 suffit pour informer les diri-
geants politiques sur les grands arbitrages a opérer a court et moyen terme.
Espérons que cette analyse pourra les inciter a soutenir un projet intégrateur.

Analyse en scénarios ou modeéle d’optimisation ?

La présentation de différents paysages via des scénarios offre une perspec-
tive étendue et variée d’une réalité complexe et changeante. Bien entendu,
les analyses sous forme de scénarios présentent également des inconvé-
nients. Ainsi se peut-il que les scénarios les plus invraisemblables éveillent
davantage l'attention alors que les scénarios plus plausibles soient ignorés.
Un point délicat est la sélection des scénarios. Pourquoi d’'autres scénarios
possibles ne sont-ils pas abordés? Il se peut qu'il existe, outre les scénarios
présentés, un scénario beaucoup plus efficace ou une frajectoire différente
présentant de réels avantages. Pour remédier & ce probleme d’'une analyse




basée sur des scénarios sous-optimaux, il est en principe possible de fra-
vailler avec un modele d'optimisation. Un modele d'optimisation permet
notamment de calculer I'efficacité-colt de certains objectifs politiques. Le
modele d’optimisation établira la combinaison d’actifs optimale alors que
dans des exercices basés sur des scénarios, cette combinaison est imposée
de maniére exogéne. Dans le contexte européen, de nombreux exercices
d’optimisation sont effectués sur la base de modéles connus comme PRIMES
ou TIMES. Nous estimons cependant que les analyses basées sur des scéna-
rios sont complémentaires aux modéles d’optimisation. En effet, les modéles
d’optimisation souffrent également de deux sérieux handicaps. Tout d'abord,
a peu pres fous les modeles d'optimisation présupposent que tous les agents
économiques disposent d'informations parfaites - c'est-a-dire qu'ils con-
naissent tous les prix et colts actuels et futurs — et peuvent ainsi réaliser tous
les investissements d’optimisation sans la moindre entrave. Dans la pra-
tique, personne ne posséde toutes les informations, et tout comportement
est soumis & des restrictions. Cette hypothése est cependant nécessaire dans
le cadre d’'un modele d’optimisation, faute de quoi il serait impossible de
chiffrer une trajectoire efficace du point de vue des colts. Conséquence: a
peu pres tous les exercices d'optimisation réalisés dans le contexte euro-
péen concluent qu'il existe un énorme potentiel de réduction de la demande
d’énergie des ménages de maniére efficace en termes de colts par le biais
d’'une rénovation approfondie du parc immobilier résidentiel. Le modele
présuppose ensuite que fous ces investissements seront consentis d’ici 2030,
de sorte que la demande d’énergie baissera sensiblement, qu'il faudra pro-
duire moins de services énergétiques et que le colf de la transition énergé-
tique restera limité. Dans la réalité, il y a une nette différence entre le potentiel
théorique des mesures efficaces du point de vue des colts et la concréti-
sation de ce potentiel. Celui qui affirme que la consommation d’énergie des
ménages belges diminuera sensiblement d'ici 2030 doit avoir conscience que
nous martelons depuis 30 ans qu'’il existe un net potentiel d’efficacité éner-
gétique, mais que moins de 1% des logements existants sont rénovés chaque
année. Et que seule une partie de ces rénovations étaient destinées a amé-
liorer significativement le rendement énergétique. Bizarre que nous igno-
rions ce potentiel énorme. C'est regrettable, car 33% des logements belges
ont été construits avant 1945, et seuls 22% des logements aprés 1980. De
plus, les rénovations qui ont effectivement été réalisées n‘entrainent pas une
baisse spectaculaire de la consommation d’'énergie, parce que celle-ci
nécessiterait une combinaison de mesures drastiques qui rendent souvent le
logement a rénover inhabitable pendant une période prolongée. Dans la
pratique, la plupart des rénovations réalisées dans un souci énergétique se
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limitent a isoler la toiture, placer des doubles vitrages ou installer une nou-
velle technologie de chauffage. Des analyses empiriques révelent également
qu’aprés la mise en ceuvre de ces investissements, I'économie d’énergie
réelle est souvent nettement inférieure & I'économie attendue. Cette prise de
conscience de I'écart entre I'’économie d’énergie théorique et I'économie
d’énergie réelle est d'ailleurs a la base de discussions sur la modification de
la législation européenne en matiere de performances énergétiques des
batiments existants. Il suffit de consulter aujourd’hui les exercices d’optimisa-
tion réalisés en 1995 ou en 2000 pour la période 2015-2022 pour constater
que dans la réalité, la recherche d'efficacité-colt n'est pas le seul élément
qui explique certaines évolutions. Nous ne vivons pas dans I'environnement
technologique efficace du point de vue des colts qui avait été modélisé. Il
semble plutét que nous ayons une préférence pour des évolutions moins effi-
caces du point de vue des colfs, comme en aftestent les investissements
massifs dans les panneaux solaires alors que ceux-ci sont encore trés chers.
Pour résumer, les exercices d'optimisation offrent des résultats conceptuels
trés intéressants qui ne peuvent cependant étre traduits qu’avec prudence en
recommandations politiques. Ce constat vaut également pour des exercices
basés sur des scénarios, et nous estimons dés lors que la meilleure option
consiste a effectuer des analyses basées sur des scénarios parallelement a
des exercices d'optimisation pour brosser un tableau complet.

Un systeme d’électricité efficace permet de suivre la demande de services énergé-
tiques en permanence. Mais entre aujourd’hui et 2030, la demande peut connaitre
une évolution énorme ou plutdt limitée. Dans le tableau ci-dessous, nous expli-
quons les hypothéses que nous avons utilisées en matiére de demande totale d’élec-
tricité dans les quatre scénarios pour 2030. Cela fait plusieurs années que la
demande d’électricité n’augmente plus dans notre pays, mais il n’est pas certain que
cette baisse limitée de la demande se transforme en tendance structurelle. Le succes
attendu de la voiture électrique et la poursuite de la diffusion des pompes a chaleur,
par exemple, nous incitent a penser que la demande totale d’électricité va augmen-
ter au cours des décennies a venir. La voiture électrique est un plus grand succes
dans le scénario alternatif que dans le scénario de référence, ce qui explique que la
demande totale d’électricité y est un peu plus élevée. Nous avons également élaboré
un scénario radical dans lequel la demande d’électricité est nettement plus faible
que dans le scénario de référence et le scénario alternatif, malgré une part plus éle-
vée de véhicules électriques dans le parc automobile. Le scénario radical exige donc
de nettes baisses de la demande d’électricité dans les autres secteurs économiques.
Ceci exigera des mesures politiques fortes. Des mesures qui pourraient avoir un
cout significatif, mais celui-ci n’est pas repris dans notre analyse des cofits.
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Au-dela de ’évolution de la demande totale, c’est surtout I’évolution de la
demande de pointe qui revét une grande importance. La Belgique connait une
demande maximale ou demande de pointe d’électricité pendant les soirées froides
d’hiver, entre 17 heures et 19 heures. A ce moment, plusieurs millions de ménages
cuisinent toutes lumiéres allumées, les températures basses incitent un grand
nombre d’entre eux a utiliser un chauffage électrique d’appoint, les smartphones
sont rechargés au retour de leur propriétaire a leur domicile, ¢’est toujours I’heure
de pointe du soir pour le train et les trams, une grande partie de Pindustrie est
toujours active, I’éclairage est toujours allumé dans les entreprises, etc. C’est cette
demande de pointe qui détermine le besoin total d’actifs dans le systéme électrique.
Si la production ne peut suivre la demande de pointe, un déséquilibre se forme:
pertes de fréquence, lumiéres qui clignotent et éventuellement début de black-out.
Dans la mesure ou personne ne peut prédire la demande de pointe pour les hivers
a venir — la Belgique connait des hivers avec a peine quelques jours de gel —, il est
logique que chaque pays maintienne en service de nombreux actifs relativement
peu utilisés. Notre pays travaille avec des réserves stratégiques qui peuvent étre
activées pendant une vague de froid. Si ’hiver reste doux, elles ne sont pas mises
en service. Certaines centrales qui relévent des réserves stratégiques — principale-
ment de vieilles centrales au gaz sans turbine vapeur ou a circuit ouvert (OCGT)
— restent donc en stand-by et ne sont jamais « utilisées ». Le cout de ces derniéres
centrales est cependant socialisé dans le composant « réseau » de la facture d’élec-
tricité. Le consommateur a le droit a la sécurité énergétique, mais de préférence au
cout le plus bas. S’il était possible de différer la demande d’électricité pendant les
moments de pic potentiel au point qu’il ne soit plus nécessaire de maintenir opé-
rationnelles des centrales coliteuses — puisqu’on ne les utilise que trés exception-
nellement —, le cott total du systéme électrique baisserait sensiblement. Et la pos-
sibilité de différer la demande d’électricité a d’autres moments présente d’autres
avantages. Le déplacement de la demande dans le temps est souvent simple. Ainsi
les ménages peuvent-ils décider en fonction de certaines informations de ne pas
lancer le lave-vaisselle a 19 heures, mais a 23 heures. Les congélateurs actuels
peuvent étre programmés de maniére a ne pas refroidir pendant I’heure de pointe
I’hiver. Une alternative consiste a placer une interface entre le congélateur et le
réseau qui permet de piloter ’activité du congélateur en fonction des besoins du
réseau. Cette option exige cependant un systéme informatique puissant capable
de traduire les besoins du réseau en actions a petite échelle chez un trés grand
nombre de petits consommateurs. Remarquez que le déplacement de la demande
dans le temps n’implique pas une baisse de la demande totale. Celui qui allume
plus tard son lave-vaisselle pendant un pic hivernal bénéficie des mémes services
énergétiques, mais a apporté une contribution modeste a I’atténuation de la
demande de pointe.

Dans le Tableau 1.1, nous présentons nos hypotheéses sur I’évolution de la
demande totale et de la demande de pointe dans les différents scénarios. Les
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autres hypothéses, comme toutes les capacités de production — sauf celles des cen-
trales au gaz que nous aborderons par la suite —, sont également reprises dans le
tableau et discutées ensuite.

Dans le scénario radical, nous supposons que tant la demande totale que la
demande de pointe sont nettement plus faibles que dans le scénario de référence
et le scénario alternatif. De ce fait, moins d’actifs sont nécessaires pour produire
Pélectricité. Si le nombre de centrales au gaz nécessaires est moins élevé, les émis-
sions de CO, de la production d’électricité baissent. Il faut remarquer qu’en théo-
rie, il est possible d’éviter toute émission de CO, par les centrales au gaz en les
équipant de technologies de captage et de stockage de carbone (Carbon Capture
and Sequestration ou CCS). Nous supposons cependant que cette technologie ne
sera pas opérationnelle dans notre pays avant 2030. Tout d’abord, ces technolo-
gies comportent toujours des difficultés techniques, mais surtout, leur utilisation
pourrait encore réduire le rendement déja trés problématique des centrales au gaz.
Seuls de nouveaux subsides permettraient d’envisager éventuellement le recours a
la technologie CCS.

Tableau 1.1: Quatre scénarios d’avenir; demande et capacités disponibles

2016 REF 2030 NUC 2030 ALT 2030 RAD 2030

Demande totale (TWh) 86,0 91,1 91,1 92,4 76,3
Demande de pointe (MW) 13750 14750 14750 15 000 11 433
Capacité nucléaire (MW) 5927 0 3913 0 0
Panneaux solaires (MW) 3200 5326 5326 7 326 13 431
Eoliennes (MW) 2429 6225 6225 8225 11 345

Cap. renouvelable variable MW) 5629 11551 11 551 13 551 24 776

Centrales biomasse (MW) 1258 2463 1213 2463 1213
Cogénération (MW) 1938 1318 1318 1318 1318
Centrales gaz CCGT (MW) 3042 5
Centrales gaz OCGT (MW) 778 °

Capacité d’importations, nominale (MW) 4 500 9 000 9 000 9 000 9000

Importations moyennes (MW) 1100 2700 2700 3500 3500
# véhicules électriques (total) 4368 517603 517603 929923 2000357
% raccordement intelligent 0% 38% 38% 49% 65%
Demande flexible (puissance en MW) 826 1600 1600 2000 2500
Demande flexible (durée en h) 5 5 5 8 8
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Limportation d’électricité réduit les besoins d’actifs productifs de notre pays. Les
importations sont une option attractive parce qu’elles permettent d’éviter de
devoir construire des centrales coliteuses (qui sont de plus relativement peu utili-
sées). Nous ne pouvons cependant importer de I’électricité que s’il y a surcapacité
a Pétranger. Pendant une vague de froid, il fait souvent trés froid a la fois en Bel-
gique et dans nos pays voisins, de sorte qu’il n’est pas sans risque de tabler sur des
importations importantes d’électricité pendant les moments critiques. Dans notre
modélisation, nous tenons compte des capacités d’importations nominales et
techniques existantes et futures, mais nous supposons que la capacité d’importa-
tion disponible est variable dans des limites préétablies. Par exemple, si la capacité
nominale d’importation totale est égale a 9 000 MW en 2030, cela ne signifie
naturellement pas que nous pourrons importer 9 000 MW d’électricité tous les
soirs d’hiver pendant plusieurs heures. Les importations réelles pourront atteindre
3 000 MW a un moment donné, mais elles pourront retomber a 500 MW, voire
moins, une demi-heure plus tard...

En produisant moins d’électricité en Belgique — en raison d’importations rela-
tivement importantes ou en réduisant surtout la demande de pointe —, il est pos-
sible de diminuer les émissions de CO,. Pour notre pays, c’est un élément impor-
tant, parce que la sortie du nucléaire fait disparaitre du marché une importante
capacité de production pauvre en carbone. Si une partie de celle-ci est remplacée
par des centrales au gaz, les émissions de CO, vont augmenter. C’est probléma-
tique pour la réalisation de nos objectifs nationaux en matiere de CO,, mais cela
pesera également sur le rendement écologique des voitures électriques. Le parc
nucléaire actuel offre une capacité de production de pres de 6000 MW. En 2030,
cette capacité ne sera en principe plus présente a la suite du phase-out. Dans la
mesure ou il n’est pas certain que toutes les centrales nucléaires seront effective-
ment fermées d’ici 1a, nous analysons I'impact d’un phase-out partiel dans le scé-
nario nucléaire.

Pour pouvoir suivre la demande d’électricité en cas de sortie totale ou par-
tielle du nucléaire, d’autres capacités seront nécessaires. Tout d’abord, nous pou-
vons tabler sur Pexpansion attendue de la capacité de production renouvelable.
Tant le scénario de référence que le scénario nucléaire, le scénario alternatif et le
scénario radical prévoient une forte augmentation des investissements en éoliennes
et en panneaux solaires entre aujourd’hui et 2030 (voir Tableau 1.1). Le scénario
radical part de ’hypothése que la capacité renouvelable tributaire des conditions
climatiques augmente a prés de 25 000 MW en 2030, ce qui est supérieur a la
capacité de production totale actuelle. Dans le scénario de référence et le scénario
nucléaire, la capacité renouvelable tributaire des conditions climatiques totale
s’éleve a environ 11 500 MW ; dans le scénario alternatif, elle atteint 13 500 MW.
La capacité installée de production renouvelable variable ou tributaire des condi-
tions climatiques prévue dans ces scénarios correspond aux visions que I’on
retrouve dans la littérature internationale. Seule la capacité supposée dans le scé-
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nario radical dépasse largement les valeurs utilisées dans la littérature. Le scénario
radical est clairement radical.

La capacité variable tributaire des conditions climatiques produira de ’électri-
cité en fonction de la météo. S’il n’y a pas de vent, les éoliennes ne produisent pas,
mais il est toujours nécessaire de suivre la demande d’électricité. Les conditions de
vent optimales peuvent également coincider avec des périodes de faible demande,
auquel cas la valeur économique de ’énergie éolienne sera trés faible. En raison du
colt marginal de production minime des technologies tributaires des conditions
climatiques — a ne pas confondre avec le cott de production total sur le cycle de
vie de ces actifs qui sera abordé plus tard —, cette production est toujours injectée
sur le réseau électrique, et les alternatives plus chéres pourront étre expulsées du
marché. Ce sont surtout les centrales au gaz au colit marginal relativement élevé
qui seront évincées du marché par la production renouvelable en fonction de la
demande. La différence entre la demande totale d’électricité et la production des
technologies tributaires des conditions climatiques doit étre comblée par une capa-
cité de production contrélable ou firm capacity a tout moment de la journée. Pour
satisfaire a cette demande résiduelle, on utilise une combinaison de technologies
comme des centrales au gaz, des centrales biomasse, des centrales hydroélectriques
et des centrales nucléaires. Dans des pays comme I’Allemagne qui disposent encore
de nombreuses centrales au charbon et au lignite, ces technologies trés polluantes
sont utilisées pour suivre la demande résiduelle. Comme les centrales nucléaires
seront fermées en Belgique — sauf dans le scénario nucléaire —, la colonne verté-
brale de notre systeme électrique se composera principalement d’une combinaison
de centrales au gaz et biomasse. Actuellement, les centrales biomasse sont subven-
tionnées parce que le seul colit du biocarburant — surtout des pellets de bois — est
supérieur a la valeur de marché de I’électricité produite. Une éventuelle expansion
de la capacité biomasse dépendra de I’évolution des mécanismes de subsides. Les
centrales au gaz sont confrontées aujourd’hui a une rentabilité problématique
résultant des faibles prix de I’électricité, de sorte qu’une forte augmentation du
nombre de centrales au gaz dans I’environnement de marché actuel n’est pas réa-
liste. Plus tard, nous aborderons les évolutions a attendre des prix de gros de ’élec-
tricité en Europe centrale et occidentale (ECO) sous différentes hypotheses d’évo-
lution de la demande, de sortie planifiée de capital ancien en Belgique et chez nos
voisins et du prix de CO, d’ici 2030. Des investisseurs privés n’envisageront de
nouveaux projets qu’en cas de forte hausse des prix des gros. En cas de prix plutdt
stables entre aujourd’hui et 2030, ils n’investiront pas. Il se pourrait donc que des
mécanismes de subsides soient également nécessaires a relativement court terme
pour de (nouvelles) centrales au gaz afin de déclencher de nouveaux investisse-
ments. Cette problématique sera expliquée plus loin.

Le grand point d’interrogation dans le tableau ci-dessous est la capacité de cen-
trales au gaz nécessaire pour pouvoir suivre en permanence la demande d’électri-
cité. Cette demande est trés variable, comme la production de technologies renou-
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velables variables tributaires des conditions climatiques. Pour pouvoir faire une
estimation correcte de la firm capacity, nous avons développé un modele probabi-
liste qui tient suffisamment compte de toutes les incertitudes pertinentes. Ce modéle
simule suffisamment de possibilités pour générer des résultats représentatifs.

Nous expliquons Pexercice de modélisation utilisé dans le détail dans la par-
tie suivante. La composition du parc de production et de la « pseudo-capacité »
comme les importations, le DSM la capacité de stockage, fait également "objet de
Pattention nécessaire. Ensuite, nous abordons les résultats de ces exercices de
modélisation. Nous essayons alors de répondre aux questions centrales formulées
plus haut dans cette introduction. Ces réponses introduisent nos conclusions et
nos recommandations politiques.
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Un élément central de notre analyse est la question des investissements en
firm capacité qui seront nécessaires au cours des années pour chaque scénario afin
de garantir la sécurité d’approvisionnement de notre pays. Dans chaque scénario,
nous présupposons une combinaison d’actifs et d’importation que nous compa-
rons a la demande variable d’électricité dans un modeéle de dispatching. Le modéle
de dispatching combine efficacement différents actifs et technologies afin de pou-
voir suivre a tout moment la demande d’électricité. Tout déséquilibre entre la
demande et ’offre doit en effet étre évité. Nous examinons ici si les actifs présents
permettent de suivre ou non la demande d’électricité pour chaque quart d’heure
de I’année. Dans le modele de dispatching, nous commengons toujours par recou-
rir aux technologies les moins chéres et nous tenons compte des caractéristiques
de chaque technologie (par exemple en termes de flexibilité). En travaillant avec
un modele de dispatching, nous connaissons la quantité d’électricité produite par
chaque technologie et le temps pendant lequel elle produit de I’électricité au cours
d’une année, ce qui est important pour déterminer la rentabilité économique, mais
aussi Pimpact écologique de chaque technologie.

Si I’exercice de modélisation révele que les actifs existants permettent de
suivre la demande en permanence, il n’est pas nécessaire de développer des actifs
supplémentaires. Si la demande ne peut pas toujours étre suivie au cours d’une
année — ce qui signifie qu’il y a trop de moments caractérisés par une production
et des importations insuffisantes —, il est nécessaire de mettre en place une capacité
de production controlable complémentaire. Dans la pratique, une combinaison de
centrales au gaz classiques (a cycle combiné, Combined Cycle Gas Turbines ou
CCGT) et de centrales pour demande de pointe (OCGT) sera sans doute souhai-
table pour combler P’écart entre I’offre et la demande. Le modéle permet de quan-
tifier les besoins d’investissement ainsi que leur prix de revient. Il chiffre égale-
ment les émissions de CO, attendues dans chaque scénario. Comme déja indiqué,
les pierres angulaires de ce modele sont la demande d’électricité et sa variation sur
I’année, la composition du parc de production, mais aussi la capacité d’importa-
tion, ’offre de technologies de stockage et la part de véhicules électriques dans le
parc de véhicules (VE).

Nous avons étudié les évolutions potentielles de chacun de ces éléments entre
aujourd’hui et 2030 et leurs conséquences. Comme des évolutions trés différentes
sont possibles, nous travaillons avec plusieurs scénarios ou paysages futurs pos-
sibles. Dans chaque scénario, nous nous intéressons dans un premier temps aux
conséquences de certaines évolutions sur la sécurité d’approvisionnement, le cotit
total et 'impact de CO,. Comme indiqué précédemment, le scénario de référence
contraste avec le scénario alternatif et surtout avec le scénario radical. Ci-dessous,
nous discutons des principaux éléments et des hypothéses correspondantes des
exercices de modélisation.
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Demande d’électricité

Une hypothése importante dans le modele de simulation est évolution de la
demande intérieure totale et de la demande de pointe. Ces derniéres années, on a
pu constater une baisse constante de la demande totale d’électricité. Celle-ci a
trois explications: une reprise économique lente apres la crise financiére, des
mesures politiques qui favorisent Pefficacité énergétique et la délocalisation crois-
sante de secteurs a forte intensité énergétique dans les marchés émergents. Bien
qu’une partie de la baisse de la consommation d’électricité puisse étre considérée
comme structurelle, I’électrification croissante — en raison d’un début de la péné-
tration des moyens de transport électrique et des pompes a chaleur — pourrait sti-
muler la demande d’électricité a moyen terme. Par ailleurs, il est également pos-
sible que certains secteurs a forte intensité énergétique —quand le « time-to-market »
est crucial — rapatrient 2 moyen terme leurs activités opérationnelles délocalisées
sur leur marché domestique si des robots intelligents et peu colteux peuvent
prendre la place d’ouvriers faiblement qualifiés. En raison de ces évolutions, il est
réaliste d’affirmer que la demande d’électricité ne restera plus que probablement
pas constante entre aujourd’hui et 2030. Les projections appliquées en matiére de
demande totale et de demande de pointe pour tous les scénarios sont présentées
aux Figures 2.1 et 2.2. Dans la plupart des scénarios, nous supposons que I’élec-
trification croissante et la pénétration des voitures électriques entraineront une
hausse de la demande de pointe et de la demande totale d’électricité. Ces hypo-
theses sont conformes aux prévisions de nombreux acteurs de marché. La seule
exception est le scénario radical qui prévoit un recul de la demande malgré une
forte augmentation du nombre de voitures électriques. Il se fonde sur des évolu-
tions radicales en matiére d’efficacité énergétique et de technologies intelligentes
qui dépassent le surcroit de demande d’électricité provenant d’un parc de voitures
électriques trés développé. Le cott de toutes ces évolutions qui entraine une baisse
de la demande n’est pas pris en considération dans notre analyse.

Dans le scénario de référence, nous prenons pour hypothése un fléchissement
de la demande totale d’électricité en 2030 induit par la poursuite du déploiement
de la politique d’efficacité énergétique. Dans le scénario alternatif en revanche,
celle-ci n’est pas suffisante pour compenser I’électrification du transport, et la ten-
dance reste orientée a la hausse. Les estimations de I’évolution de la demande de
pointe sont également un peu plus élevées dans le scénario alternatif a la suite
d’une plus forte pénétration des véhicules électriques par rapport au scénario de
référence.

Nous disposons d’informations détaillées sur la demande — load-data — de
douze années complétes (2005 a 2016), I’évolution de la demande d’électricité
étant indiquée par quart d’heure. Lors de la simulation d’une année donnée (ex.
2030), ces données disponibles sont adaptées aux projections correspondantes
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concernant la demande totale (en TWh) et la demande de pointe (en MW). Cette
adaptation s’effectue proportionnellement; si nous supposons que la demande
augmente de x% sur base annuelle, cette augmentation est répercutée plus ou
moins progressivement sur la variabilité de la demande. Nous ne présupposons
donc jamais que ’augmentation de la demande se produit par exemple exclusive-
ment les mois d’hiver ou que la demande augmente brutalement I’hiver et baisse
fortement ’été (ou inversement).

Les données de demande adaptées sont alternativement introduites dans les
modeéles pour tester si la configuration donnée — c’est-a-dire la combinaison d’actifs
producteurs d’électricité, de stockage, de flexibilisation de la demande et d’impor-
tations — est suffisamment robuste pour garantir la sécurité d’approvisionnement
des différents profils de demande. Concrétement, cela signifie que nous vérifions si
les actifs disponibles permettent de suivre la demande variable d’électricité au cours
d’une année calendrier en combinaison avec les importations, le DSM... A cette fin,
le modele calcule I'offre disponible d’électricité pour chaque quart d’heure et la
compare a la demande projetée. S’il s’avére que certains profils de demande — ex. les
années caractérisées par de nombreux jours successifs de forte demande d’électricité
et de vent faible — conduisent a de graves problémes de sécurité d’approvisionne-
ment, la configuration visée — en particulier le parc de production — est adaptée
jusqu’a ce que ces problemes soient éliminés. Concrétement, le modele ajoute de la
firm capacity a la capacité déja existante si celle-ci s’avere insuffisante pour suivre
la demande. La regle de décision utilisée, basée sur le nombre d’heures LOLE ou
d’heures d’offre insuffisante d’électricité, sera expliquée plus loin. Le modéle ne
cesse d’ajouter de la capacité supplémentaire que quand la nouvelle configuration
— avec les capacités ajoutées — permet de suivre la demande.

Figure 2.1: Evolution de la demande de pointe (MW) dans les différents scénarios
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Figure 2.2: Evolution de la demande totale d’électricité (TWh)
dans les différents scénarios
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Une réduction de la demande grace a l'efficacité énergétique est
essentielle, mais quelles sont les mesures les plus aisées a mettre en
oeuvre ?

L'efficacité énergétique est centrale dans les débats sur les futurs scénarios
énergétiques. Selon de nombreux intervenants, il faut avant tout investir
dans des économies d’énergie, puisque chaque unité d’énergie non pro-
duite évite & la fois un colt de production donné et des émissions de CO,
données. Lefficacité de la politique d'efficacité énergétique qui veut réduire
la quantité totale de précités consommeés (en TWh/an) est cependant sujette
& diverses variantes de défaillances du marché. Ainsi, le locataire d’'une
habitation ne peut exiger du jour au lendemain que le propriétaire entre-
prenne des travaux de rénovation approfondis — y compris le renouvelle-
ment de la fechnologie de chauffage et de tous les équipements d'éclairage
- afin d'accroitre nettement l'efficacité énergétique de I'habitation qu’il
loue. Et méme si le propriétaire y était disposé — ce qui implique qu’il peut
imputer les colts de rénovation sur le loyer -, des problemes techniques
peuvent compliquer de tels travaux de rénovation. Si les tfravaux de rénova-
tion rendent I'habitation inhabitable pendant plusieurs semaines, voire plu-
sieurs mois, le propriétaire doit prévoir une alternative, ce qui a & nouveau
des répercussions sur les colts. Une autre barriere importante a la politique
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sd’efficacité provient du manque de capital d’investissement. De nombreux
propriétaires d’habitations relativement dgées savent parfaitement qu'ils
pourraient économiser de I'énergie en procédant & des travaux de rénova-
tion, mais ne peuvent les financer. Plus les prix de marché des habitations
anciennes et inefficaces sont élevés, plus il est difficile de financer et d’exé-
cuter des rénovations approfondies & court terme. Cette problématique est
la conséquence de prix erronés pour du capital survalorisé. Ce probléme
trouve sa source dans l'information: les candidats acheteurs sont souvent
incapables d’estimer le prix de revient d’investissements de rénovation élé-
mentaire et approfondis. Une solution peut consister & imposer des audits
énergétiques da la vente d’habitations existantes. Ce faisant, le candidat
acheteur connait le budget de rénovation nécessaire pour améliorer les
performances énergétiques de son logement. Naturellement, un tel audit
énergétique pesera lourdement sur la valeur vénale d'anciennes habita-
tions, de sorte que tout le monde ne réagira pas avec autant d’enthou-
siasme a cette solution & une forme importante de défaillance du marché.

Le subventionnement par les pouvoirs publics d'investissements dans
les rénovations par les particuliers n'est pas une solution efficace, car ces
subsides constituent de facto un transfert vers les vendeurs d’habitations de
qualité. Les subsides favorisent également I'inégalité de richesses parce que
seuls les revenus moyens et plus élevés peuvent investir. Et la plupart des
travaux subsidiés seraient également exécutés sans les subsides... Si I'Etat a
trop d'argent et veut subsidier des travaux de rénovation, une rénovation
approfondie et accélérée des anciens batiments scolaires, par exemple,
semble plus opportune. En outre, il faut également compter avec l'effet
rebond. Investir dans une technologie plus efficace réduit le cott d'utilisation
par unité, ce qui permet & l'utilisateur d’accroitre sa demande de services
énergétiques. Apres une rénovation importante d’une habitation, l'occupant
peut opter pour une température ambiante de 22°C au lieu de 19°C parce
qu’il peut désormais atteindre une température ambiante plus élevée & bien
moindre colt. Une partie de I'économie réalisée peut ainsi étre convertie en
une hausse de la demande. Un autre exemple est 'augmentation du nombre
de kilometres parcourus par an aprés I'acquisition d’'une voiture frés éco-
nome en carburant. Dans une perspective macro-économique, un autre
effet peut également intervenir a long terme. Une baisse de la demande
d’énergie a la suite d'investissements massifs dans I'efficacité peut entrainer
une baisse des prix de I'énergie a offre égale. Et cette baisse des prix de
I'énergie peut favoriser une augmentation de la demande dans d'autres
secteurs économiques. Il n‘est donc pas si simple d'estimer I'impact de
mesures d'efficacité énergétique a long terme.
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Les exemples ci-dessous ne font aucune distinction entre énergie et
électricité. Des travaux de rénovation dans une habitation déja chauffée &
I'électricité peuvent entrainer une baisse de la demande d'électricité. Des
rénovations importantes au terme desquelles une technologie de chauffage
& base de mazout ou de gaz naturel est remplacée par une pompe & cha-
leur entraineront une augmentation de la demande d’électricité. Idem pour
I'échange d’'une voiture diesel contre une voiture électrique. La hausse de la
demande d’électricité peut entrainer une augmentation des émissions de
CO, lors de la production d'électricité - voir plus loin —, mais il est important
de comparer cette évolution aux émissions de CO, économisées par la
baisse de la consommation de carburants fossiles.

Outre une politique générale d'efficacité énergétique, la politique peut
se concentrer spécifiquement sur la réduction de la demande de pointe.
Une baisse structurelle de la demande de pointe belge (en MW) ne doit pas
nécessairement coincider avec un recul de la demande totale (en TWh). En
étalant davantage la demande dans le temps aux moments des pics de
consommation, il est possible de garantir une sécurité énergétique avec un
parc de production plus petit, mais exploité plus efficacement.

Parc de production

Introduction

Actuellement, la Belgique dispose d’une capacité de production totale d’environ
20.000 MW pour une demande de pointe d’environ 13.750 MW. Sur papier, nous
disposons donc de plus d’actifs que nécessaire pour produire de I’électricité, d’au-
tant que la demande est souvent nettement plus faible que la demande de pointe.
Une partie du parc de production peut cependant ne pas étre disponible pour cer-
taines raisons. Quand il n’y a ni vent, ni soleil par exemple, ou en cas de travaux
de maintenance ou de probléme technique. De plus, certaines centrales peuvent
étre mises hors service pour des raisons économiques. Si le prix de marché est
inférieur au colit marginal, Pexploitant de la centrale au gaz réalise des pertes
marginales et ne produira pas. La centrale ne sera pas utilisée et pourra éventuel-
lement étre fermée temporairement jusqu’a ce que le climat économique offre
davantage d’opportunités. Dans les paragraphes suivants, nous discutons briéve-
ment des principaux éléments du parc de production.
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Capital nucléaire

Malgré Pessor significatif des technologies d’énergie renouvelable, les centrales
électriques conventionnelles représentent toujours une grande partie du systéme
énergétique belge. Actuellement, la firm capacity de notre pays se compose pour
majeure partie de centrales au gaz et de centrales nucléaires. Ensemble, elles
pésent environ 45% du parc de production total. Néanmoins, ce parc va nette-
ment évoluer au cours des dix prochaines années. La loi sur la sortie du nucléaire
a été approuvée par le gouvernement Verhofstadt en 2003. Cette loi prévoit que
la Belgique ne peut construire de réacteurs nucléaires supplémentaires et que les
centrales nucléaires existantes — qui représentent une capacité de production d’en-
viron 6 000 MW — devront étre fermées dans un intervalle de temps donné. Cette
loi a encore été modifiée récemment et le gouvernement fédéral a approuvé une
prolongation de dix ans de la vie des centrales nucléaires les plus anciennes
(Doel 1 et Doel 2). En principe, I’énergie nucléaire — qui s’adjuge toujours 30% de
la capacité de production installée totale — ne fera plus partie du parc de produc-
tion belge apres 2025. Le défi s’annonce énorme : dans quatre ans, prés de 6 000
MW de capacité baseload controlable disparaitront du réseau électrique (voir
Figure 2.3).

Figure 2.3: Evolution de la capacité nucléaire suivant
la législation belge actuelle (statut 2017)
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Centrales au gaz; CCGT et OCGT

Contrairement a ’évolution de la capacité nucléaire — qui, en raison de son faible
cout marginal et de sa flexibilité limitée, est considérée comme donnée dans les
différents scénarios —, les capacités futures des centrales au gaz — a cycle combiné,
CCGT ou combined cycle gas turbine et a circuit ouvert, OCGT ou open cycle gas
turbine — sont déterminées par le modeéle.’ Dans un premier temps, on observe les
capacités installées actuelles (CCGT + OCGT) et les investissements attendus une
fois que les anciennes centrales arriveront au terme de leur durée d’utilisation pré-
vue. Cela vaut non seulement pour les anciennes centrales au gaz, mais aussi pour
les anciennes centrales biomasse et cogénération. De maniére générale, on s’at-
tend a ce qu’un grand nombre de capacités agées disparaissent de notre systeme
d’ici 2030 pour des raisons de nature technique. Nous présupposons dans notre
approche que la fermeture annoncée ou attendue des anciennes centrales aura
effectivement lieu. Partant de cette hypothése, notre modele va vérifier dans quelle
mesure la capacité résiduelle permet de suivre la demande attendue d’électricité.
Nous calculons le nombre d’heures de déficit possible par an et nous comparons
ce résultat aux objectifs fixés en matiére de sécurité énergétique. Si les heures de
déficit sont excessives, le modéle firm capacity ajoute des investissements dans des
centrales au gaz pour porter le nombre d’heures avec déficit au seuil de sécurité
énergétique prévu. Le modele fournit donc une série de capacités installées recom-
mandées pour les années a venir et ce, pour chaque scénario choisi, étant donné les
différentes évolutions possibles d’éléments comme les investissements dans la capa-
cité renouvelable, 'importation d’électricité, le nombre de véhicules électriques, le
stockage en batterie disponible, etc. Par ailleurs, il est possible d’en déduire quels
investissements supplémentaires seront nécessaires dans cette technologie entre
2016 et 2030. La nécessité de prévoir une forme de subsides pour les investisse-
ments dans de nouvelles capacités au gaz sera abordée plus tard. En outre, le modéle
calcule les heures de fonctionnement correspondantes de la capacité gaz installée.
Cette production est discutée dans le détail dans la section « Résultats ».

La capacité de production totale des CCGT et OCGT quantifiée par le modeéle
se compose a la fois de centrales récentes tres efficaces et d’unités de production
anciennes et plus polluantes. Les centrales les plus récentes, et donc aussi les plus
efficaces, afficheront en théorie des colts marginaux plus faibles et produiront

1 Les centrales CCGT sont congues pour produire un grand nombre d’heures par an. Elles
produisent de I’électricité a partir de la combustion de gaz de la maniere plus efficace pos-
sible, et leur construction exige d’importants investissements en capital. Les centrales
OCGT, en revanche, présentent une intensité en capital nettement moindre. Ces centrales
économiques consomment du gaz de maniére moins efficace, raison pour laquelle leur
cout marginal de production est plus élevé. Elles sont spécialement congues et construites
pour ne produire de ’électricité de maniére flexible que pendant de bréves périodes de
demande maximale d’électricité.
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davantage que les centrales plus dgées. Pour en tenir compte, la capacité de pro-
duction totale des centrales CCGT et OCGT est subdivisée en plusieurs tranches
d’efficacité décroissante. Cela permet d’analyser plus en détail I’exploitation des
centrales au gaz. Cette subdivision en tranches est illustrée dans la figure ci-des-
sous. Dans cette présentation simplifiée, nous voyons de quelle maniére la
demande d’électricité (courbe noire) est satisfaite par la combinaison de la pro-
duction baseload nucléaire (barre grise) et de la production de centrales au gaz
présentant des degrés d’efficacité divers (barres colorées). Lillustration présente
les fluctuations de la consommation d’électricité sur quatre jours complets, avec
chaque fois avec un pic le matin, un pic supérieur le soir, et une baisse pendant la
nuit. Les tranches A a C représentent la production provenant de centrales CCGT,
les centrales de la tranche A affichant une plus grande efficacité et produisant
donc plus que les centrales de la tranche C. La production des OCGT est repré-
sentée par les tranches D a E les centrales D étant plus efficaces et atteignant donc
des niveaux de production plus élevés que les centrales du segment F.

Figure 2.4 : Exemple illustratif de la production totale de gaz subdivisée en
différentes tranches selon le taux d’efficacité

TID

Biomasse et cogénération

Bien que la biomasse soit considérée comme une technologie assez colteuse, elle
peut contribuer dans une importante mesure a la sécurité d’approvisionnement et
a la réalisation des objectifs en matiére d’énergie renouvelable. Dans ce travail,
nous ne prévoyons pas d’investissement d’expansion significatifs dans les cen-
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trales biomasse pour la sortie du nucléaire prévue en 2025. Néanmoins, des inves-
tissements supplémentaires dans la biomasse pourraient étre nécessaires aprés la
sortie du nucléaire afin de réaliser les objectifs de long terme en matiére d’émis-
sions de CO,. Tant dans le scénario de référence que dans le scénario alternatif,
nous présupposons dés lors que la capacité biomasse augmentera a 2 677 MW en
2025, ce qui correspond a un investissement supplémentaire dans 1 250 MW. En
2030, cette capacité retombera a 2 463 MW dans les deux scénarios, en raison de
la fermeture de capacités qui auront atteint la fin de leur durée de vie. Le modéele
suppose que les investissements supplémentaires en biomasse sont déclenchés par
les subsides nécessaires. Il est en effet trés peu vraisemblable que ’on investisse
dans des centrales biomasse sans subsides. Dans le scénario radical, nous renon-
cons a ’hypothése d’investissements supplémentaires dans la biomasse. Aucune
capacité ne s’ajoute apres la sortie du nucléaire et il reste donc 1213 MW en 2030.

Les installations de cogénération étaient largement subsidiées jusqu’il y a peu,
raison pour laquelle le systeme électrique belge dispose d’une capacité de cogéné-
ration substantielle (1 938 MW en 2016). On prévoit cependant une baisse de la
capacité de cogénération installée aprés 2020, a mesure que les anciennes instal-
lations quitteront le systéme et ne seront pas remplacées par de nouvelles instal-
lations en raison des conditions de marché moins attrayantes qu’aujourd’hui. La
capacité installée résiduelle s’élevera a 1 318 MW en 2030 dans tous les scénarios.
La capacité de cogénération fournit une production fixe d’électricité toute ’année
dans tous les scénarios.

Eolien et solaire

Dans la transition vers un systéme énergétique pauvre en carbone, le paysage
énergétique belge s’est déja caractérisé au cours de la décennie écoulée par une
croissance stable de la capacité de production renouvelable tributaire des condi-
tions climatiques comme ’énergie solaire et énergie éolienne. Ainsi la capacité
éolienne totale a-t-elle progressé de 174% entre 2005 et 2016, alors que la capa-
cité photovoltaique a bondi de 318% durant la méme période a la suite de méca-
nismes de subsides généreux. Le boom du photovoltaique a culminé dans les
années 2010-2012, pendant lesquelles on a installé quelque 1 700 MW de pan-
neaux solaires. On attend une nouvelle augmentation de la contribution des
sources d’énergies renouvelables dans le systéme électrique belge au cours des
années a venir. La Figure 2.5 illustre le développement futur supposé de la capa-
cité photovoltaique pour les différents scénarios. Dans le scénario de référence, sa
hausse progressive permet d’atteindre une puissance photovoltaique de 5 326 MW
en 2030. Dans le scénario alternatif, on prend pour hypothése que 7 326 MW de
puissance totale sont installés d’ici 2030. Enfin, dans le scénario radical, on peut
constater une croissance extréme de P’énergie solaire qui méne a une capacité
photovoltaique totale de 13 431 MW en 2030, soit 2,5 fois la puissance photo-
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voltaique installée correspondante dans le scénario de référence. Les Figures 2.6
et 2.7 présentent les évolutions estimées de I’énergie éolienne onshore et offshore
dans les différents scénarios. En 2030, les capacités éoliennes installées totales
s’élevent successivement a 6 225 MW dans le scénario de référence, 8 225 MW
dans le scénario alternatif et 11 345 MW dans le scénario radical.

Figure 2.5: Evolution de la capacité de production installée du photovoltaique dans
les différents scénarios
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Figure 2.6 : Evolution de la capacité de production installée d’éolien onshore
dans les différents scénarios
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Figure 2.7 : évolution de la capacité de production installée de I'éolien offshore
dans les différents scénarios
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Laugmentation des sources d’énergie intermittentes ou tributaires des conditions
climatiques Variable Renewable Energy Sources ou VRES entraine une produc-
tion trés variable d’électricité renouvelable, ce qui impose plusieurs nouveaux
défis. En raison des fluctuations de la production du parc renouvelable, la demande
résiduelle a satisfaire avec les centrales de production controlable — la firm capa-
city — est de plus en plus volatile. Une exploitation maximale de la production
renouvelable supplémentaire implique la possibilité d’augmenter et de restreindre
trés rapidement la production des centrales thermiques. De ce fait, Pexploitation
du parc thermique suivra de plus en plus les conditions météorologiques.

Lexercice de modélisation repose sur les productions historiques d’énergie
éolienne et solaire en Belgique. Nous disposons ainsi de cing années de produc-
tion éolienne et de quatre années de production solaire. Pour ces années, nous
connaissons la production par la capacité éolienne et solaire pour chaque quart
d’heure, ce qui donne une bonne idée de la variabilité de la production. Nous uti-
lisons cette variété de conditions météorologiques possibles pour rendre notre
modele aussi réaliste que possible. La Figure 2.8 montre a quel point les années
différent en matiére de production éolienne et solaire. Les facteurs de charge de
chaque année sont indiqués entre parenthéses. Cela donne le rapport entre la pro-
duction effective et la production atteinte si les installations produisaient de I’élec-
tricité a puissance maximale 24 heures sur 24 pendant toute ’année, c’est-a-dire
la part de la production maximale théorique qui est réellement produite. Dans
notre ensemble de données, 2015 est donc I’année la plus venteuse, 2016 Pannée
la plus ensoleillée.
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Figure 2.8 : Diagramme des charges classées des différentes années éoliennes et
solaires de I'ensemble des données utilisé, standardisé pour une capacité de 1000 MW
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Interprétation: 1 000 MW de panneaux solaires produisent moins de 400 MW
pendant 90% du temps.

Indisponibilités fortuites

Dans la pratique, les centrales électriques ne sont pas disponibles a 100% du
temps pour le réseau. Il y a par exemple les travaux d’entretien ou les avaries tech-
niques qui empéchent temporairement la capacité de production d’étre dispo-
nible. Ce sont les forced outages ou indisponibilités fortuites. Ces derniéres années
ont été caractérisées par un trés grand nombre d’indisponibilités pour le parc
nucléaire, ce qui a fait remarquer aux plus critiques de I’énergie nucléaire que la
production d’énergie éolienne ou solaire n’était pas la seule a étre trés variable.
Dans Pexercice de modélisation, nous ne nous basons cependant pas sur une
indisponibilité aussi variable des centrales nucléaires, et appliquons une hypo-
these plutdt conventionnelle concernant la fréquence des indisponibilités forcées.

Dans le modele de dispatching, la capacité disponible du parc de production
technique est réduite a des instants arbitraires a la suite de mises hors service
imprévues. Tant ’'ampleur que la durée des indisponibilités imprévues sont attri-
buées de maniére aléatoire sur la base de leur probabilité correspondante. Sur la
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base des données de disponibilité figurant dans la littérature, nous avons attribué
a chaque type de production un ratio distinct qui reflete le nombre moyen d’indis-
ponibilités imprévues. La Figure 2.9 représente visuellement la disponibilité du
parc nucléaire total pour une simulation sur une année. Sur Paxe de gauche, il est
possible de constater que la capacité de production disponible baisse de 20% a
plusieurs reprises (ex. arrét imprévu du réacteur nucléaire en raison d’une avarie
technique). D’axe de droite indique la durée de chaque interruption (en nombre de
quarts d’heure). Généralement, il s’agit d’interruptions qui ne durent pas plus
d’une journée (96 quarts d’heure), bien que cet exemple soit marqué de deux
interruptions d’environ quatre jours. Quand il simule une année donnée (ex.
2030), le modele calcule plus de 10 000 variations. Non seulement la demande,
les importations et la production VRES varient, mais aussi le profil des indisponi-
bilités fortuites. La Figure 2.9 est donc I’'une des possibilités utilisées en matiére
de timing et de gravité des interruptions.

Figure 2.9: Disponibilité du parc nucléaire dans une simulation annuelle arbitraire
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Modulation saisonniére de la baseload

En été, la demandé d’électricité est plus faible et la production d’électricité par
panneaux solaires est nettement plus élevée. De telles situations s’accompagnent
des lors d’excédents de production significatifs. La limitation stratégique de la
production baseload pendant I’été — par exemple en raison de I’exécution de tra-
vaux d’entretien sur les centrales nucléaires — est une solution envisageable afin de
limiter quelque peu les excédents de production. Pour la refléter dans le modele,
les productions des différentes technologies baseload (nucléaire, biomasse et
cogénération) font I’objet de corrections saisonniéres distinctes. Nous obtenons
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ainsi — en combinaison avec la modélisation de ’entretien et des indisponibilités
fortuites — des facteurs de charge réalistes pour chacune de ces technologies. Les
centrales biomasse et les installations de cogénération tournent a 100% [Phiver,
mais seront moins utilisées I’été ; on obtient dés lors un facteur de charge d’envi-
ron 72% sur base annuelle dans chaque scénario.

Pseudo-capacité

Intfroduction

Délectricité qui n’est pas consommeée ne doit pas étre produite. Idem pour I’élec-
tricité que nous importons des pays voisins ou pour I’électricité que nous pouvons
tirer de technologies de stockage lors des pics de consommation. Outre le parc de
production classique, chaque configuration tient compte de ces facteurs qui en soi
peuvent apporter une contribution importante a la sécurité d’approvisionnement.
La capacité de déplacer la demande, d’importer de P’électricité ou de la stocker ne
peut étre comparée directement au potentiel des capacités classiques de produc-
tion d’électricité. Nous qualifions Pimportation, le demand side management (DSM)
ou gestion de la demande et le stockage d’électricité en batteries de « pseudo-
capacité » parce qu’elle peut avoir un impact équivalent au capital productif dans
certaines circonstances. Pour cartographier I'impact de cette pseudo-capacité sur
le réseau électrique belge entre 2016 et 2030, nous faisons varier grandement leur
utilisation et leur diffusion en fonction du scénario choisi.

Dans le scénario de référence, nous faisons une estimation assez conserva-
trice, mais réaliste de I’intégration progressive des véhicules électriques, du DSM,
du stockage en batterie et d’une capacité d’interconnexion supplémentaire. Comme
le scénario de référence fait office de point d’étalonnage, on y fait abstraction des
évolutions disruptives. Ci-dessous, nous discutons des projections utilisées pour
la pseudo-capacité dans les différents scénarios.

Importation

Limportation d’électricité de I’étranger pourra jouer un role de plus en plus impor-
tant a ’avenir dans la réponse aux pics de consommation en Belgique. La capacité
d’importation simultanée maximale sur les liaisons (interconnexion) avec nos pays
voisins s’accroitra au cours des années a venir de 4 500 MW a 6 500 MW en 2021.2

2 Elia. (2015). Plan de développement fédéral du réseau de transport. Tiré de : http:// www.
elia.be/~/media/files/Elia/Grid-data/grid-development/Plan-de-Developpementfederal-du-

reseau-de-transport_2015-2025.pdf.
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Cette augmentation est la conséquence d’une série de nouveaux projets d’investis-
sement, dont BRABO (interconnexion avec les Pays-Bas), Alegro (interconnexion
avec I’Allemagne) et NEMO (interconnexion avec le Royaume-Uni). On peut éga-
lement s’attendre a ce que la capacité d’interconnexion augmente encore sous ’ef-
fet d’investissements supplémentaires au cours de la décennie suivante. Dans ce
domaine, la situation géographique de la Belgique joue un role crucial, puisqu’elle
nous permet, en tant que pays de transit, d’assurer de plus en plus la circulation
d’électricité depuis et vers tous nos pays voisins. Tous les scénarios prévoient une
capacité d’interconnexion nominale de 9 000 MW en 2030. La capacité d’impor-
tation disponible réelle peut cependant étre nettement inférieure. Ainsi la capacité
d’interconnexion entre la Belgique et la France peut-elle, a des moments critiques,
étre utilisée exclusivement pour exporter de I’électricité des Pays-Bas vers la France.
DLexistence de la capacité d’interconnexion n’implique pas que la Belgique puisse
toujours importer pour sa consommation intérieure. La Figure 2.10 présente I’évo-
lution de la capacité d’importation moyenne par an dans les différents scénarios.
La capacité d’importation nominale est, comme on I’a dit, identique dans chaque
scénario.

Figure 2.10 : Evolution de la capacité d’'importation nominale et moyenne
dans les différents scénarios
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Dans cette étude, nous optons pour une augmentation plutot conservatrice de la
capacité d’importation moyenne au cours de la décennie a venir malgré la forte
hausse de la capacité d’interconnexion nominale. Bien que la capacité d’importa-
tion moyenne puisse s’établir en théorie a 6 000 MW, voire plus en 2030, cela
impliquerait une rupture de tendance radicale dans la stratégie belge en matiére

43

N

EXPLICATION D’EXERCICE
DE MODELISATION ET
DES HYPOTHESES




de sécurité énergétique. On créerait en effet une forte dépendance a I’électricité
importée de I’étranger, ce qui exige un soutien politique explicite. Aucun de nos
pays voisins ne veut « externaliser » la sécurité énergétique nationale, et les gou-
vernements belges n’ont jamais exprimé cette intention non plus. C’est pourquoi
nous limitons ’augmentation des importations moyennes entre 2 700 a 3 500 MW
en 2030, selon le scénario.

La modélisation des importations futures réelles n’est pas simple, puisque les
fluctuations a court terme des importations sont largement imprévisibles. Cela
provient du fait que les importations d’électricité sont tributaires dans la pratique
des conditions météorologiques et de marché en vigueur dans les différents pays
voisins. Ainsi les conditions météorologiques dans les pays voisins sont-elles
importantes a la fois pour déterminer la demande dans les pays voisins et pour la
possibilité d’exporter les excédents RES. Les rapports de compétitivité entre les
actifs belges et étrangers participent également a déterminer le trafic sur les lignes
internationales. Ainsi importation d’énergie nucléaire francaise en Belgique
pourrait-elle par exemple provoquer I’arrét des centrales au gaz. D’autre part, les
nouvelles centrales au gaz tres efficaces qui devront étre construites en Belgique a
P’avenir pourraient étre nettement plus compétitives que les centrales au gaz plus
anciennes et moins efficaces utilisées a ’étranger.

Outre les conditions de marché dans les pays voisins, 'importation est égale-
ment déterminée par la disponibilité de la capacité d’interconnexion. Quand les
conditions de marché a un moment donné imposent a la Belgique d’importer une
quantité déterminée d’électricité et qu’une capacité de production a I’étranger est
disponible pour y satisfaire (par exemple aux Pays-Bas), il se peut toujours que
cette transaction ne puisse avoir lieu parce que la capacité d’interconnexion a déja
été réservée par d’autres parties. Dans la pratique, le trafic sur les cables de
connexion internationaux est régi par le flow-based market coupling (FBMC), un
systéme complexe de dispositions techniques entre les gestionnaires de réseau en
Belgique et dans les pays voisins. Actuellement, ce systéeme n’est utilisé qu’en
Europe centrale et occidentale (ECO), mais a long terme, Pambition est que le
marché de I’électricité puisse étre parfaitement organisé avec un minimum de
congestion dans I’ensemble de I’'Union européenne. Lobjectif du FBMC est d’ex-
ploiter de maniére optimale les liaisons internationales pour soutenir a terme un
marché unique de Iélectricité en Europe.

En raison de la complexité du mécanisme FBMC, il est difficile de prévoir la
capacité d’interconnexion disponible d’un moment a I’autre. Nous pouvons
cependant réaliser une estimation des limites inférieure et supérieure entre les-
quelles les importations fluctueront au cours d’une année donnée et de la vitesse
a laquelle les importations peuvent baisser ou augmenter d’un moment a I’autre.
Vu que les importations sont imprévisibles, mais qu’on peut supposer qu’elles
fluctueront dans des limites données, nous avons opté dans notre exercice de
modélisation pour un algorithme Ornstein-Uhlenbeck qui génére des profils d’im-
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portation pour les années a venir. Cet algorithme stochastique génére des nombres
aléatoires qui fluctuent dans des limites imposées de maniére exogene et convergent
vers une valeur moyenne qui est également fixée de maniére exogeéne. Dans la
Figure 2.11, nous illustrons un profil d’importation généré pour un an.

Figure 2.11: Exemple de profil d'importation généré de maniére aléatoire
pour une simulation sur un an
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A Taide de cette méthodologie, nous pouvons obtenir d’innombrables profils
d’importation dans le cadre duquel nous introduisons cependant une correction
pour les moments de grande pénurie. Nous abaissons alors délibérément les
importations arbitraires produites par la méthode Ornstein-Uhlenbeck afin d’évi-
ter que le modele prévoie des importations trés élevées a des moments ou c’est tres
peu vraisemblable dans la pratique. Si la Belgique est confrontée a une pénurie, il
est en effet trés probable que ce soit également le cas de nos voisins. La raison en
est que les conditions météorologiques — pensez par exemple a une vague de froid
d’une semaine en janvier — sont généralement similaires en Belgique et chez ses
voisins. Sur la base des profils d’importation historiques, une estimation a été
faite de la capacité d’importation garantie et de la probabilité correspondante a
des moments de pénurie sur le marché.

Pour ce qui concerne les importations minimums garanties a des moments de
pic de consommation, il faut remarquer qu’un accord a récemment été conclu a
ce propos entre les gestionnaires du réseau belge et de nos voisins immédiats. Le
résultat de cet accord est ’adequacy patch, qui devrait en théorie garantir une
quantité donnée d’importation pendant les moments de pénurie. Dans la mesure
ou il n’est pas certain que 'adequacy patch puisse étre respecté de la pratique,
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nous n’en tenons pas compte dans notre exercice de modélisation. Dans nos scé-
narios, il est donc possible que la Belgique ne puisse (presque) pas importer a des
moments de demande de pointe qui se caractérisent précisément par d’importants
besoins d’importation. De plus, sur la base des projets implicites de phase-out de
la capacité nucléaire et du charbon au Royaume-Uni, aux Pays-Bas et en Alle-
magne, on peut s’attendre a ce que la possibilité d’importer de I’électricité de ces
pays a des moments de pic de demande soit souvent assez limitée en 2030. La fer-
meture des anciennes centrales dans les pays voisins va également éroder peu a
peu la marge de réserves — la différence entre la demande de pointe et la capacité
de production contrdlable maximale — dans ces pays. En ne tenant pas compte
d’une capacité d’importation minimale toujours garantie, notre exercice de modé-
lisation recherche une sécurité énergétique plutét nationale dans le cadre de
laquelle les importations variables d’électricité constituent un facteur exogene.

Demande flexible/contrélable (DSM)

Une deuxiéme source de capacité qui ne va cesser de gagner en importance a
I’avenir est la demande flexible contrélable d’électricité, également appelée capa-
cité Demand Side Management ou DSM. Bien qu’il existe en principe un potentiel
théorique de déplacement de la demande en fonction des paramétres du réseau, ce
potentiel n’est exploité actuellement que de maniére limitée en Belgique. Les rai-
sons sont diverses. En premier lieu, le développement de capacités DSM n’est pas
évident en soi. La capacité DSM doit étre identifiée et accessible, et il faut y asso-
cier une valeur financiére suffisante pour déclencher un changement de compor-
tement chez le fournisseur potentiel de capacité. La deuxiéme raison est le déve-
loppement et ’harmonisation des logiciels et du matériel « intelligents » nécessaires
a une expansion significative du DSM. Troisiémement, le cadre réglementaire et le
modele de marché utilisé sont également cruciaux pour le DSM. Pour ces raisons,
nous restons plutdt conservateurs pour ce qui concerne Pestimation de la future
capacité DSM, du moins dans le scénario de référence.

La capacité DSM n’est pas seulement difficile a développer, elle est aussi fon-
damentalement limitée a plusieurs domaines une fois qu’elle a été développée. En
premier lieu, c’est une capacité généralement asymétrique, en ce sens qu’elle ne
permet pas d’augmenter ou de réduire la demande d’électricité dans une méme
mesure. Pour ce qui concerne le DSM au niveau résidentiel, on peut affirmer que
la capacité potentielle d’accroitre la consommation a des moments stratégiques
est beaucoup plus grande que la capacité de la réduire significativement a des
moments stratégiques. Cette asymétrie est cependant inversée pour la DSM au
niveau industriel: les applications industrielles sont plutdot appropriées pour
réduire la demande et dans une moindre mesure pour ’augmenter.
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Une deuxiéme limitation importante de la capacité DSM tient a la durée pen-
dant laquelle une augmentation ou une baisse donnée de la demande peut étre
maintenue et la fréquence a laquelle ce processus peut étre répété a court terme.

Les deux « faiblesses » de la DSM — asymétrie et limitation dans le temps — se
retrouvent également dans le projet LINEAR?, dont il est ressorti que les appareils
ménagers intelligents pouvaient principalement accroitre leur consommation — par
exemple pour absorber les excédents d’énergie renouvelable —, mais présentaient
un potentiel beaucoup plus limité en matiére de réduction de la consommation.
On a estimé dans ce projet que la capacité DSM au niveau résidentiel en Belgique
permettait une réduction maximale de la consommation de 300 MW, mais unique-
ment le week-end et seulement pendant une durée de 15 minutes. Il est donc pos-
sible d’affirmer que la capacité DSM a I’aide d’appareils «intelligents » sera diffi-
cile a exploiter au niveau résidentiel dans la pratique et présente donc un potentiel
assez limité en termes de marge de réserve stratégique au niveau du réseau.

Pour estimer la capacité DSM disponible en 2030, il semble logique de partir
de la capacité disponible actuellement. Dans le récent rapport publié par Elia sur
la sécurité d’approvisionnement belge, on se base sur une capacité DSM de 826
MW en 2016.4 C’est addition des capacités contractuelle et non contractuelle.
La capacité non contractuelle correspond a une réduction de la demande déclen-
chée par le prix du marché méme et qui intervient sur une base volontaire (ex. sur
la base d’un SMS du gestionnaire de réseau).

Dans le scénario de référence, nous partons du principe que la capacité DSM
de réduction de la consommation continue a augmenter lentement, jusqu’a dou-
bler environ a 1600 MW en 2030. Nous proposons également que celle-ci reste
disponible pour maximum cing heures. Ce chiffre est comparable aux estimations
faites pour le Royaume-Uni et ’Allemagne pour la méme année (et adaptée a la
population belge). Dans le scénario de référence, nous restons donc trés prudents
pour ce qui concerne la future capacité DSM, en ce sens que nous n’attendons pas
de grande percée technologique ou réglementaire qui déclencherait une nette aug-
mentation de cette capacité. Certes, il n’est pas impensable que le développement
rapide de logiciels et de matériel intelligents permette une augmentation nette-
ment plus rapide de la capacité DSM dans un avenir proche. Mais nous réservons
cette hypothése techno-optimiste pour les scénarios alternatif et radical, qui pré-
voient une demande beaucoup plus flexible et controlable qu’aujourd’hui en
2030. La limitation dans le temps reste valable dans ces scénarios. Le DSM ne
peut étre fourni que pendant quelques heures, et n’est donc pas I’équivalent d’une
firm capacity qui, si nécessaire, pourrait continuer a produire sans interruption.

3 Voir http://www.linear-smartgrid.be.
Elia. (2015). Sécurité d’approvisionnement pour la Belgique. Besoin de réserve straté-
gique pour I'hiver 2016-17. Tiré de : http://www.elia.be/~/media/files/Elia/Products-and-
services/151202_ELIA_adequacy-report-FR.pdf.
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Dans le scénario de référence, il n’est pas possible de provoquer une augmen-
tation de la demande de maniére contrdlée — par exemple en cas de grande sur-
production d’énergie renouvelable. Une hausse de demande controlable est cepen-
dant possible dans les scénarios alternatif et radical. Ils prévoient une demande
qui peut étre contrdlée a la fois a la hausse et a la baisse en 2030, avec, dans le
scénario radical, un maximum de 2500 MW dans les deux directions.

Les volumes (en MWh) qui sont supprimés ou ajoutés par une demande
flexible sont toujours compensés a un moment ultérieur dans les simulations de
modeles. Si la demande est réduite de 1000 MW pendant une heure lors d’un pic
de soirée, on créera 1000 MWh de demande complémentaire lors de la période
suivante sans pénurie pour compenser. On fait ’inverse pour la flexibilité a la
hausse. Paugmentation temporaire de la demande pendant un moment de sur-
production d’énergie renouvelable est contrebalancée par une réduction de la
demande du méme volume plus tard.

Véhicules électriques (VEs)

S’il est acquis que la voiture électrique aura sa place, personne ne peut prévoir le
poids des VE ou BEV (baitery electric vehicles) en 2030. Puisque la batterie d’une
voiture entierement électrique (BEV) peut étre affectée au stockage d’électricité
dans une perspective systémique — donc indépendamment de la demande de mobi-
lité par le propriétaire —, nous avons tenté, en fonction de nos exercices de modé-
lisation, de cartographier le potentiel des véhicules électriques jusqu’en 2030 sur
la base des rapports, des bases de données et de la littérature académique actuels.
Si le parc de voitures augmente de 1,25% par an, un taux de pénétration conser-
vateur des VE peut mener a un parc de 500 000 VE dans le scénario de référence
d’ici 2030. Ce scénario n’est bien entendu que la représentation d’un avenir incer-
tain puisque le potentiel commercial des VE dépend de nombreux facteurs. Ainsi
loffre de modeles disponibles, le rayon d’action et surtout la disponibilité d’une
infrastructure de rechargement public joueront-ils un role important dans la diffu-
sion de voitures électriques. En outre, des mesures politiques sous la forme d’inci-
dents fiscaux pourront accélérer considérablement le déploiement a grande échelle
des voitures électriques, comme cela a déja été démontré en Norvege. Selon de nom-
breux observateurs, la décennie des VE commencera assurément a partir de 2022.
Les voitures étant a ’arrét pendant plus de 90% de leur durée de vie, un parc
de voitures électriques pourra apporter une contribution importante a la flexibi-
lité du systeme énergétique. En théorie, les voitures électriques peuvent étre char-
gées a l’aide d’un logiciel intelligent aux moments de creux avec des prix de ’élec-
tricité bas et fournir de I’électricité (se décharger) pendant les moments de
demande de pointe avec des prix élevés. Une surproduction d’électricité renouve-
lable pourra ainsi étre chargée dans les batteries automobiles, ce qui permettra
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d’éviter des alternatives moins intéressantes comme un curiailment ou une limita-
tion de la production renouvelable.

Plusieurs hypothéses ont été faites pour estimer le potentiel des applications
«wvehicle to grid » (V2G). A I'aide de données du SPF Mobilité et Transport®, nous
avons calculé la distance moyenne que parcourt une voiture chaque jour. En mul-
tipliant ce nombre (41,9 km/jour) par la consommation moyenne actuelle d’une
voiture entierement électrique (0.2 kWh/km?®), on obtient la capacité de batterie
qui doit étre réservée pour pouvoir parcourir la distance quotidienne moyenne.
Compte tenu d’une efficacité de la batterie de 90% et d’une marge de réserve de
75%, il en résulte une moyenne de 16,3 kWh qui doit toujours étre conservée
dans la batterie lorsqu’une voiture électrique fournit des services au réseau. La
marge de réserve est nécessaire pour garantir qu’il soit possible — si nécessaire — de
parcourir une distance supérieure a la moyenne a n’importe quel moment, la
connexion au réseau étant interrompue par |'utilisateur.

Il s’agit ensuite d’estimer la capacité de batteries moyenne de Pensemble de la
flotte VE. Afin de la calculer, nous avons établi une projection de la capacité de
batterie moyenne des nouvelles voitures vendues jusqu’en 2030. Si nous estimons
que le parc de voitures électriques avait une capacité de batterie moyenne de 20
kWh en 2014 et que cette capacité moyenne continue va augmenter chaque année,
nous pouvons estimer la capacité de batterie moyenne de I’ensemble de la flotte
de VE. Ce calcul donne lieu a une capacité de batterie moyenne de 47 kWh en
2030, dont 30 kWh pourraient étre utilisés a des fins de V2G.

Un élément essentiel a I’activation de services V2G est la connexion des voi-
tures électriques a un «réseau intelligent » a I’aide de «logiciels intelligents ».
Nous présupposons dans le scénario de référence que 38% des VE seront connec-
tés en continu a un réseau intelligent en 2030, ce qui donne lieu a une capacité
de batterie agrégée de plus de 5 000 MWh potentiellement disponible pour sou-
tenir le réseau. Etant donné une puissance moyenne maximale de 6 kW’ par VE
pour les services V2G, la capacité agrégée peut au moins fournir des services de
support pendant quelques heures a une puissance maximale de plus de 1000
MWh dans le scénario de référence. Dans le scénario alternatif et le scénario
radical, nous nous basons sur un nombre nettement plus élevé de VE — 930 000
dans le scénario alternatif et 2 millions dans le scénario radical (voir Figure 2.12)
— dont une part plus importante est connectée a un réseau intelligent (voir
Tableau 1.1). Nous obtenons ainsi une augmentation tant de la puissance maxi-

5 En moyenne 15 284 km en 2013. Tiré de : https:/mobilit.belgium.be/fr/mobilite/mobilite_
en_chiffres.

6  Une consultation de plusieurs sources académiques a révélé a une consommation moyenne
des voitures électriques qui fluctue entre 15 et 23 kWh/100 km.

7 Nissan LEAF project. Tiré de: https://www.enel.com/en/media/press/d201605-nissan-
and-enel-launch-ground breaking-vehicle-to-grid-project-in-the-uk.html.
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male que peut livrer la flotte totale de VE au réseau que de la durée pendant
laquelle cette puissance peut étre délivrée.

Figure 2.12: Evolution du nombre de voitures électriques
dans les différents scénarios
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Outre un potentiel V2G significatif, les VE induisent également une demande com-
plémentaire d’électricité. Dans un scénario de référence prévoyant 517 000 VE, la
demande d’électricité additionnelle s’éleve a environ 1,58 TWh pour pouvoir
satisfaire aux besoins de mobilité. Pour remettre ce chiffre en perspective, préci-
sons qu’il ne représente que 1,8% de la demande totale d’électricité en Belgique
en 2013 (87 TWh). D’autres enquétes confirment que le surcroit annuel de
demande d’électricité imputable aux VE est assez marginal 2 moyen terme. La
demande de pointe, en revanche, peut avoir un impact important en cas de sys-
teme de rechargement non intelligent. Il en a été tenu compte dans ce modéle en
adaptant le profil de demande utilisée au comportement de rechargement de ’en-
semble de la flotte de VE. La partie de la flotte de VE qui 7’est pas raccordée a un
réseau intelligent provoque potentiellement une augmentation de la demande de
pointe, ce qui n’est pas le cas des VE raccordés a un réseau intelligent.

Batteries stationnaires

Outre les batteries installées dans les VE, I’essor de systémes de batteries station-
naires est également un facteur a prendre en compte dans les scénarios a I’horizon
2030. Dans notre analyse, nous établissons une distinction entre d’une part le
stockage décentralisé a petite échelle comme des systémes de batterie locaux de
quelques kilowatts dans les PME et chez les ménages, et d’autre part le stockage
centralisé a grande échelle comme un grand parc de batteries ou une centrale
hydraulique a accumulation par pompage entre les mains d’une grande entreprise
énergétique. Les installations de stockage de taille moyenne comme celles qui
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pourraient étre utilisées dans le cadre d’un micro-réseau ont été classées dans
cette catégorie dans notre exercice de calcul.

Les unités de stockage peuvent étre déployées largement. Tout d’abord, elles
permettent d’exploiter les variations de prix. Délectricité peut étre achetée lorsque
les prix de P’électricité sont bas (par exemple lors des périodes de faible demande
d’électricité et de forte production d’énergie renouvelable) et vendue lorsque des
prix plus élevés sont constatés. Deuxiémement, les unités de stockage peuvent étre
utilisées pour éviter des investissements dans des capacités de production spéci-
fique comme des centrales pour demande de pointe. Le stockage d’électricité peut
également contribuer de différentes maniéres a préserver I’équilibre du réseau. On
peut par exemple imaginer I’installation de batteries a des endroits stratégiques
du réseau pour éviter toute congestion, ce qui permettra de réaliser des économies
en matiére d’extension du réseau. Enfin, les batteries peuvent étre utilisées pour
compenser les volumes de déséquilibre ou fournir des services de black-start.

Actuellement, I’attrait financier des systémes de stockage en batteries est
cependant limité par les incertitudes relatives aux modeles de marchés et aux
structures de tarification a venir. Aujourd’hui, la Belgique applique un net-mete-
ring avec des compteurs tournant a ’envers, raison pour laquelle I’électricité
injectée sur le réseau est indemnisée au méme prix que ’électricité prélevée du
réseau. Des prosommateurs peuvent donc injecter a leur guise leur électricité
excédentaire sur le réseau, qui fait ainsi office de systeme de batteries illimité. De
tels mécanismes de tarification ne fournissent pas suffisamment d’incitants finan-
ciers a I’association de panneaux solaires a un systéme de stockage afin d’aug-
menter ’autoconsommation. En outre, I’investissement constitue toujours un
frein a un déploiement rapide de systéemes de batteries. De maniére générale, on
s’attend cependant a ce que les batteries stationnaires gagnent en intérét au cours
de la décennie a venir. La vitesse de leur pénétration du marché dépendra naturel-
lement de P’évolution des prix des batteries et des modeles de marché et autres
structures tarifaires appliqués. Pour I’instant, il est impossible d’établir dans
quelle mesure les unités de stockage en batteries pénétreront dans le paysage éner-
gétique belge entre 2016 2030. I n’est guére question de grands projets pilotes en
Belgique. En Allemagne en revanche, d’importants projets d’investissement sont
déja a Pétude dans le sillage de mesures de soutien et d’une évolution favorable du
cadre réglementaire. On travaille déja a de grands projets de batteries aux Etats-
Unis aussi. En Californie, une batterie d’une puissance de 100 MW délivrés pen-
dant quatre heures est disponible.® De telles évolutions peuvent dans une certaine
mesure servir d’approximation pour évaluer la situation future en Belgique.

8  Voir https://www.scientificamerican.com/article/world-s-largest-storage-battery-will-power-
los-angeles/.
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La Figure 2.13 montre évolution de la capacité totale des batteries station-
naires (centralisées et décentralisées) jusqu’en 2030 dans les différents scénarios.
Dans le scénario de référence, le role du stockage en batteries reste assez limité
jusqu’en 2030. Pour ce qui concerne le stockage décentralisé, nous tablons sur
une présence modeste des systémes de batteries locaux chez les « early adopters ».
Il s’agit d’un nombre limité de ménages et d’entreprises qui sont disposés a payer
un surcolt en échange des applications possibles d’un systeme de stockage local
— par exemple le Tesla Powerwall — comme "augmentation de ’autoconsomma-
tion de la production photovoltaique locale. Pour le stockage centralisé, nous
tablons de maniére similaire sur un nombre limité de projets pilotes mis en ceuvre
par des entreprises énergétiques. Ainsi une entreprise énergétique novatrice peut-
elle par exemple investir dans un parc de batteries de quelques MW pour tester la
déployabilité de tels systemes dans la pratique. Les hypothéses plutot optimistes
sur la capacité disponible des batteries stationnaires ont été réservées au scénario
alternatif et au scénario radical. Par rapport a une capacité de batteries station-
naires de 420 MWh dans le scénario de référence, nous travaillons en 2030 avec
une capacité de 2 220 MWh dans le scénario alternatif et méme avec une capacité
de batteries de 6 180 MWh dans le scénario radical.

Par ailleurs, il faut également remarquer que la puissance installée du systeme
d’accumulation par pompage dans le scénario alternatif et le scénario radical aug-
mente de 600 MW en 2025. Les développements de systémes d’accumulation qui
facilitent le stockage saisonnier (comme le power-to-gas) ne sont pas pris en
compte dans cette étude.

Figure 2.13: Evolution des capacités de batteries stationnaires
dans tous les scénarios (en MW et en MWh)
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Méthodologie et modéles

Un systeme de dispatching probabiliste a été développé pour quantifier le besoin
de transposer une production réglable dans les hypothéses précitées dans la vision
du parc de production future. D’un point de vue économique, un modele de dis-
patching ou d’allocation déterminera la production ou le développement optimal
des centrales électriques afin de pouvoir suivre a tout moment la demande d’élec-
tricité dans un contexte techno-économique spécifique (avec du capital tributaire
des conditions climatiques, des importations, du DSM, etc.). Le modéle utilisé
simule sur base quart-horaire la maniére dont la demande est satisfaite a Paide de
toutes les technologies (de production) disponibles. La combinaison de diverses
séries temporelles (demande, production éolienne, production solaire) et des sous-
tractions arbitraires de certaines variables d’intrants (indisponibilités imprévues
dans le parc de production thermique, indisponibilité de capacité d’importation)
permettent de générer différentes situations annuelles, comme présenté schémati-
quement a la Figure 2.14. On simule ainsi plus de 1 000 circonstances différentes
par année modélisée. Ensuite, le parc de production visé est évalué quant a la
sécurité d’approvisionnement. Si toutes les situations annuelles générées satisfont
en moyenne aux critéres Loss of Load Expectation ou LOLE, le systéme est consi-
déré comme sir en termes de sécurité énergétique (voir aussi 2.5.1). Si le critére
LOLE n’est pas respecté, de nouvelles itérations sont simulées avec une capacité
de back-up plus élevée (c’est-a-dire avec plus de capacité CCGT et/ou OCGT). Ce
processus itératif est répété jusqu’a ce qu’on établisse la quantité minimale de
back-up pour laquelle le systéeme garantit une sécurité énergétique. Cette méthode
est représentée schématiquement a la Figure 2.15. Outre la sécurité énergétique,
le systeme électrique modélisé est également évalué en termes d’émissions de CO,
et de cout total de production, y compris les frais de réseau supplémentaire. Plu-
sieurs scénarios plausibles ont été développés et analysés dans le détail. En outre,
plusieurs sensibilités ont été ajoutées au cadre d’analyse. Par ailleurs, il faut sou-
ligner que cet exercice de modélisation a pour but d’estimer I’impact de certains
développements. En d’autres termes, ce modeéle ne recherche pas la situation opti-
male ou par exemple "option la moins chére, au contraire de certaines autres
études. En choisissant volontairement de ne pas nous concentrer exclusivement
sur ’optimisation d’une variable donnée, nous permettons une évaluation plus
large des différents choix politiques.
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Figure 2.14: Présentation schématique de la création des
futures situations annuelles
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Figure 2.15: Présentation schématique du processus
itératif permettant d’évaluer un parc de production future
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Apres les caractéristiques des capacités disponibles pour chaque scénario, il est
essentiel d’établir objectif des exercices de modélisation. Un premier objectif
consiste a vérifier si une configuration donnée, avec un parc de production, une
capacité de batterie, un DSM et une capacité d’importation déterminés, peut
garantir la sécurité d’approvisionnement. Pour cela, nous utilisons le critére
conventionnel de la « Loss of Load Expectation » (LOLE). Ce nombre exprime le
nombre d’heures pendant lesquelles I’ensemble des actifs disponibles ne peut cou-
vrir la demande d’électricité («load »). Un systeme électrique fiable aura bien
entendu une LOLE la plus basse possible. Des coupures d’électricité fréquentes et
de longue durée ne s’inscrivent pas dans notre idée d’une économie moderne de
haute technologie. Il est usuel, dans les exercices théoriques comme celui-ci, de
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travailler avec un objectif de LOLE < 3h. Cet objectif est également utilisé par les
gestionnaires de réseau de transmission belges, francais et néerlandais. Aux Pays-
Bas, c’est <4h et en Irlande, <8h.

Un deuxiéme indicateur concerne la fiabilité du systéme de marge de réserve.
Dans le modele, I’évolution de la demande de pointe est comparée a la capacité
directement disponible et controlable. Cette «firm capacity »° tient cependant
compte de circonstances imprévues comme pour des avaries techniques et les tra-
vaux d’entretien qui peuvent influer sur la disponibilité. Ou, formulé autrement :
Pexistence de 5 000 MW de capacité de gaz n’implique pas qu’une capacité pro-
ductive de 5 000 MW puisse étre sollicitée chaque heure de Pannée.

Pour obtenir une sécurité énergétique, il faut qu’une capacité de production
déployable suffisante soit disponible en permanence pour pouvoir satisfaire a la
demande de pointe. Par conséquent, il faut une marge de réserve — soit un excé-
dent de capacité de production déployable directement pendant les moments de
pics de consommation. Dans un systéme électrique prévoyant le développement
et une nette augmentation d’une pseudo-capacité — capacité de batteries, DSM et
importation —, la marge de réserve classique en termes de capacité de production
est dépassée. La formule doit étre adaptée et nous utilisons dés lors la notion de
«pseudo-marge de réserve » pour intégrer explicitement ’augmentation impor-
tante de la pseudo-capacité dans analyse. Celle-ci est calculée comme suit :

Pseudo —marge de réserve = (firm capacity + pseudo — capacité) — demande de pointe

demande de pointe
Durabilité

Un deuxiéme objectif de notre exercice de modélisation est la quantification des
émissions de CO, qui accompagne les différents scénarios. La politique énergé-
tique et climatique doit avoir pour objectif un systeme électrique le plus durable
possible. D’un point de vue écologique, nous voulons aujourd’hui surtout minimi-
ser les émissions de CO,. Nous n’affirmons pas pour autant que seul 'impact CO,
d’une technologie énergétique présente un intérét écologique. Mais la politique
climatique actuelle de I’'Union européenne fournit aujourd’hui un cadre contrai-
gnant dans lequel les technologies et les choix politiques doivent étre évalués. Les
dirigeants politiques belges n’ont pas d’autre choix que de réaliser les objectifs
nationaux en matiere d’émissions de CO, par une combinaison de mesures.

Il est possible d’établir une distinction entre les émissions de CO, directe pour
chaque technologie — les émissions end-of-pipe — et les émissions sur I’ensemble

9  Les systemes d’accumulation par pompage ne sont pas considérés comme « firm capa-
city », mais ont été inclus dans la pseudo-capacité.
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du cycle de vie d’une technologie. Cette derniére option part typiquement d’une
perspective LCA (analyse du cycle de vie). Les éoliennes n’émettent pas de CO,
quand elles produisent de I’électricité, mais les matériaux et processus utilisés
pendant I’installation et la production des piéces, des machines... émettent natu-
rellement du CO,. De ce fait, une éolienne ne provoque pas d’émissions directes
par MWh d’électricité produite, mais émet du CO, dans une perspective LCA
(voir Tableau 2.1).

Pour faire une estimation des émissions directes totales des unités de produc-
tion belge, il faut observer les émissions directes provenant des CCGT, des OCGT
et des centrales de cogénération. On peut estimer que des avancées technolo-
giques permettront d’accroitre encore I’efficacité de ces moyens de production
conventionnels au cours des années a venir. Par conséquent, les émissions des cen-
trales construites a partir de 2025 seront nettement plus faibles que celle des cen-
trales opérationnelles actuellement. Pour estimer aussi bien précisément les émis-
sions de CO, directes, on a tenu compte de I’age relatif et du taux d’efficacité
correspondant des moyens de production conventionnels. Ici, on suppose que lors
de chaque année modélisée, la capacité totale de CCGT et OCGT se composera
grosso modo d’un mix d’unités de production relativement dgées et neuves. Nous
n’avons pris pour hypothése que la capacité de production totale des CCGT et
OCGT sera entierement constituée d’actifs déja opérationnels aujourd’hui que
pour 2021. Pour la cogénération, on ne présuppose pas de constructions supplé-
mentaires et la capacité se composera donc entierement d’actifs relativement agés
jusqu’en 2030. Pour quantifier les émissions totales par type de production, les
volumes de production des simulations de dispatching sont multipliés par les
émissions moyennes de CO,, compte tenu de la composition de la capacité totale
en matiere d’efficacité. Nous tenons également compte du fait que les centrales les
plus dgées, présentant un colit marginal production plus élevé, seront les derniéres
centrales aux gaz a étre utilisées, et produiront donc beaucoup moins souvent que
les toutes nouvelles centrales en 2030.

Tableau 2.1: apergu de I'intensité CO, par technologie dans une perspective
End-of-pipe et LCA

;aen;;f::?g; iie CO, par C?t; E?‘Z;gwﬁq'fe CO, LCA (tonne/GWh)
Eolien 0 20
PV 0 100
Hydro (RoR) 0 30
Biomasse 0 100
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Cogénération 600 700

Nucléaire 0 50
CCGT
Pre-2025 500 600
2025 355
2030 350
OCGT
Pre-2025 1100 1200
2025 549
2030 535
Hydro (PHS) 0 30

Par ailleurs, notre analyse tient explicitement compte des émissions de CO, qui
accompagnent I'importation d’électricité. Si nous importons davantage d’électri-
cité, il faudra moins produire dans notre pays, raison pour laquelle les émissions
nationales de CO, pourront baisser. Dans une perspective écologique, c’est moins
pertinent parce que I’électricité importée provient peut-étre d’une vieille centrale
allemande au lignite dont les émissions de CO, par MWh sont tres élevées. En
important de Iélectricité, on ne fait souvent que déplacer les émissions de CO,
dans d’autres pays. Dans notre exercice de modélisation, nous tenons deés lors
compte des émissions de CO, qui accompagnent la production d’électricité a
I’étranger nécessaire pour suivre la demande d’électricité en Belgique. Pour cela,
c’est surtout I'intensité CO, moyenne de la production d’électricité chez nos voi-
sins qui est importante, ainsi que leur part relative dans les importations totales.
Tant dans le scénario de référence que dans tous les autres scénarios, nous présup-
posons pour la simplicité que toute I’électricité importée entre aujourd’hui et
2030 provient dans une méme proportion d’Allemagne (25%), des Pays-Bas
(25%), du Royaume-Uni (25%) et de France (25%). En raison des parcs de pro-
duction tres différents chez nos voisins, on note d’importants écarts dans I’inten-
sit¢ CO, de chaque MWh ou GWh importé. Celle-ci est plus faible en France en
raison du parc nucléaire considérable (74 tonnes de CO, par GWh) et presque six
fois aussi élevées aux Pays-Bas, en Allemagne et au Royaume-Uni. Naturellement,
la production d’électricité chez nos voisins évoluera d’ici 2030. Ainsi, ’Allemagne
veut non seulement fermer ses centrales nucléaires a faible intensité carbone, mais
aussi une part considérable de ses centrales au charbon et au lignite d’ici 2030.
Les Pays-Bas et surtout le Royaume-Uni prévoient aussi la fermeture de trés nom-
breuses centrales au charbon au cours de la décennie a venir. En France, la part
des centrales nucléaires devrait baisser d’ici 2030, ce qui pourrait entrainer une
augmentation des émissions de CO, par MWh produit. En raison du Brexit, il est
en outre impossible de dire si le Royaume-Uni poursuivra effectivement la ferme-
ture des anciennes centrales au charbon. Ces fermetures sont en effet avant tout
la conséquence de la législation européenne en matiére de grandes centrales élec-
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triques. Pour résumer, il est tres difficile de prévoir I’évolution de 'intensité CO,
de Iélectricité chez nos voisins. Par conséquent, nous présupposons que cette
intensité CO, reste constante jusqu’en 2030.

Colts

Outre la durabilité et la sécurité énergétique, le prix de revient total de ’approvi-
sionnement énergétique constitue le troisieme pilier important du trilemme éner-
gétique. C’est dés lors le troisieme objectif de I’analyse de notre exercice de modé-
lisation. Les choix de la politique en matiére de mix énergétique ont une grande
influence sur le prix de la sécurité énergétique. Il est donc utile de comparer le
cout total de chaque scénario. Pour estimer le cotlit du systeme électrique, il faut
chiffrer de maniére transparente le cotit de production total actuel, y compris les
couts de transport et de distribution répercutés sur la facture. Ils couvrent trois
éléments: les plant level costs (colt au niveau du site de production), balancing
costs (cout d’équilibrage) et grid costs (cott de réseau).

Pour estimer le plant level costs par technologie de production, nous faisons
appel a la méthodologie du «levelized cost of electricity » (LCOE). Le critére
LCOE chiffre le prix moyen a laquelle il faut vendre I’électricité produite pendant
la durée de vie d’une unité de production pour satisfaire au rendement sur inves-
tissement exigé. Formulé autrement, le LCOE représente le prix de revient moyen
de 1 MWh d’électricité produit par une technologie de production donnée.

La formule générale pour quantifier le LCOE d’une technologie de produc-
tion est la suivante:

CAP,, >“

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

[FLEOH,,J « (1 —(+ DR)W)}

DR

Le LCOE est ainsi déterminé par :
le cotit d’investissement au moment t, (INV )
la capacité installée globale au moment t;, (CAP ) et a I'instant t
les effets d’apprentissage o. = M}ITL)RI
le taux d’actualisation (DR)
la durée de vie de la technologie (t,)
le nombre d’heures de pleine charge au cours d’une année donnée (FLEOH , )
le cotit d’émission d’une technologie donnée (C ,)
les frais opérationnels et de maintenance (O&M, )
le cotit des matieres premieres (FS,)
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Le LCOE d’une technologie est de facto déterminé par quatre éléments: le colt
d’investissement (annualisé), le colt d’exploitation et de maintenance, le cotit de
matiéres premieres/carburant et le cott qui accompagne I’achat de droits d’émis-
sion. Le poids de chaque composant dans le LCOE différe selon la technologie.
Ainsi, les sources d’énergie renouvelable comme I’éolien et le solaire se caracté-
risent traditionnellement par une part relativement élevée des colits d’investisse-
ment alors que le LCOE des centrales biomasses se composent pour la plus grande
partie du cott de carburant. Tous ces composants sont exprimés en €/ MWh,
comme le LCOE.

Un simple coup d’ceil sur la formule générale du LCOE sulffit pour conclure
que I’évolution du coiit de production d’une technologie peut étre influencée par
de trés nombreux facteurs sous-jacents. Tout d’abord, des effets d’apprentissage
et d’échelle peuvent intervenir par le fait que le cott d’investissement de certaines
technologies peut diminuer significativement chaque année. Par conséquent, le
LCOE de la technologie correspondante diminuera ceteris paribus. Personne ne
peut prédire ces évolutions. Cependant, nous pouvons utiliser des hypothéses plu-
tot pessimistes a plutot optimistes en matiére de baisse des colts. Limportant est
ici qu’une petite variation, par exemple en matiére de courbes d’apprentissage,
peut avoir un impact important sur le LCOE a long terme. Les chiffres que nous
présenterons plus loin sont basés sur des hypothéses plutot conventionnelles pour
ce qui concerne les baisses des couts attendues. Les figures ci-dessous montrent
clairement que ces hypothéses conventionnelles ménent a une évolution des cotts
plutdt moyenne (qui se rapprochent souvent de I’évolution attendue sous des
hypotheéses plutdt pessimistes).

Un autre facteur qui a un effet sur le LCOE d’une technologie est le prix des
droits d’émission ou de la tonne de CO,. De cette étude, nous supposons qu’il
augmente d’environ 17% par an, ce qui méne a un prix de 45 €/tonne d’équiva-
lent CO, en 2030. Cette évolution est imposée de maniére exogene et dépend de
la politique climatique européenne. Pour la simplicité, nous supposons par ail-
leurs que les couts d’exploitation et de maintenance et des matiéres premiéres
restent constants dans le temps. Le facteur d’actualisation est également maintenu
constant et s’éleve a 5%.

La pénétration de grandes quantités de sources d’énergie renouvelable
variable dans notre systeme électrique a des implications sur le taux d’occupation
des moyens de production conventionnels. La production d’énergie renouvelable
bénéficie d’un acces prioritaire au réseau et est donc par définition toujours injec-
tée sur le réseau. De plus, le cott marginal des éoliennes et des panneaux solaires
est négligeable. Les centrales conventionnelles (au gaz) sont donc évincées du
marché et confrontées a une baisse du nombre d’heures de service. Cet effet est
décrit de la littérature comme I’effet de compression. Pour en tenir compte, le
calcul du LCOE des centrales au gaz s’effectue sur la base de leur facteur de
charge réel qui résulte de simulations de dispatching. Un facteur de charge réduit
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se traduit donc ceteris paribus par un LCOE élevé. Intuitivement, c’est logique : si
une centrale au gaz est peu utilisée sur sa durée de vie, le prix auquel I’électricité
devra étre vendue pour amortir I’investissement sera plus élevé, et inversement.

Pour quantifier le cott de production total de I’énergie éolienne et solaire pen-
dant une année donnée, on utilise un LCOE pondéré pour chaque technologie.
On s’attend de maniére générale a ce que le cott des éoliennes et des panneaux
solaires puisse encore baisser significativement au cours des années a venir, comme
indiqué dans les Figures 2.16,2.17 et 2.18. La capacité éolienne installée totale se
sera donc nettement étendue dans quelques années et se composera a ce moment
d’éoliennes de premiere génération — avec un LCOE assez élevé — et d’éoliennes de
deuxiéme, voire de troisiéme génération, dont le LCOE est nettement plus bas. Un
LCOE pondéré est donc représentatif du cott de production moyen des sources
d’énergie renouvelables variables dans un scénario donné.

Figure 2.16 : Evolution du LCOE du PV jusqu’en 2030 sous différentes hypothéses en
matiére de colits
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Remarque : ces chiffres concernent exclusivement le contexte belge auquel cette étude
s’applique. Le LCOE du PV peut étre nettement plus bas sous un climat plus ensoleillé,
puisqu’il est possible de produire beaucoup plus avec la méme capacité.
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Pour ce qui concerne le colit du parc nucléaire, il faut remarquer que le cott
actuel se compose principalement des colts opérationnels et du colit d’investisse-
ment qui accompagne la prolongation de la durée de vie de Tihange 1, Doel 1 et
Doel 2. Ce colit d’investissement est estimé a 10,1 €/MWh. Nous estimons qu’une
nouvelle prolongation de certaines centrales nucléaires aprés 2025 — comme cela
est présupposé dans le scénario nucléaire — s’accompagnera d’un coup d’investis-
sement d’environ 9.1 €/MWh. Le Tableau 2.2 donne un apercu des LCOE des
différents moyens de production dans les différents scénarios en 2030.

Figure 2.17 : Evolution du LCOE de I'éolien offshore jusqu’en 2030 sous différentes
hypothéses en matiére de colits
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Remarque : nous tablons sur le fait que les LCOE nettement plus bas qui ont été récem-
ment atteints lors d’appels d’offres a ’étranger constituent un phénomeéne temporaire,
imputable a des tendances passagéres comme les faibles prix de lacier et la surcapacité
dans le secteur pétrolier offshore en raison de la baisse du cours du pétrole. Nous pré-
voyons un retour a la trajectoire présentée dans cette figure une fois disparues ces condi-

tions de marché favorables.
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Figure 2.18 : Evolution du LCOE de I'éolien onshore jusqu’en 2030
sous différentes hypothéses en matiére de colits
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Tableau 2.2: Apergu du LCOE des moyens de production dans les différents

scénarios en 2030

LCOE sous hypothéses de colits

. REF 2030 NUC 2030 ALT 2030 RAD 2030
conventionnelles
€/MWh
PV (moyenne pondérée) 117.7 117.7 1121 108
Eolien onshore (moyenne pondérée) 55.6 55.6 54.1 53.2
Eolien offshore (moyenne pondérée) 114.7 114.7 113.3 112.2
Nucléaire (incl. cotit d investissement 0 3.4 0 0
de remise a neuf)
Hydro 110 110 110 110
Biomasse 115.7 115.7 115.7 115.7
Cogénération 88.2 88.2 88.2 88.2
CCGT (basé sur les facteurs
de charge des résultats du modéle) 118.3 128 125.9 131.6
OCGT (basé sur les facteurs 296.4 3127 308.4 223.4

de charge des résultats du modéle)
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Colit des importations

Outre les colits qui accompagnent la production nationale d’électricité, il faut
également faire une estimation du cofit de I’électricité importée. Pour la simplicité,
on supposera également que les importations futures vers la Belgique proviennent
de quatre pays — la France, les Pays-Bas, le Royaume-Uni et I’Allemagne — a part
égale de 25%. Comme approximation pour le prix de Pélectricité importée en
Belgique, on utilise les prévisions des prix de gros moyens dans les pays voisins
(voir plus loin).

Colt du stockage en batteries stationnaires

Il n’existe pas encore de consensus sur le critére le plus approprié pour évaluer le
cout du stockage en batteries. De cette étude, nous choisissons d’appliquer la
méthodologie du « levelized cost of storage » (LCOS) malgré les lacunes de ce cri-
tére. De maniére similaire a la méthode LCOE, le LCOS quantifie le cott de 1
MWh déchargé de la batterie. On fait ici abstraction du colit de rechargement de
la batterie. La méthodologie LCOS quantifie en d’autres termes le cotit du stoc-
kage proprement dit, compte tenu du prix de la batterie et de la quantité maxi-
male d’électricité qui peut étre accumulée sur la durée de vie de la batterie.

On chiffre séparément le colit pour lequel elles peuvent fournir leurs services
au réseau pour les deux classifications de batteries stationnaires (centralisées et
décentralisées) qui sont abordées dans cet exercice de modélisation. Il faut remar-
quer que dans le modele, des batteries ne peuvent étre déployées que pour ajouter
de la capacité de back-up flexible au systéme. En réalité et comme indiqué dans la
section1.3.5., les batteries peuvent également étre utilisées pour fournir toutes
sortes d’autres services au réseau. La valeur ajoutée des batteries et le rendement
sur investissement peuvent donc étre nettement plus élevés. Le tableau ci-dessous
donne un apergu des estimations de LCOS en 2030 pour des batteries station-
naires centralisées et décentralisées. Cette évolution du coft est identique dans
tous les scénarios.

Tableau 2.3: Apergu du LCOS des unités de stockage en batteries stationnaires
sur plusieurs années

LCOS [€/MWh] 2016 2025 2030
Batteries petite échelle 339 146 96
Batteries grande échelle 209 95 61
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Colit du V2G

Lestimation du cott de systémes V2G est un exercice complexe. Les batteries pré-
sentes dans les voitures électriques sont déja utilisées intensément pour satisfaire
aux besoins de mobilité quotidiens. S’il fallait en outre déployer fréquemment les
batteries de voitures électriques pour délivrer I’électricité stockée afin d’offrir des
services de réseau en support, le nombre de cycles de chargement pourrait aug-
menter rapidement. La durée de vie des batteries en serait fortement affectée.”
Selon plusieurs observateurs, les batteries qui équipent les voitures électriques ne
sont en outre pas appropriées pour de telles applications. La question fait encore
débat, mais on peut estimer que les propriétaires de VE voudront recevoir une
compensation généreuse en échange de I'usage supplémentaire de la batterie de
leur VE. De ce fait, on peut estimer que le cout qui accompagne le V2G peut étre
relativement élevé. Le tableau ci-dessous donne le cott du V2G en 205 et 2030,
qui fait 'objet d’une estimation trés élevée par prudence. Pour dissiper toute
ambiguité : nous ne calculons pas le cott d’utilisation totale des véhicules élec-
triques proprement dits, ni le cott total des batteries présentes dans ces véhicules
(indépendamment des autres composants du véhicule). Les hypothéses retenues
dans le Tableau 2.4 ne sont qu’une estimation du prix auquel les propriétaires de
véhicules électriques mettront la capacité de leur batterie a la disposition du
réseau, compte tenu de I'impact de cette mise a disposition sur la durée de vie de
la batterie. Ce cott spécifique est repris dans le cott total des scénarios utilisés. Le
prix d’achat des véhicules électriques par les particuliers et les entreprises n’est
pas repris dans les calculs de cotit. Cela signifie que si les dirigeants politiques
veulent répliquer les évolutions prévues par le scénario alternatif ou radical dans
leur choix politique par exemple, une politique spécifique sera nécessaire pour
accroitre rapidement la diffusion de la mobilité électrique. Si cette politique s’ac-
compagne de subsides, le colit de ces subsides constitue dans la pratique une
contribution aux résultats du systéme dans les deux scénarios, bien que nous n’en
tenions pas compte dans notre analyse des colts.

En 2030, ce cotit sera grosso modo deux fois plus élevé que le cott qui accom-
pagne les batteries stationnaires décentralisées. Tout comme dans le cas des batte-
ries stationnaires, le colit du V2G est supposé constant dans les différents scénarios.

10  Cela pourra sans doute étre évité en n’utilisant la batterie automobile que dans des limites
imposées en matiere de niveau de charge. Si la fourniture de services au réseau ne décharge
LR o : S o f
jamais la batterie sous les 20% et ne la charge jamais au-dessus de 80%, il y a de fortes
chances que 'impact sur la durée de vie sera beaucoup plus réduit qu’avec une batterie
constamment poussée a ses limites.
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Tableau 2.4 : Apergu du colit du V2G au cours de différentes années

Colit V2G c[€/MWAh] 2025 2030

Services V2G 314 206

Coiit du DSM

Enfin, la DSM est également une capacité ayant un impact sur le cott de produc-
tion direct total d’un systéeme électrique. Le colit des activations de DSM peut
varier fortement selon le colit d’opportunité spécifique du fournisseur de cette
flexibilité. Selon Agora Energiewende", le cott des activations DSM industrielles
s’établit en moyenne a environ 100-400 €/ MWh. Rooijers et al.”? appliquent une
plage un peu plus large et estiment le colit moyen a 70-400 €/MWh. Dans cette
analyse, la composante variable est estimée a 200 € /MWh, a laquelle nous ajou-
tons encore une composante fixe de 2,5 €/ MW par heure de disponibilité. Les
mémes hypothéses en matiére de colits sont utilisées dans chaque scénario.

Réseau

Outre les couts directs de production, il faut également prendre en compte les
couts additionnels liés au réseau. Une nette augmentation de la part des sources
d’énergie variable tributaire des conditions climatiques dans le systéme n’est pas
sans incidence sur le réseau. Le réseau électrique devra souvent étre renforcé a des
endroits ou se concentre une importante capacité photovoltaique. La connexion
de grands parcs éoliens (offshore) exige également des investissements importants
dans I’extension du réseau. De maniére générale, on peut estimer que le colt
réseau qui accompagnera I’intégration de technologies tributaires des conditions
climatiques sera nettement plus élevé que celui engendré par le raccordement
d’une centrale au gaz ou biomasse, par exemple. Ces derniéres peuvent en effet
étre placées a un endroit stratégiquement optimal ou le réseau est mieux déve-
loppé, et sa charge sur le réseau sera controlée et prévisible.

Dans cette étude, ces colits supplémentaires sont subdivisés en balancing costs
(cotts d’équilibrage) et grid costs (coiits réseau). Les facteurs qui exercent la plus
forte influence sur les grid costs sont la distance en kilométres qui sépare la nou-

11 Agora Energiewende. (2013). Load management as a way of covering peak demand in
Southern Germany. Tiré de: https://www.agora-energiewende.de/fileadmin/Projekte/2012/
Lastmanagement-als-Beitrag-zur-Versorgun gssicherheit/Agora_Study_Load_Management_
as_a_Way_of_Covering_Peak_Demand_in_Southern_Germany_Summary_of_Interme-
diate_Findings_web.pdf.

12 Rooijers, E, de Buck, A., Croezen, H. & Kampman, B. (2014). Match van vraag en aan-
bod — Denktank vernieuwwing energiemarkt bijlage 2. Delft, CE Delft.

65

D)

N

EXPLICATION D’EXERCICE
DE MODELISATION ET
DES HYPOTHESES

[0


shamels
Notitie
Bij "Coût V2G" staat er een "c" die weg mag.

shamels
Notitie
Moet deze tussen titel niet "Coût du réseau" zijn?


velle unité de production variable et I’infrastructure réseau existante, et la capa-
cité de transmission exigée. Bien que le calcul de ces cofits soit relativement simple
au niveau d’un projet, il manque actuellement des données suffisamment précises
au niveau systémique pour la Belgique. Nous avons procédé a une estimation
pour la Belgique a partir de sources scientifiques qui estiment les cofits de réseau
pour I’Allemagne et le Royaume-Uni. Les colits de réseau dépendent du degré de
pénétration de I’énergie solaire et éolienne. De ce fait, ils sont différents dans le
scénario de référence, le scénario alternatif et le scénario radical. La figure ci-des-
sous illustre un exercice d’estimation pragmatique qui a été exécuté pour détermi-
ner les colits — dans cet exemple spécifique les grid costs additionnels liés a Paug-
mentation de la production éolienne — pour les différents scénarios. On trouve
diverses estimations des cotts additionnels — tant pour les grid costs que pour les
balancing costs (exprimés en €/ MWh) — en cas de pénétration croissante de I’éner-
gie éolienne et solaire dans la littérature internationale. Sur la base de ces points
de données, on a ensuite déduit le lien entre les variables, y compris une limite
supérieure et inférieure (voir courbe Figure 2.19). Le point d’intersection entre le
taux de pénétration de I’énergie éolienne/solaire dans un scénario donné et les
courbes dérivées constitue les grid/balancing costs additionnels correspondants
par MWh de production des éoliennes et des panneaux solaires.

Figure 2.19: « Grid costs » additionnels selon le taux de pénétration
de I'éolien dans le scénario de référence (REF), le scénario alternatif (ALT)
et le scénario radical (RAD) en 2030
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A OECD/NEA (2012) Hotlinnen et al. (2011); Ueckerdt et al. (2013)
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Agora (2015) Electrabel (2015)
A ECN (2014)
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Colt de production direct

Pour calculer le cott de production direct total par an, les volumes de production
obtenus dans la simulation par dispatching pour chaque technologie sont multi-
pliés par leur cout LCOE par MWh. Dans la pratique, quelques centrales élec-
triques ont déja été amorties, et le calcul du cotit LCOE all-in méne a une suresti-
mation du coit de production réel. Comme nous ne disposons pas des tableaux
d’amortissement de tous les actifs du systéme électrique belge, nous optons quand
méme pour le coit LCOE pour tous les actifs, les centrales nucléaires étant la
seule exception. Pour les centrales nucléaires amorties, nous soustrayons le colt
d’investissement du LCOE et nous ajoutons le cotit déja mentionné de la prolon-
gation de la durée de vie — refurbishment cost ou cott de remis a neuf. Nous n’ap-
pliquons pas cette correction aux centrales de cogénération et aux centrales au
gaz amorties a défaut de posséder les données.

Les balancing costs et grid costs des sources d’énergie renouvelables sont éga-
lement multipliés par le volume de production correspondant des éoliennes et des
panneaux solaires. Nous obtenons ainsi les colits supplémentaires consécutifs aux
choix technologiques opérés dans les différents scénarios. Ces cofits supplémen-
taires ne sont qu’une fraction des cofits de réseau existants que nous ne reprenons
pas par ailleurs dans notre analyse. Nous supposons en effet que le réseau existant
continuera a exister pendant notre période d’analyse. Si certains composants de
ce réseau existant doivent étre remplacés a la fin de leur durée d’utilisation, nous
ne reprenons pas le colit de ces nouveaux investissements parce qu’ils ne sont pas
la conséquence de choix technologiques, comme le scénario alternatif.

Si nous additionnons tous les colits de production directs aux colts indirects
additionnels, nous obtenons le colit de production total, y compris les cofits de
réseau supplémentaires pour le systéme électrique. Pour chaque composant, nous
effectuons une estimation des cofts selon des hypothéses optimistes, convention-
nelles et pessimistes. Il en résulte une fourchette d’estimation des colits pour les
différents scénarios, méme si nous concentrerons principalement sur les résultats
en matiére de cotts sous hypothéses conventionnelles.

Les cotits qui accompagnent d’éventuels mécanismes de subsides ne sont pas
repris dans le modele des cotits, puisque I’utilisation des valeurs LCOE présup-
pose que tous les actifs du systeme générent suffisamment de revenus pour couvrir
leurs cofits et réaliser un rendement visé. Que les revenus proviennent dans la pra-
tique de la vente d’électricité complétée ou non de subsides n’est pas traité provi-
soirement de notre modéle. Les revenus de marché ordinaires et des subsides ne
sont en effet que des méthodes de financement des actifs, alors que nous nous
concentrons sur le colt inhérent aux actifs proprement dits. Dans la discussion
des résultats et a titre de complément a ’analyse des cotts, nous ferons cependant
une estimation grossiére des évolutions possibles des flux de subsides nécessaires
a I’avenir. Nous travaillerons alors avec des hypothéses optimistes, convention-
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nelles et pessimistes concernant les prix de marché futurs qui détermineront les
subsides nécessaires pour pouvoir couvrir le cotit (LCOE) des différentes techno-
logies.

Exemple de simulation

Le modele de dispatching recherche une utilisation optimale des actifs afin de
pouvoir suivre la demande sous des conditions spécifiques. Chaque quart d’heure
de la journée se caractérise par une production différente d’éoliennes et des pan-
neaux solaires. Tant la demande que la température varient fortement au cours
d’une seule journée et un probléme inattendu peut survenir a tout moment, par
exemple dans une centrale au gaz. Certaines centrales ne produisent pas en raison
de travaux de maintenance. De méme, ’importation d’électricité peut étre sujette
a des événements a Pétranger. Ainsi les problémes survenus dans les centrales
nucléaires francaises fin 2016 ont-ils eu un impact tant sur les prix d’électricité
que sur notre capacité a importer de I’électricité. A titre d’illustration des événe-
ments et circonstances qui doivent étre gérés chaque jour, nous montrons dans la
Figure 2.25 la distribution ou allocation des actifs pendant une semaine de janvier
2030.

Figure 2.20: Exemple visuel d’une simulation de dispatching durant une semaine
d’hiver en 2030 dans le scénario de référence
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La Figure 2.20 présente visuellement la maniere dont la demande est satisfaite —
compte tenu de certaines circonstances — a ’aide des différentes technologies. La
courbe noire reflete I’évolution de la demande d’électricité, qui fluctue ici entre
9000 et 14.500 MW. L’été, la consommation n’atteint jamais des valeurs élevées ;
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la Belgique reste un pays caractérisé par un pic de demande I’hiver. La nuit, la
demande retombe toujours a son plus bas niveau hivernal, raison pour laquelle les
sept jours de la semaine sont aisés a distinguer. Les jours de week-end sont égale-
ment identifiables en raison d’un niveau de demande généralement plus faible. Les
surfaces colorées marquent les volumes de production des différentes technolo-
gies de production, des importations et des unités de stockage. Tout en bas, nous
trouvons la production baseload des centrales biomasse, de cogénération et de
I’hydraulique des riviéres. Dans le scénario de référence, les centrales nucléaires
qui produisent actuellement une grande partie de la production baseload ont en
effet disparu. Les moyens de production précités produisent sans cesse a un niveau
plus ou moins constant en raison d’aspects technologiques ou d’incitants finan-
ciers. Au point A, nous voyons que la production de biomasse est réduite pendant
environ une journée a la suite d’une indisponibilité fortuite. Comme indiqué pré-
cédemment, chaque simulation prévoit un nombre arbitraire d’indisponibilités
imprévues afin d’approcher autant que possible la réalité.

En plus de la baseload, on peut observer la production tributaire des condi-
tions climatiques des éoliennes (surfaces bleues) et des panneaux solaires (voir
surfaces jaune clair). Cette production est variable, comme les conditions météo-
rologiques. La production de panneaux solaires est assez limitée puisque cet
exemple de simulation correspond a une semaine d’hiver. Remarquez également
que tant la production baseload que la production variable des sources d’énergie
renouvelable sont indépendantes de la demande.

Au-dessus de la production baseload et de la production renouvelable, on
trouve les volumes d’importations. Les importations disponibles fluctuent con-
stamment et peuvent fortement diminuer a des moments de pénurie, comme on
peut le déduire des volumes d’importation projetés pendant le pic du soir du jour
2. Outre la baseload, la production renouvelable intermittente et les importations,
la demande est encore satisfaite par la production de centrales CCGT flexibles,
indiquées en bleu dans la figure ci-dessus. Pendant I’hiver, les CCGT tournent
naturellement a plein régime pour pouvoir répondre a des besoins élevés. Par ail-
leurs, on peut également constater dans la Figure 2.20 que les centrales de pom-
page (voir point B), le stockage en batteries (voir point C) et les centrales pour pic
de consommation (voir couleur jaune) doivent étre activés — sauf le week-end et
pendant les heures creuses la nuit — pour éviter les déficits sur le réseau. Au
contraire des centrales de pic de consommation, la capacité de pompage et de
stockage en batteries ne peut étre exploitée que jusqu’a ce qu’elle ait délivré au
réseau la totalité de Pélectricité chargée. Ensuite, ces unités de stockage doivent
étre rechargées, ce qui crée un surcroit de demande d’électricité. Dans une pers-
pective systémique agrégée, ces besoins additionnels doivent étre satisfaits avec
une production CCGT supplémentaire comme indiqué au point G. Dans cet
exemple, les unités de pic de consommation ou OCGT ne sont activées qu’apres
que tous les moyens de stockage ont été utilisés. Enfin, la derniére échappatoire
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consiste a abaisser la demande afin d’éviter un déficit dans ’approvisionnement
en énergie, comme illustré au point D. Si ces services DSM n’avaient pas été mis a
disposition, le déficit aurait pu étre substantiel. Les applications DSM qui
réduisent la demande sont cependant limitées en termes de puissance (MW) et
dans le temps. De plus, la baisse de la demande doit étre compensée par une aug-
mentation de la demande a un moment ultérieur. Cela est représenté dans la figure
au point E Ici aussi, la demande complémentaire dans une perspective agrégée est
satisfaite par la production CCGT.

Tous les moyens de production qui sont a la disposition du réseau électrique
belge peuvent cependant étre insuffisants a certains moments. Une combinaison
d’indisponibilités imprévues, de faible production éolienne, de faibles importa-
tions disponibles, d’unités de stockage épuisées et d’un potentiel DSM limité peut
mener un déficit si la demande est élevée, comme le montre le point E. A de tels
moments, la sécurité d’approvisionnement est en péril et le modele chiffre le
nombre d’heures ou la consommation ne peut étre couverte (c’est-a-dire des
heures LOLE). Il quantifie également la quantité d’énergie qui n’a pas pu étre
livrée pendant les heures LOLE, soit I’Energy Not Served. Remarquez que le
modele recherche la firm capacity pour satisfaire aux critéeres LOLE exigés dans
toutes les simulations.
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Introduction

Un modele de dispatching probabiliste étendu a été utilisé pour simuler plusieurs
situations futures. Le résultat de ces simulations se compose d’une estimation du
cout total de production (y compris les investissements supplémentaires dans le
réseau), des émissions de CO, et de la capacité de centrales au gaz nécessaire pour
garantir la sécurité d’approvisionnement. Dans le paragraphe suivant, les résul-
tats de la modélisation dans les différents scénarios sont analysés dans les détails.
Récapitulons d’abord les hypothéses de base de chaque scénario:

Référence (REF): hypothéses conventionnelles concernant les différentes
variables d’intrants comme une augmentation limitée de la demande. La
part de I’énergie éolienne et solaire continue a s’accroitre au rythme actuel
et on investit dans des centrales biomasse supplémentaires. La capacité
DSM double d’ici 2030 et un demi-million de voitures électriques sont rac-
cordés de maniére limitée au réseau.

Nucléaire (NUC): mémes hypothéses conventionnelles que dans le scéna-
rio REEF, si ce n’est le report de la sortie du nucléaire. Environ 4000 MW de
capacité nucléaire restent présents dans le systéeme jusqu’en 2030.
Alternatif (ALT): une variante plus écologique du scénario de référence.
Une croissance plus rapide de I’énergie renouvelable combinée a 1 million
de voitures électriques, dont un plus grand pourcentage avec possibilité de
connexion intelligente. [’augmentation des importations est également plus
soutenue et la capacité de stockage des centrales hydrauliques est encore
étendue. La demande totale d’électricité et la demande de pointe sont en
hausse.

Radical (RAD): le scénario le plus écologique. Non seulement ’augmenta-
tion de I’énergie éolienne et solaire est encore plus marquée et le nombre de
voitures électriques pouvant étre connectées de maniére intelligente au
réseau est encore plus élevé, mais la demande connait une évolution trés
différente par rapport aux scénarios REF et ALT. Dans ’hypothése d’une
nette amélioration de Iefficacité énergétique, celle-ci baisse pour étre infé-
rieure de 12% a son niveau actuel en 2030. La capacité d’accumulation des
centrales hydrauliques est également accrue. On ne construit cependant
pas de centrales biomasse supplémentaires.

Pour brosser un tableau aussi complet transparent que possible, nous avons mené
plusieurs analyses de sensibilité en modifiant certaines hypothéses dans chaque
scénario et en en quantifiant ’'impact. Par exemple, nous avons également simulé
des variantes avec une demande constante ou en baisse pour le scénario REF ainsi
que des variantes avec une demande constante et en hausse pour le scénario RAD.
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Certaines de ces variations ou exercices de sensibilité sont reprises dans la discus-

sion des résultats.

Le tableau ci-dessous illustre les résultats par scénario. Le modele calcule les
besoins de firm capacity (CCGT + OCGT), les émissions de CO, et le coiit total de
production. Le point d’interrogation du Tableau 1.1 est cette fois remplacé par des
capacités chiffrées. Chaque scénario offre une sécurité énergétique en ce sens que la
combinaison de la production nationale et des importations permet de suivre la
demande. La garantie de cette sécurité énergétique demande des investissements diffé-
rents en centrales au gaz pour chaque scénario, et méne a des écarts significatifs en
matiere de cofit total de production et d’émissions de CO, provenant de la production

d’électricité. Nous discuterons des principales différences plus loin dans cette partie.

Tableau 3.1: Apergu des résultats de modélisation dans les différents scénarios

2016 REF NUC ALT RAD
2030 2030 2030 2030
Demande 1
Demande de pointe 13750 14750 14750 5000 11433 MW
Demande totale  86.0 91.1 91.1 92.4 76.3 TWh
Puissance controlable
Nucléaire 5 927 0 3913 0 0 MW
CCGT 3042 5000 2 600 3800 2 000 MW
OCGT 778 2750 2500 2 600 1200 MW
Biomasse 1258 2463 1213 2463 1213 MW
Cogénération 1938 1318 1318 1318 1318 MW
Hydro RoR 114 114 114 114 114 MW
Puissance controlable totale 13 057 11645 11658 10295 5845 MW
Marge de réserve  -5% 21% 21% -31% -49% Y%
Puissance variable renouvelable (VRES)
Phom""lg‘ﬁue 3200 5326 5326 7326 13431 MW
Toral VRES 2429 6225 6225 8225 11345 MW
5629 11551 11551 15 551 24 776 MW
Pseudo-capacité
Importation maximale 4 500 9 000 9 000 9 000 9 000 MW
Capacité d’importation moyenne 1100 2 700 2700 3500 3500 MW
Hydro PS (puissance) 1308 1308 1308 1908 1908 MW
Hydro PS (durée) 5 5 5 5 5 h
Batterie petite échelle (puissance) 0 50 50 350 550 MW
Batterie petite échelle (durée) 0 3 3 3 N h
Batterie grande échelle (puissance) 0 90 920 390 490 MW
Batterie grande échelle (durée) 0 3 3 3 7 h
Nombre de VE 4368 517603 517603 929 923 2000 357 #
% raccordement intelligent 0% 38% 38% 49% 65% %
VE (puissance) 0 1048 1048 2 448 7 048 MW
VE (durée) 0.0 5.6 5.6 6 7 h
Demande flexible/DSM (puissance) 826 1600 1600 2 000 2 500 MW
Demande flexible/DSM (durée) 5 N 5 8 8 h
Stockage total batterie (puissance) 0 1188 1188 3188 8 088 MW
Pseudo-capacité totale 3234 6796 6796 10596 15996 MW
Pseudo-marge de réserve  18% 25% 25% 39% 91% Y%
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Sécurité énergétique

LOLE 0.7 2.8 2.6 2.7 2.9 h
Surplus moyen 912 692 1130 2129 4427 MW
Surplus total 2088 55 1113 1445 13672 GWh
Coiit
Colit économique  4.70 9.10 6.90 9.40 9.50 mia EUR
Cout économique  54.9  100.10  76.10 102.10 125.0 €/MWh
Durabilité
; Emissions CO, belges  9.30 13.81 8.08 9.47 7.22  Mio. tonnes
Emissions CO, importées  2.64 7.76 5.85 7.49 4.57  Mio. tonnes

Emissions CO, totales 11.94  21.57 13.93 16.96 11.79  Mio. tonnes

La production d’électricité par les capacités disponibles du Tableau 3.1 est résu-
mée dans la Figure 3.1 pour Pannée 2030. On remarquera que la forte augmen-
tation de la capacité renouvelable variable dans le scénario alternatif et surtout
dans le scénario radical méne a une augmentation moins que proportionnelle de
la production d’électricité. C’est logique puisque ces capacités, en raison de leur
dépendance aux conditions climatiques, n’atteignent qu’une fraction de leur pro-
duction maximale théorique. Dans chaque scénario, nous avons dés lors indiqué
la demande totale sur base annuelle a I’aide d’une barre horizontale noire. Remar-
quez ici que le scénario radical se caractérise par une surproduction significative
d’électricité (voir plus loin).

Figure 3.1: Apergu de la production d’électricité modélisée en 2016 et
dans tous les scénarios de base en 2030
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Analyse des centrales au gaz

Dans la plupart des scénarios, la sortie du nucléaire qui entraine la disparition
d’une part trés importante de capacité de production pauvre en carbone crée un
besoin significatif d’investissements dans de nouvelles centrales au gaz. Jusqu’en
2030, la sécurité énergétique ne pourra étre garantie sans centrale au gaz. La
quantité de centrales au gaz nécessaires est en partie déterminée par I’évolution de
la demande d’électricité. La construction éventuelle de centrales biomasse supplé-
mentaires joue un role important, alors que la quantité d’énergie renouvelable
supplémentaire, de DSM ou d’importation d’électricité est moins déterminante
pour les besoins de centrales au gaz. Une partie des centrales aux gaz qui sont
nécessaires en 2025 risquent de ne plus ’étre en 2030. Bien que les centrales au
gaz soient essentielles comme back-up flexible dans un avenir caractérisé par un
recours accru aux énergies renouvelables, le nombre d’heures de service sera (trés)
limité. Cela signifie d’une part que Pintroduction d’un mécanisme de capacité sera
difficile a éviter et d’autre part que les besoins de centrales OCGT seront plus
grands que les besoins de centrales CCGT.

Pour pouvoir garantir la sécurité énergétique apres la sortie du nucléaire, des
investissements dans une capacité thermique controlable seront indispensables.
En fonction de I’évolution de la demande, nous aurons besoin, en 2025, de 4000
a 5000 MW de capacité CCGT et de 1900 a 2650 MW de capacité OCGT dans
le scénario REF (voir Tableau 3.3, qui présente quelques sensibilités par rapport
au Tableau 3.2) et ce, malgré les 1250 MW de capacités de biomasse supplémen-
taires que prévoit ce scénario. Le Tableau 3.3 montre que la quantité totale de
centrales au gaz nécessaire diminue a nouveau aprés 2025 dans plusieurs scéna-
rios. A demande constante, le scénario REF prévoit une baisse de 450 MW, qui
atteint méme 950 MW en cas de recul de la demande. Cette problématique est
particulierement prégnante dans le scénario RAD, ou les besoins de centrale au
gaz diminuent de 2650 MW en 2030 par rapport a 2025, juste apres la sortie du
nucléaire en 2025. Cette production n’est pas suffisamment attrayante pour inci-
ter aux investissements dans de nouvelles centrales au gaz. Méme en cas de hausse
de la demande, nous observons une baisse des besoins centrale au gaz de 30%
dans le scénario RAD. Certaines centrales au gaz qui seront nécessaires en 2025
risquent donc d’étre reléguées au rang de « stranded assets » quelques années plus
tard. Il est dés lors risqué et peu attrayant pour I'investisseur privé d’investir dans
une nouvelle centrale au gaz sans aides publiques.
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Tableau 3.2: Apergu de I'évolution de la capacité CCGT, OCGT et
total gaz dans les différents scénarios

Année Scénario CCGT (MW) OCGT (MW) Total Gaz (MW)
2016 Situation initiale 3042 778 3 820
2021 Dans tous les scénarios 3000 286 3286
2025 REF 5000 2650 7 650
REF demande constante 4 800 2 350 7150
REF demande décroissante 4000 1900 5900
NUC 2 500 2 500 5000
ALT 4000 3100 7 100
RAD 3 800 2050 5850
RAD demande constante 3 800 3550 7 350
RAD demande décroissante 5000 2550 7550
2030 REF 5000 2750 7750
REF demande constante 5000 1700 6 700
REF demande décroissante 3300 1650 4950
REF LOLE 10 4750 2 500 7250
NUC 2 600 2 500 5100
ALT 3800 2 600 6 400
RAD 2 000 1200 3200
RAD demande constante 3400 1200 4 600
RAD demande constante 4050 1300 5350
RAD LOLE 10 2 100 600 2 700

Si nous comparons les différents scénarios en nous concentrant sur 2030, nous
remarquons de grandes différences en termes de quantité de centrales au gaz.
Ainsi faut-il par exemple 7 650 MW (5 000 MW CCGT + 2 650 MW OCGT)
dans le scénario REF, mais seulement 3 200 MW (2 000 MW CCGT + 1 200 MW
OCGT) dans le scénario RAD. Plusieurs facteurs expliquent ces écarts significa-
tifs. Danalyse de sensibilité révele qu’environ 50% de cette différence est impu-
table a la baisse de la demande d’électricité dans le scénario RAD. Bien entendu,
la construction de centrales biomasse supplémentaires joue également un role. Si
on ne construit finalement pas de centrale biomasse supplémentaire dans le scéna-
rio REF, les besoins de centrales au gaz augmentent d’une quantité a peu prés
équivalente. La différence résiduelle en termes de besoins de centrales au gaz entre
les scénarios REF et RAD est le résultat d’écarts en termes de capacité d’importa-
tion moyenne, de DSM, de capacité de stockage, de capacité éolienne et de capa-
cité photovoltaique moyennes. Si nos dirigeants politiques veulent éviter des
investissements cotteux dans des centrales au gaz neuves qui seront relativement
peu utilisées, il est essentiel qu’ils investissent dans une baisse de la demande.
Enfin, on peut remarquer qu’un critere LOLE moins strict (LOLE 10 au lieu de 3)
ne réduit les besoins de capacité de gaz que de 500 MW dans les scénarios REF et
RAD.
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Outre les exigences de capacité (quantité de MW), le modeéle utilisé quantifie
également ’exploitation de la puissance réglable (nombre d’heures de service). Le
nombre d’heures de service des centrales au gaz est trés problématique avant la
sortie du nucléaire en raison de la grande capacité de charge de base déja présente
dans le systeme. En fonction de la demande, le facteur de charge des CCGT dans
le scénario REF fluctue en moyenne a 5 a 10% en 2021. Dans le scénario RAD, la
situation est encore plus défavorable (facteur de charge moyen de 2%) en raison
de la baisse de la demande et de la forte expansion de la production renouvelable.

Tableau 3.3: Evolution du facteur de charge moyen des CCGT et OCGT
dans les différents scénarios

Année Scénario FC moyen Variation FC moyen Variation
CCGT FC CCGT OCGT FC OCGT
2016 REF  11% 2% = 25% 0.4% NA
2021 REF  10% 2%-23% 0.8% NA
REF baisse de la demande 5% 1%-13% 0.2% NA
NUC 10% 2%-23% 0.8% NA
ALT 9% 1%-20% 0.7% NA
RAD 2% 1%-6% 0.1% NA
2025 REF  55% 20%-87% 3.6% 1%-6%
REF baisse de la demande  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 baisse de la demande 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%

Apreés la sortie du nucléaire, le contexte est nettement plus favorable pour le parc
CCGT dans le scénario REF avec un facteur de charge moyen compris entre 39%
et 51% en 2030, a nouveau fonction de la demande. Dans le scénario ALT, le fac-
teur de charge moyen des CCGT ne dépasse pas 31% en 2030, malgré une légere
hausse de la demande par rapport au scénario REE. Cet effet sur le facteur de
charge est entiérement imputable a ’augmentation de la production renouvelable
variable dans le scénario ALT. D’une part, la production renouvelable précede les
CCGT dans la « hiérarchie ». Une plus grande production RES variable a donc un
effet direct sur le nombre d’heures de service des CCGT. D’autre part, il y a aussi
un effet indirect: si une partie de la demande est déplacée stratégiquement a des
moments de trés forte production d’énergie renouvelable (DSM croissant), une
pression baissiére s’exerce sur les heures de service des CCGT. Cet effet est pris en
compte dans les simulations de modéle et peut également avoir lieu de la pratique
a ’aide d’un réseau intelligent accouplé a des appareils électroménagers intelli-
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gents, ainsi qu’au moyen d’une consommation énergétique industrielle capable de
mieux répondre a la (sur-)production renouvelable. Enfin, le scénario NUC a éga-
lement des conséquences importantes sur ’exploitation des centrales au gaz. Si
une partie du parc nucléaire reste opérationnel jusqu’en 2030, la production base-
load nucléaire relativement bon marché limite le facteur de charge des CCGT
pour 29% en 2030. Il faut cependant remarquer que tous ces facteurs de charge
sont des moyennes. Dans la pratique, il existe également une « hiérarchie » entre
les différentes centrales au gaz. Les centrales au gaz les plus modernes présentent
une plus grande efficacité et peuvent donc produire a un coit marginal plus faible
que les centrales anciennes. Cela crée une variation significative des facteurs de
charge entre les différentes centrales au gaz. Dans le scénario REF, le facteur de
charge des CCGT est par exemple compris entre 18% et 83% en 2030. Certaines
centrales au gaz — dans la pratique, ce seront les centrales au gaz les plus récentes
—tourneront donc presque en continu, alors que d’autres centrales ne seront que
rarement activées.

La baisse constante du nombre d’heures de service de centrale au gaz dans la
période postérieure a la sortie du nucléaire crée un paradoxe en matiére d’inves-
tissement. D’une part, une pénétration élevée de sources d’énergies renouvelables
intermittentes est indissociablement liée a un besoin croissant de backup flexible,
mais d’autre part, ce backup ne sera trés probablement pas rentable. Les revenus
de marché ordinaire des futures centrales au gaz seront trop bas et trop imprévi-
sibles pour déclencher des investissements, raison pour laquelle des revenus com-
plémentaires seront nécessaires. Un nouveau mécanisme de capacité qui garantit
des revenus sur la base de la disponibilité (et non de la production) peut apporter
une solution. Un capacity remuneration mechanism ou CRM sera en outre parti-
culierement important dans "optique de la possibilité, discutée ci-dessus, de voir
les centrales au gaz construites en compensation de la sortie du nucléaire devenir
«superflues » quelques années plus tard a peine dans une perspective de la sécu-
rité énergétique nationale. Personne ne voudra investir dans ces centrales sans
revenu garanti. Des investissements dans les centrales au gaz les plus récentes
dans un futur proche pourraient cependant avoir un effet positif sur la position
concurrentielle du capital gaz belge dans le contexte européen. En combinaison
avec une extension significative de la capacité d’interconnexion, cela peut mener
a un nombre d’heures de service suffisant pour les centrales au gaz belge les plus
efficaces. Mais si nos voisins procédent a des investissements similaires, une situa-
tion hautement concurrentielle se créera au niveau européen qui pourrait forte-
ment réduire la rentabilité des investissements dans les nouvelles centrales au gaz.

Le nombre d’heures de service restreint des centrales au gaz modifie égale-
ment ’équilibre entre les CCGT et OCGT. Dans un contexte de moments de pro-
duction rares et plutot courts, il faut préférer les OCGT. Nous constatons dés lors
dans chaque scénario que ce sont surtout des centrales OCGT qui devront étre
construites au cours de la décennie a venir. Le scénario REF prévoit par exemple
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pour environ 2000 MW de centrales OCGT supplémentaires en 2030 par rapport
a la situation actuelle, ce qui correspond a une multiplication par quatre. Le
nombre de centrales CCGT n’augmente en revanche que de 64%. Dans le scéna-
rio RAD, il faudra méme moins de centrales CCGT en 2030 qu’aujourd’hui, alors
que nous aurons besoin d’environ 1 000 MW de centrales OCGT supplémentaires.

Capacité du réseau gazier belge

Tous les scénarios prévoient une augmentation significative de la produc-
tion électrique par les centrales au gaz apres la période de sorfie du
nucléaire. Une forte augmentation de la capacité gaz sera surtout néces-
saire en 2025. Cela exige dans la pratique un réseau robuste de pipelines et
d’infrastructure de stockage de gaz. Dans cette étude, nous n‘avons pas
vérifié concrétement si une éventuelle mise a niveau du réseau gazier belge
est nécessaire ou technologiquement faisable, ni son colt d'investissement
potentiel. Labsence d'infrastructure gaziere nécessaire en 2025 hypothéeque
naturellement le réle que pourront ou devront jouer les centrales au gaz
dans une perspective de sécurité énergétique.

Analyse du colit économique

La combinaison d’une sortie du nucléaire et d’une nouvelle augmentation des
actifs tributaires des conditions climatiques accroit fortement le cofit total de la
sécurité énergétique en 2030. D’une part, la production nucléaire relativement
peu coliteuse est remplacée par des technologies controlables plus chéres, comme
des centrales biomasse et des centrales au gaz. D’autre part, on constitue un
double systeme d’actifs réglables et d’actifs tributaires des conditions climatiques.
Les actifs réglables — qui font office de capacité de back-up essentielle — sont de
plus confrontés a une baisse constante de leur durée d’utilisation. De ce fait, le
prix moyen auquel I’électricité produite doit étre vendue pour amortir le colt
d’investissement sur la durée de vie de 'unité de production (a savoir le LCOE ou
levelized cost of electricity) augmente en raison d’un coit d’investissement par
MWh plus élevé. Etant donné ces effets combinés, le cotit de production de Iélec-
tricité évolue de 55 €/MWh en 2016 a 76 125 €/MWh en 2030, selon le scénario.

Le colit annuel total qui garantit la sécurité énergétique dans chaque scénario
est calculé comme étant la somme du cotit d’utilisation des actifs productifs natio-
naux — centrales au gaz, éoliennes, etc.— et des technologies de stockage et du colt
de I'importation de Pélectricité. Cette combinaison permet en effet de suivre la
demande a tout moment. Au cott plant-level des actifs productifs, nous ajoutons
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cependant les cotits additionnels de réseaux générés indirectement. Une forte aug-
mentation de la capacité tributaire des conditions climatiques exige en effet d’ap-
porter des adaptations au réseau qui seront répercutées sur le consommateur.
Outre le cotit annuel que nous chiffrons dans cette analyse, il faut tenir compte
des cofits actuels de transmission et de distribution. Le réseau d’aujourd’hui sera
encore opérationnel en 2030, et ces colts de réseau ne sont pas repris, comme
indiqué précédemment, dans notre analyse.

Pour 2016, nous obtenons un coit total de 4,7 mia. € ou 54,9 €/ MWh. Le
cott par MWh mesure uniquement le colt total moyen d’utilisation des actifs
précités et il ne faut donc pas le confondre avec le colit marginal des technologies
qui imposent les tarifs ou avec le coit total par MWh que nous retrouvons dans
la facturation retail. Le colt significativement plus élevé en 2030 s’explique par la
nette augmentation de la capacité totale. Dans les trois scénarios prévoyant une
sortie totale du nucléaire, le colit total augmente de 9,1 a 9,5 mia. € par an, ce qui
revient a une augmentation de 94% a 102%. La modification d’hypotheéses
importantes dans chaque scénario peut avoir un net impact sur le colit total. Dans
le scénario REF, si nous supposons que la demande n’augmente pas, mais diminue
— comme dans le scénario RAD —, le cot total baisse de 9,1 mia. € a 7,6 mia €
(ceteris paribus). Si nous reprenons dans le scénario REF les hypothéses de capa-
cité renouvelable tributaires des conditions climatiques du scénario RAD, le cotit
total en 2030 augmente de 9,1 mia. € a 10,9 mia. €.

Le scénario NUC, qui prévoit que 4 000 MW de capacité nucléaire restent en
service, se caractérise en revanche par une augmentation de seulement 47% par
rapport a 2016. Ce colit de revient plus bas est la conséquence d’investissements
plus faibles dans de nouveaux actifs. Avec le scénario NUC, le cott total en 2030
est inférieur de 24 % a celui prévu par le scénario REF, et nous tenons évidemment
compte ici du cott de la prolongation de la durée de vie des centrales nucléaires.
Ces conclusions sont le résultat de I’horizon temporel utilisé dans cette analyse.
Apreés le point final de notre analyse en 2030, il arrivera quoi qu’il en soit un
moment ou les centrales nucléaires restantes ne seront plus utilisées, et des inves-
tissements dans de nouveaux actifs seront nécessaires. Si les centrales résiduelles
sont fermées en 2035 ou en 2040, il est trés probable que des investissements dans
de nouvelles centrales au gaz seront nécessaires quoi qu’il en soit. Si nous avions
effectué une analyse qui court jusqu’en 2040 ou 2050 et non 2030, le scénario
nucléaire ne serait pas nécessairement le scénario le moins cher. Ainsi est-il par
exemple possible qu’apres 2030, le nombre d’entreprises technologiques qui pro-
posent des centrales au gaz diminue en raison de la contraction du marché. Il n’est
pas garanti qu’un investissement dans des centrales au gaz en 2035 sera moins
cher qu’un investissement dans de nouvelles capacités de gaz en 2025. En 2035 et
2040, les CCGT pourraient également étre utilisées de maniére flexible et avec
beaucoup moins d’heures de service qu’aujourd’hui ou en 20235, ce qui impliquera
des frais d’adaptation significatifs ou des subsides nécessaires beaucoup plus éle-
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vés. Tout ceci est difficile a estimer aujourd’hui, ce qui explique que la plupart des
analyses appliquent un horizon temporel assez court. Et si les centrales nucléaires
devaient rester opérationnelles beaucoup plus longtemps — par exemple
jusqu’apres 2050 —, il est impossible de déterminer dans quelle mesure la capacité
gaziére sera nécessaire en remplacement.

Par rapport aux autres scénarios, le scénario radical se caractérise par une
baisse de la demande, raison pour laquelle le cott de production en €/MWh y est
nettement plus élevé que dans les scénarios REF ou ALT (a savoir 125 €/ MWh
contre 100 €/MWh pour REF 2030). En outre, le scénario radical se fonde sur
une capacité renouvelable tributaire des conditions climatiques beaucoup plus
élevée, avec un colt d’investissement élevé par MWh. Le Tableau 3.4 offre un
apergu détaillé de tous les éléments compris dans ces colts. Cette analyse part des
LCOE propres a chaque technologie, compte tenu des colits d’investissement déja
amortis des centrales nucléaires. Dans le Tableau 3.4, on remarquera notamment
le colit élevé des centrales biomasse. Méme dans le scénario alternatif avec une
capacité trés importante d’éoliennes et de panneaux solaires, la facture de la bio-
masse est presque aussi salée que celle des parcs éoliens. Remarquons également
que la facture de la capacité gaziére cruciale et significative est plutot basse par
rapport a la facture des technologies tributaires des conditions climatiques. Dans
le scénario alternatif, le parc gazier cotte un peu plus cher que le parc solaire,
mais nettement moins que le parc éolien. Dans le scénario radical, le parc gazier
coute moins cher que le parc de cogénération et beaucoup moins cher que les
parcs solaire et éolien. La facture du parc gazier total représente 8,3% du cott de
production direct total dans le scénario radical. En 2030, le parc gazier ne colite
plus cher que le parc de production renouvelable tributaire des conditions clima-
tiques que dans le scénario de référence, soit environ 32% du colit de production
direct total. On remarque aussi que méme dans le scénario radical, le coit annuel
du stockage et du DSM reste relativement limité en 2030. Dans ce scénario, le
stockage et le DSM ensemble colitent moins cher que les centrales utilisées lors
des pics de demande. Ces chiffres suggerent déja que le stockage et le DSM ne
pourront avoir une importance décisive dans le fonctionnement du systeme élec-
trique en 2030. On remarque également les montants élevés des importations
d’électricité en 2030. Dans le scénario radical, les importations d’électricité nous
coutent plus cher que les centrales au gaz nationales, alors que dans le scénario
alternatif, le parc gazier n’est « qu’un peu » plus cher que les importations. Dans
ce dernier scénario, les importations colitent autant que le parc solaire belge.
Enfin, il faut remarquer que les colits de réseau et d’équilibrage supplémentaire ne
pesent lourdement que dans le scénario alternatif et surtout dans le scénario radi-
cal. Dans le scénario radical, les colits supplémentaires de réseau et d’équilibrage
induits par les panneaux solaires et les éoliennes sont plus élevés que le cott de la
totalité du parc gazier !
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Le Tableau 3.4 offre de nombreux éléments qui permettent de relativiser le
cout des centrales au gaz nécessaire. Nous ne suggérons pas pour autant que la
facture de ’éventuelle redevance de capacité pour les centrales au gaz serait négli-
geable. Nous remarquons cependant que la facture des importations ou la facture
des adaptations apportées au réseau afin de permettre une augmentation de la
production tributaire des conditions climatiques fait beaucoup moins débat.

Tableau 3.4: Apergu des différences en termes de co(it annuel de production,
y compris les détails sur les différents éléments

2016 REF NUC ALT RAD
2030 2030 2030 2030
Coiit total
Mia EUR 4.7 9.1 6.9 9.4 9.5
€/MWh 54.9 100.1 76.1 102.1 125
Coiits directs de production
en mio. EUR
Nucléaires 1117.7 0 963.5 0 0
Biomasse 959.0 1915.1 943.1 1915.1 943.1
Cogénération 795.8 781.8 781.8 781.8 781.8
Hydro 132.7 141.2 137.1 157.4 176.6
PV 373.5 567.6 567.6 1248.9 2205.9
Eolien 484.9 1403.3 1399.4 2154.2 2991.3
CCGT 405.4 2647.7 832.0 1319.9 565.1
OCGT 35.2 217 185.7 196.1 154.9
Stockage batteries (incl. V2G) 0 21.3 17.1 38.1 67.2
Importation 360.8 1254.7 946.4 1210.8 739.0
DSM 18.8 38.1 35.0 46.5 56.7
Total 4683.8 8987.8 6808.7 9068.8 8681.6
Colits de réseau additionnels 20.9 80.0 74.0% 241.0 599.2
en mio. EUR
Cots additionnels d’équilibrage  14.1 51.4 48.6% 123.0 254.2
en mio. EUR

*Les coiits additionnels de réseau et d’équilibrage sont différents entre REF 2030 et NUC
2030 car ces coiits dépendent du degré de pénétration des sources d’énergies renouve-
lables dans la production nationale totale. Les coiits de réseau et les coiits d’équilibrage
augmentent avec le taux de pénétration. Dans le scénario nucléaire, la production natio-
nale est plus élevée que dans le scénario de référence parce que la production baseload est
plus élevée et qu’il faut moins importer. Par conséquent, le taux de pénétration relatif et
les coiits additionnels de réseau et d’équilibrage des sources d’énergie renouvelables sont

un peu plus bas que dans le cadre de référence.
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Exercice de sensibilité : scénario nucléaire avec 2000 MW de centrales
nucléaires (au lieu de 4000 MW)

Emission CO,-

Année Scénario CCGT OCGT Colt éco. Belgique
(MW) (MW) (€/MWh)  (millions de

tonnes)
2025 NUC 2500 2500 73,7 9,51
NUC 2000 4250 2400 82,2 13,09
Différence -1750 +100 -8,5 -3,58
2030 NUC 2600 2500 76,1 8,08
NUC 2000 3600 3300 86,3 11,48
Différence -1000 -800 -10,2 -3,4

Dans le scénario nucléaire, nous présupposons que 4000 MW de capacité
nucléaire restent disponibles environ jusqu’en 2030. La capacité nucléaire
conservée peut également étre plus faible, et par exemple s'établir & 2000
MW ou 3000 MW. Dans la pratique, le choix politique de la capacité opéra-
tionnelle nucléaire jusqu'en 2030 dépendra sans doute des avantages
d’échelle offerts par les sites de Doel et Tihange. En alternative au scénario
nucléaire avec 4000 MW de capacité résiduelle, nous avons également
analysé I'impact d'un scénario NUC 2000 MW. La seule différence entre les
deux scénarios nucléaires est 'ampleur de la capacité nucléaire en 2025 et
en 2030.

L'analyse sur base du scénario NUC 2000 MW révele que la réduction
du parc de production nucléaire implique une augmentation du nombre de
centrales au gaz pour garantir la sécurité énergétique. Cela n'est pas une
surprise. Nous trouvons en 2030 une augmentation de 1000 MW pour les
CCGT et de 800 MW pour les OCGT par rapport au scénario nucléaire
conventionnel. Ces investissements dans du capital gazier neuf s'‘accom-
pagnent d’une hausse du colt économique d’environ 10 €/MWh. Une dimi-
nution de la capacité de production nucléaire pauvre en carbone implique
également une hausse des émissions de CO,. Les émissions de CO, prove-
nant des moyens de production belge s’élevent & 11,5 millions de tonnes, soit
3,4 millions de tonnes de plus que dans le scénario nucléaire initial. Malgré
la contraction de la capacité de production nucléaire & 2000 MW, le scéna-
rio nucléaire alternatif présente un colt économique plus faible combiné &
des émissions de CO, belge plus réduites que le scénario de référence.
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Quel que soit le scénario, la facture annuelle sera plus salée en 2030 qu’au-
jourd’hui. Une explication de la hausse significative du colt total en 2030 est le
développement d’un « double systéme » avec une capacité tributaire des condi-
tions climatiques paralléelement a une capacité controlable. Les technologies tri-
butaires des conditions climatiques exigent en effet un back-up essentiel de capacité
de production contrdlable. Comme le démontre la Figure 3.2, cela s’accompagne
dans tous les scénarios d’une capacité de production totale plusieurs fois plus éle-
vée que la demande de pointe. Ce double systéeme avec une énorme surcapacité
d’actifs donne inévitablement lieu a une forte augmentation du cott de produc-
tion et a une baisse de ’exploitation moyenne de tous les actifs productifs.

Figure 3.2: Evolution du parc de production totale
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O Demande de créte @ Colt de production

Remarque: la catégorie «autre pseudo-capacité » comprend I’accumulation par pompage,
le DSM et le stockage en batteries (y compris dans les véhicules électriques). On entend par
«cout de production » le colit de production total annuel, y compris les colits réseau addi-

tionnels.

Les projections des colits en 2030 dépendent des hypotheéses envisagées concernant
P’évolution du colit d’investissement pour chaque technologie. Ainsi les nouvelles
éoliennes construites en 2025 pourraient-elles étre légérement a spectaculairement
moins chéres que les éoliennes actuelles. Sur la base de la littérature, nous avons
déterminé un chemin optimiste, conventionnel et pessimiste pour ce qui concerne la
diminution attendue du coiit de chaque technologie dans notre analyse des colts.
Dans le tableau et la figure ci-dessous, nous présentons des résultats basés sur des
hypothéses conventionnelles en matiére de colts. Dans la Figure 3.3, nous donnons

84



la fourchette des colits obtenue, les valeurs les plus basses étant produites par les
hypothéses optimistes en matiére de colits et les valeurs les plus élevées, par les
hypothéses pessimistes. Il en résulte que 'impact d’une diminution rapide des futurs
cotts d’investissement a la suite des effets d’apprentissage et d’économies d’échelle
est trés important. Pour le scénario REF, nous trouvons un cofit total de 7,48 mia.
€ dans la variante optimiste contre 11,4 mia. € dans la version pessimiste.

Figure 3.3: Apergu des fourchettes estimées du colt économique en 2030 dans les
différents scénarios
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Le colit de la baisse de la demande

Les résultats des différents scénarios en matiere de colts donnent une indi-
cation du surcolt attendu d’ici 2030. Cependant, la réalisation pratique d'un
scénario implique encore des colts supplémentaires significatifs qui n‘ont
pas été pris en compte dans cette étude, puisqu’elle se concentre exclusive-
ment sur les colts du secteur de I'électricité. Ainsi est-il par exemple possible
que des coUlts significatifs accompagnent la réalisation de la diminution
structurelle de la demande présupposée dans le scénario radical. Des
investissements dans l'efficacité énergétique - pas uniquement dans les
résidences particulieres, mais aussi dans toutes sortes d'autfres secteurs
économiques - présentent en effet un colt upfront. De méme, une sensible
augmentation du nombre de véhicules électriques peut nécessiter la mise
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en ceuvre de colteux incitants fiscaux et autres. Bien que ces investisse-
ments & court terme puissent donner lieu a des économies considérables a
terme, les colts des investissements connexes ne peuvent étre ignorés. Le
scénario radical peut donc s’‘avérer nettement plus cher dans la pratique.

Analyse des émissions de CO,

La disparition de la technologie nucléaire pauvre en carbone du futur mix énergé-
tique posera un défi significatif en matiere de CO,. La limitation de I’'augmenta-
tion des émissions liées a la sortie du nucléaire exige des investissements considé-
rables dans Pénergie renouvelable et Pefficacité énergétique. Seul le scénario
radical sans centrale nucléaire, mais avec une combinaison de 25 GW de capacités
éoliennes et photovoltaiques et surtout une forte baisse de la demande permet un
recul des émissions belges de CO, en 2030. En 2030, les émissions de CO, sont
comparables aux émissions actuelles dans le scénario alternatif. Tous les scénarios
prévoient une augmentation des importations d’électricité. Si nous tenons égale-
ment compte de ces émissions, il s’avére que I’addition des émissions nationales et
des émissions incorporées dans les importations en 2030 augmente fortement par
rapport au niveau d’émissions de 2016. C’est également le cas dans le scénario
nucléaire, mais pas dans le scénario radical.

De maniére générale, on peut affirmer que la nécessité de garantir la sécurité
énergétique apres la sortie du nucléaire s’accompagne d’une hausse des émissions
de CO,. Ce n’est pas une surprise, puisque la technologie nucléaire pauvre en car-
bone est en grande partie remplacée par des centrales au gaz. Dans le scénario REF,
la sortie du nucléaire s’accompagne presque d’un doublement des émissions natio-
nales de CO, entre 2021 et 2025. En I’absence d’investissements additionnels dans
la biomasse, les émissions de CO, augmentent méme de 242% en 2025 par rap-
port a 2021. Le report d’une sortie totale du nucléaire (voir scénario NUC dans le
Tableau 3.5) a un effet favorable sur les émissions de CO,: en 2025, on n’émet
alors 6,1 millions de tonnes de CO, - soit quelque 40% — de moins par les moyens
de production nationaux que dans le scénario REFE. Le scénario RAD, caractérisé
par une baisse de la demande d’électricité et des hypothéses radicales concernant
les sources d’énergie renouvelables (24,7 GW de VRES), le stockage et le DSM
échoue de justesse a neutraliser le surcroit d’émissions qui accompagne la sortie du
nucléaire en 2030. Dans le scénario radical, les émissions nationales augmentent
de 6,5 millions de tonnes en 2021 a 7,2 millions de tonnes en 2030. Cependant, les
émissions sont plus faibles en 2030 qu’en 2016 dans le scénario radical, a savoir
7,2 millions de tonnes en 2030 contre 9,3 millions de tonnes en 2016.
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Tableau 3.5: Evolution des émissions totales de CO, dans les différents scénarios

2016 2021 2025 2030
REF
CO, national 9.30 7.63 15.6 13.81
CO, importations 2.64 2.34 6.28 7.76
CO, total 11.94 9.97 21.88 21.57
REF sans investissements supplémentaires
dans des centrales biomasse
CO, national 9.30 7.63 18.49 16.58
CO, importations 2.64 2.34 6.46 8.03
CO, total 11.94 9.97 24.95 24.61
REF baisse de la demande
CO, national 9.30 6.9 12.19 9.75
CO, importations 2.64 1.52 5.79 6.52
CO, total 11.94 8.42 17.97 16.27
REF demande constante
CO, national 9.30 7.28 13.99 12.12
CO, importations 2.64 2.02 6.2 7.49
CO, total 11.94 9.29 20.19 19.62
ALT
CO, national 9.30 7.4 13.08 9.47
CO, importations 2.64 2.02 6.31 7.49
CO, total 11.94 9.42 19.4 16.96
NUC
CO, national 9.30 7.63 9.51 8.08
CO, importations 2.64 2.34 4.8 5.85
CO, total 11.94 9.97 14.31 13.94
RAD
CO, national 9.30 6.56 10.59 7.22
CO, importations 2.64 0.83 4.81 4.57
CO, total 11.94 7.39 15.41 11.79
RAD demande constante
CO, national 9.30 6.79 12.06 8.46
CO, importations 2.64 1.19 5.44 5.63
CO, total 11.94 7.98 17.5 14.08
RAD hausse de la demande
CO, national 9.30 7.01 13.03 9.14
CO, importations 2.64 1.43 5.65 6.09
CO, total 11.94 8.44 18.68 15.23
RAD avec investissements supplémen-
taires dans des centrales biomasse
CO, national 9.30 6.56 9.18 6.36
CO, importations 2.64 0.83 4.11 3.73
CO, total 11.94 7.39 13.29 10.09
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Avec le scénario radical, nous obtenons en 2030 une réduction des émissions
nationales de CO, de 47,7% par rapport au scénario REE. Cela nécessite cepen-
dant une forte baisse de la demande et une capacité VRES plus de deux fois plus
élevée (24,7 GW) que dans le scénario REF en 2030 (11,5 GW). Si des investisse-
ments supplémentaires en capacité biomasse étaient ajoutés au scénario RAD, il
serait possible de réduire légérement des émissions nationales de CO, entre 2021
et 2030 (6,56 millions de tonnes en 2021 par rapport a 6,36 millions de tonnes
de CO, en 2030). Il faut remarquer ici que ce scénario ne prévoit pas une baisse
des émissions totales, y compris les émissions liées aux importations. Le Tableau
3.5 présente les émissions totales, c’est-a-dire de I’addition des émissions natio-
nales et des émissions incorporées a I’électricité importée. Tant dans le scénario de
référence que dans tous les autres scénarios, on a supposé pour la simplicité que
toute P’électricité importée entre aujourd’hui et 2030 provient a parts égales d’Al-
lemagne (25%), des Pays-Bas (25%), du Royaume-Uni (25%) et de France (25%).
En raison des fortes divergences dans les parcs de production de nos voisins, on
observe de fortes fluctuations dans 'intensité CO, de chaque MWh ou GWh
importé. Les hypotheses utilisées concernant I'intensité CO, dans des pays dont la
Belgique importe figurent dans le Tableau 3.6. Enfin, la Figure 3.4 montre Iévo-
lution des émissions nationales de CO, (donc hors importations d’électricité).

Tableau 3.6: Hypothéses concernant l'intensité de CO, étrangére

Emissions d’équivalent CO,; tonnes par GWh

Belgique 171
Pays-Bas 450
France 74
Allemagne 480
Royaume-Uni 460

La biomasse joue un role important dans le scénario de référence et dans le scéna-
rio alternatif ; en 2030, nous supposons dans les deux scénarios une capacité bio-
masse d’environ 2500 MW (par rapport a une capacité actuelle d’environ 1200
MW). Dans le scénario nucléaire et le scénario radical, la capacité biomasse reste
plus ou moins stable entre 2016 et 2030. Les centrales biomasse ne sont pas popu-
laires politiquement en raison des importants subsides qu’elles déclenchent. On est
également plus attentif aux éventuelles conséquences en matiére de particules fines
qu’il y a dix ans par exemple. Ceux qui jugent qu’une augmentation de la capacité
biomasse n’est absolument pas nécessaire doivent comprendre que les consé-
quences en matiere d’émissions de CO, peuvent étre significatives. Dans le scénario
de référence, si nous ne faisons pas augmenter la capacité biomasse, mais la main-
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tenons constante, les émissions nationales de CO, augmentent de 13,8 millions de
tonnes a 16,5 millions de tonnes de CO, en 2030. C’est une augmentation de pres
de 20%. Avec des émissions de 16,5 millions de tonnes, ce scénario adapté présente
une intensité CO, littéralement deux fois plus importante que le scénario nucléaire
ou le scénario radical. Dans le scénario de référence, nous tablons sur une hausse
de la demande d’électricité. Si nous revenons au scénario de référence initial — donc
avec une augmentation de la capacité biomasse —, mais supposons cette fois que la
demande baisse comme dans le scénario radical, les émissions nationales de CO,
en 2030 reculent de 13,8 millions de tonnes a 9,75 millions de tonnes. Cette nette
baisse des émissions montre clairement que la limitation de la demande d’électri-
cité doit toujours étre une priorité politique absolue. Un paysage énergétique sans
centrale biomasse supplémentaire est surtout envisageable si la demande recule...

Lanalyse de sensibilité du Tableau 3.5 révele également que Pimpact de la dif-
férence entre une baisse et une hausse de la demande d’électricité dépend énormé-
ment du contexte. Si nous accroissons la demande — comme dans les autres scéna-
rios — dans le scénario radical (qui prévoit initialement une contraction de la
demande), les émissions de CO, en 2030 sont évidemment en hausse, passant de
7,2 millions de tonnes en cas de baisse de la demande a 9,1 millions de tonnes en
cas de hausse de la demande. On remarque cependant que cette augmentation est
moins nette que dans les autres scénarios. Dans le scénario de référence, 'impact
d’une baisse de la demande par rapport a une hausse de la demande s’élevait en
effet a environ 4 millions de tonnes, alors que la différence, dans le scénario radi-
cal, se limite a environ 2 millions de tonnes de CO,. C’est surtout dans les scéna-
rios avec moins d’énergie renouvelable qu’une réduction de la demande peut faire
une importante différence en termes d’émissions nationales de CO,.

Tous les scénarios prévoient une quantité significative de véhicules électriques
en 2030, d’un demi-million dans le scénario REF a 2 millions dans le scénario
RAD. Ces véhicules entrainent bien entendu une baisse des émissions de CO, dans
le secteur des transports, dont il est possible de tenir compte dans ’analyse CO,.
Le Tableau 3.7 présente I’économie de CO, estimée dans le secteur des transports
en 2030 pour tous les scénarios de base.

Tableau 3.7 : Diminution estimée des émissions de CO, dans le secteur des transports a la
suite de 'augmentation du nombre de véhicules électriques dans les différents scénarios

2030 Nombre de véhicules électriques Diminution des émissions de CO,
dans les transports (mio. tonnes)

REF 517 603 0.75
NUC 517 603 0.75
ALT 929923 1.35
RAD 2000 357 2.85
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Cette diminution varie de 0,75 million de tonnes dans le scénario REF a 2,85 mil-
lions de tonnes dans le scénario RAD. Ces estimations tiennent compte du fait que
les émissions de véhicules non électriques continuent a diminuer d’ici 2030. Dans
cette estimation, nous ne tenons pas compte des émissions de CO, qui accom-
pagnent le rechargement des véhicules électriques, puisque celles-ci sont déja
comprises dans les émissions de CO, calculées pour le secteur électricité (Tableau
3.5). Un passage aux voitures électriques garantit cependant une économie en
maticre de CO,, méme si celles-ci étaient exclusivement rechargées avec de I’élec-
tricité produite par des centrales au gaz.’

Figure 3.4 : Evolution des émissions nationales de CO, sous les différents scénarios

20

o

s}

Miljoen ton CO,

5
2016 2021 2025 2030
@ REF «== REF demande constante
=== REF demande en baisse REF sans investissements additionnels en biomasse
- ALT = NUC
= RAD «== RAD demande constante
== RAD demande en hausse === RAD avec investissements additionnels en biomasse

1 Un simple exercice arithmétique en atteste: si les centrales au gaz (CCGT) émettent 500
g/KWh et une voiture électrique consomme 0,2 KWh/km, les « émissions » indirectes de
cette voiture s’élévent a 100 g/km, alors qu’une voiture neuve qui roule a I’essence ou au
diesel en Belgique émet en moyenne 120 g/km aujourd’hui. Dans la pratique, cette diffé-
rence minimale (20 g/km) est évidemment plus importante puisque I’intensité CO,
moyenne de I’électricité avec laquelle les VE sont rechargés est nettement inférieure a 500
¢/KWh.
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Analyse des surplus

Tant dans les années qui nous séparent de la sortie du nucléaire qu’en 2030, le
systeme électrique belge est confronté a une surproduction considérable d’électri-
cité pendant I’été. La surproduction attendue peut mener a des mesures comme la
mise hors service forcée d’éoliennes ou d’installations photovoltaiques afin d’évi-
ter des déséquilibres sur le réseau. Cette perspective a un impact négatif sur ’at-
trait des investissements dans cette technologie.

La sécurité d’approvisionnement durant I’hiver n’est pas le seul défi d’un sys-
téme présentant une trés grande capacité de production tributaire des conditions
climatiques. La surproduction d’électricité ou les volumes de surplus — surtout
I’été — peut également engendrer des situations problématiques. Pendant les
années précédant la sortie prévue du nucléaire, le systeme électrique belge pour-
rait déja étre confronté a une surproduction significative, comme indiqué dans le
Tableau 3.8. Cette surproduction intervient surtout I’été, lorsque les pres de 6000
MW de production baseload nucléaires sont combinés a une production intense
d’énergie éolienne et solaire.? On note déja une surproduction d’environ 2,1 TWh
aujourd’hui.

Tableau 3.8 : Evolution des excédents de production moyens et annuels totaux dans
les différents scénarios, par rapport & la consommation intérieure

Part de la production VRES

Année Scénario SurE)-II_qu}:)otql Surp?’:/swr\goyen qui peut étre cpnsommée
en Belgique
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 2 446 91%
2030 REF 0.1 692 99%
ALT 1.4 2129 95%
NUC 1.1 1130 96 %
RAD 13.7 4427 75%

2 Malgré le fait que la production nucléaire est toujours réduite pendant I’été dans I’exer-
cice de modélisation.
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Dans les scénarios REF, NUC et ALT, nous trouvons pour 2021 une surproduc-
tion d’environ 4 TWh sur base annuelle, avec un surplus moyen de plus de 1 GW.
Dans le scénario RAD, ce probléme est encore plus sérieux, avec pour 2021 une
surproduction totale de 12 TWh et un surplus moyen de plus de 2 GW. La baisse
de la demande et la forte augmentation des capacités éolienne et photovoltaique
en sont a I’origine. Une réduction artificielle de la production éolienne et photo-
voltaique (« curtailment » ou contingentement) sera inévitable dans cette situa-
tion. On peut dés lors se demander si les propriétaires d’installations contingen-
tées doivent recevoir dans ce cas une indemnité ou au contraire étre sanctionnés.
Aujourd’hui, il est plutot courant en Europe d’offrir une indemnité en échange du
contingentement puisque cette indemnité a été prévue dans le mécanisme de sub-
sides, mais a Pavenir, une sanction pour la surcharge du réseau peut étre envisa-
gée. Le «self-curtailment » peut cependant également étre considéré comme un
service fourni pour maintenir 1’équilibre sur le réseau, ce qui impliquerait plutot
une indemnité. Une alternative au contingentement consisterait a exporter ces
excédents a I’étranger. Si les exportations se font a un prix positif, la surproduc-
tion d’électricité a coGt marginal nul est toujours intéressante financiérement.
Cette derniére option n’est cependant pas toujours aussi évidente puisque la pro-
duction renouvelable en Belgique présente souvent une forte corrélation avec la
production renouvelable de nos voisins. Si nos voisins sont également confrontés
a une surproduction d’électricité, ils ne seront pas disposés a importer de I’électri-
cité belge. Dans une perspective technologique, nous pouvons affirmer que compte
tenu de la capacité d’interconnexion attendue en 2021, des excédents renouve-
lables 1 a 2 GW ne causeront guére de probléeme.

Les excédents de production sont nettement moins problématiques juste
apres la sortie du nucléaire en 2025. La forte surproduction dans le scénario radi-
cal en 2021 retombe de maniére spectaculaire. Cette problématique reprend
ensuite de la vigueur dans le scénario, en raison de la hausse continue de la capa-
cité éolienne et photovoltaique. Bien que les excédents de production restent limi-
tés dans les scénarios REF et ALT, nous trouvons une surproduction plus élevée
en 2030 qu’en 2021 dans le scénario RAD, quand toutes les centrales nucléaires
étaient encore en service! La surproduction moyenne s’éléve a 4,4 GW dans le
scénario radical.

La combinaison d’une quantité de plus en plus importante de capacité éolienne
et photovoltaique avec une baisse de la demande engendre des excédents problé-
matiques. Les 4000 MW de production baseload qui sont maintenus jusqu’en
2030 dans le scénario NUC n’entrainent pas d’excédents de production supplé-
mentaire parce que ce scénario prévoit une augmentation de la demande iden-
tique au scénario REF. Si la conservation de cette capacité baseload était combi-
née a une baisse de la demande, on pourrait cependant s’attendre a une forte
augmentation de la surproduction.
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Alors que les excédents de production avant la sortie du nucléaire constituent
un probléme de nature temporaire, ceux qui interviennent en 2030 et au-dela sont
un probléme permanent. Il ne pourrait étre limité quelque peu que si la demande
continuait a augmenter de maniére structurelle — ce qui est tout sauf souhaitable
dans la perspective des émissions de CO,. Et méme dans ce cas, nous retrouve-
rions inévitablement des excédents de production de plus en plus importants pen-
dant Pété.

Les scénarios ALT et RAD se fondent sur une augmentation de la capacité
DSM équivalente a la baisse de la capacité du Tableau 3.1. Cette demande plus
contrblable qui peut étre augmentée stratégiquement en cas de surplus est donc
incluse dans notre exercice de modélisation, mais ne permet pas de réduire de
maniére significative les surplus résiduels (aprés DSM). En cause: le fait que la
flexibilité de la demande est limitée en termes de MWh absorbables, ce qui pro-
voque une saturation apreés plusieurs importants surplus. C’est méme le cas dans
le scénario RAD qui prévoit la plus forte augmentation de la capacité DSM.

La problématique de I’augmentation des excédents de production a long
terme a des conséquences négatives sur les investissements dans de nouvelles
capacités éoliennes ou photovoltaiques. Les investisseurs devront en effet de plus
en plus tenir compte d’une nouvelle source de risques, a savoir la mesure (incer-
taine) dans laquelle la production de leurs actifs sera contingentée. Cette incerti-
tude peut accroitre le colit d’investissement de ce type d’investissement. De plus,
le contingentement peut influer sur le facteur de charge des actifs renouvelables.
Ces deux éléments entrainent une augmentation du LCOE de I’énergie éolienne et
solaire. Cependant, cette évolution transformera également les producteurs
d’énergie éolienne et solaire en ambassadeurs de plus en plus actifs des véhicules
électriques et de réseaux électriques intelligents. Plus il est possible d’augmenter
stratégiquement la demande d’électricité — par exemple en rechargeant de nom-
breux VE quand il y a beaucoup de vent et de soleil —, plus il sera possible d’éviter
le contingentement.

Comment remplacer la caragi’ré
controlable par des importations ?

Laugmentation de la capacité d’importation en 2030 peut limiter les besoins de
capacité de production contrdlable, mais pas dans la méme proportion.

En principe, la capacité de production controlable en Belgique peut étre par-
tiellement remplacée par une augmentation des importations d’électricité des
pays voisins. Une augmentation de la capacité d’interconnexion entraine dés lors
une baisse des besoins de centrale au gaz, par exemple. Nous présupposons pour
2030 des importations moyennes de 2700 MW dans le scénario de référence et le
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scénario nucléaire, et des importations moyennes de 3500 MW dans le scénario
alternatif et le scénario radical. La capacité d’importation maximale nominale
s’éleve a 9000 MW dans les quatre scénarios. Une augmentation de la capacité
moyenne d’importation ne signifie cependant pas que les besoins de capacité
controlable directement diminuent du méme facteur. Par exemple, si nous main-
tenons la capacité d’importation constante jusqu’en 2030 dans le scénario REF et
ne la faisons pas augmenter de 1600 MW par rapport a 2016, les besoins de capa-
cité de gaz augmentent d’environ 600 MW en 2030. De maniére approximative,
on peut affirmer que dans le scénario REF, une augmentation de la capacité d’im-
portation moyenne de 1000 MW se traduit par une diminution des besoins d’ac-
tifs controlables d’environ 400 MW. Ce dernier chiffre ne suggere cependant pas
des rapports de substitution fixes. Nous pouvons supposer qu’une augmentation
progressive de la capacité d’interconnexion entrainera une baisse du taux margi-
nal de substitution. En d’autres termes : ’augmentation de la capacité d’intercon-
nexion doit étre de plus en plus rapide pour remplacer 1 MW de capacité de pro-
duction controlable.

Dans la mesure ou la capacité d’importation n’est pas garantie en raison de la
volatilité de la disponibilité des importations durant I’année et que la disponibilité
des importations peut beaucoup diminuer en période de pénurie, aucun rapport
direct ne peut étre établi. Si les moments de pénurie sur le marché ne s’accom-
pagnent pas d’une baisse de la capacité des importations disponibles — une hypo-
theése plutdt invraisemblable —, les besoins totaux d’unités de production flexibles
(comme des centrales au gaz) dans le scénario REF peuvent étre réduits de 1250
MW en 2030.

Analyse du stockage en batterie

Bien que le stockage en batterie puisse en principe rendre superflues les centrales
les moins utilisées en cas de pics de demande, la possibilité de remplacer de
grandes quantités de capacité de production — et surtout des centrales CCGT -
par des batteries est trés limitée. Une augmentation plus que linéaire de la capacité
de batteries est nécessaire pour pouvoir supprimer de plus en plus de capacité de
production, ce qui implique une nette détérioration de la situation économique.
Les batteries supplémentaires risquent d’étre de moins en moins utilisées... Le
stockage en batteries n’offre pas d’avantage significatif en matiere de cout total de
production. De plus, les batteries ne permettent pas d’enregistrer de gain notable
en matiere d’émissions de CO,, puisque le timing de la production renouvelable
est sous-optimal. En d’autres termes : 'intensité CO, de I’électricité utilisée pour
recharger les batteries est souvent assez élevée.
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Différentes capacités de stockage sont imposées de maniére exogéne dans les
scénarios REF, ALT et RAD pour ensuite en étudier Pimpact sur la sécurité d’ap-
provisionnement, les émissions de CO, et le coiit total de production. La disponi-
bilité des capacités de stockage utilisée dans notre modele est comparable a la
maniére dont est utilisée aujourd’hui la capacité de stockage des centrales de
pompage de Coo. Dans cette analyse, nous nous concentrons inclusivement sur
les avantages pour le systéme, comme une baisse des besoins de capacité de pro-
duction afin de garantir la sécurité énergétique. En d’autres termes, nous ne nous
intéressons pas a la situation économique du stockage chez un particulier indivi-
duel ou dans une entreprise dans un environnement retail spécifique. Lintérét du
stockage local dans une perspective micro-économique dépend du systéeme de
tarification utilisé.

Le Tableau 3.9 offre un apercu des sous-catégories de la capacité de stockage
en batteries totale en 2030 dans les différents scénarios. On peut remarquer que
la capacité de batteries disponible provenant de véhicules électriques présente la
part la plus importante dans la capacité de stockage en batteries totale disponible
pour le systéme. Dans le scénario radical, une pénétration de 2 millions de voi-
tures électriques — dont 65% bénéficient d’un raccordement intelligent — génere
une capacité de batteries considérable avec une puissance de 7048 MW a la dis-
position du réseau, et ce, pendant une durée maximale de sept heures.

Tableau 3.9: Apergu du stockage en batteries total et des sous-groupes
sous-jacents dans les différents scénarios

REF 2030 ALT 2030 RAD 2030

Stockage total en batteries (puissance, MW) 1188 3188 8088

VE (puissance, MW) 1048 2448 7048
VE (durée, heures) 5.6 6 7

Batterie petite échelle (puissance, MW) 50 350 550
Batterie petite échelle (durée, heures) 3 3 5

Batterie grande échelle (puissance, MW) 90 390 490
Batterie grande échelle (durée, heures) 3 3 7

Une augmentation de la capacité de stockage se traduit par une légere baisse des
besoins d’actifs contrélables. C’est par exemple ce qu’atteste une comparaison
des analyses de sensibilité dans le cadre de laquelle la capacité de batteries prove-
nant des véhicules électriques n’est pas du tout ou, au contraire, est utilisée au
maximum dans le systéme. Dans le premier cas, il y a des véhicules électriques,
mais ceux-ci ne sont pas raccordés a un réseau intelligent. Dans le dernier cas,
nous présupposons que tous les VE proposent leur capacité des batteries au
réseau. De ce fait, la capacité de batteries disponible augmente fortement, ce qui
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permet d’en quantifier Peffet sur les besoins de centrales au gaz. Les résultats de
cette comparaison figurent dans le tableau ci-dessous. En fonction du scénario
(REE, ALT ou RAD), Paugmentation de la capacité de batteries des véhicules élec-
triques se traduit par un besoin de capacité gaziére qui diminue de 5,6 % a 29,4%
(voir le volet « Capacité Gaz » dans le Tableau 3.10). Les écarts importants dans
la baisse des besoins de capacité de gaz entre le scénario de référence et les scéna-
rios alternatif et radical sont imputables aux grandes différences en termes de
nombre de véhicules électriques en 2030. Alors qu’une capacité de stockage de
15706 MWh s’ajoute dans le scénario de référence, la capacité de stockage aug-
mente de 74207 MWh dans le scénario radical sous ’effet du bond de 0% a
100% de VE avec raccordement intelligent au réseau.

Tableau 3.10 : Différences dans la capacité de gaz électricité et la capacité
de stockage en batterie dans les différents scénarios 2030

2030 0% VE avec 100% VE avec Différence Différence Unité
raccordement raccordement relative
intelligent intelligent

Capacité de stockage en batterie

REF 140 2935 +2795 +2000% MW
420 16 126 +15 706 +3740% MWh
ALT 740 5762 +5022 +679% MW
2220 34273 +32 053 +1444% MWh
RAD 1040 11 842 +10 802 +1039% MW
6 180 80 387 +74 207 +1201% MWh

Capacité gaz

REF 5250 4750 -500 -9.5% CCGT
2750 2 800 +50 +1.8% OCGT
8 000 7550 -450 -5.6% TOTAL
ALT 3800 3800 +0 +0% CCGT
3300 2100 -1200 -36,4% OCGT
7100 5900 -1200 -16.9% TOTAL
RAD 2200 2000 -200 -9.1% CCGT
2050 1000 -1 050 -51.2% OCGT
4250 3000 -1250 -29.4% TOTAL

Une explication de la baisse des besoins de capacité gaziére en cas d’augmentation
de la capacité de batteries réside dans le fait que la capacité de stockage permet de
fournir davantage de services énergétiques pour une capacité de production iden-
tique. Alors que certaines CCGT ne produiraient pas normalement (par exemple
la nuit), elles peuvent, dans un scénario avec une capacité de batteries élevée, étre
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affectées au rechargement de la capacité de batteries.® Les batteries rechargées
pourront ensuite étre utilisées pour contribuer a répondre (partiellement) au pro-
chain pic de demande, lorsque toutes les centrales au gaz disponibles produiront
a plein régime, par exemple. Cela se traduit par une réduction du parc de produc-
tion nécessaire dont les centrales seront mieux exploitées ou présenteront un fac-
teur de charge plus élevé. Cette pratique suppose cependant une gestion optimale
de la capacité de batteries en fonction des prévisions climatiques. Ainsi les batte-
ries vides ne seront-elles pas chargées avec des CCGT entre 21 heures et 23 heures
si ’on s’attend a ce que le vent forcisse significativement a partir de 23 heures
pour ensuite garantir une longue période de production maximale de toutes les
éoliennes.

Lutilisation précitée des CCGT pour charger les batteries est expliquée de
maniére simplifiée dans la Figure 3.5. Nous y voyons plusieurs couches ou
tranches d’actifs contrdlables. Les couches A a F sont des clusters de centrales au
gaz flexibles qui adaptent leur production a I’évolution de la demande (courbe
noire), alors que la couche G représente la production baseload. La figure repré-
sente quatre jours entiers successifs, qui se distinguent chaque fois par leur pic du
matin et du soir, suivi par une baisse significative du niveau de la demande pen-
dant la nuit. Nous voyons que les centrales de production de la couche A peuvent
aisément étre évincées du systéme par une capacité de stockage capable de déli-
vrer le méme nombre (limité) de MWh d’électricité. Cette capacité de stockage
peut étre rechargée dans la zone temporelle A’. Il en résulte une production sup-
plémentaire par les couches E et F, qui, a ce moment, produiraient moins, voire ne
produiraient pas du tout sans capacité de stockage. Il est en revanche nettement
plus difficile de remplacer la couche B par des batteries puisque cela nécessiterait
des batteries capables de stocker un nombre beaucoup plus élevé de MWh. Ce
constat peut étre déduit de la plus grande surface de B’ par rapport a A’. Nous en
arrivons ainsi a un point crucial : chaque MW de capacité de production supplé-
mentaire extrait du systéme impose une quantité de plus en plus importante de
MWh en capacité de batteries. Enfin, le remplacement de la totalité de la couche
C n’est plus possible. La ligne en pointillés X indique la limite théorique jusqu’ou
le stockage permet de remplacer la capacité de production. Dans la pratique, seule
une partie (environ la moitié) de la couche C pourra étre remplacée. Tous les
moyens de production sous la ligne en pointillés devraient alors produire en
continu comme la couche baseload G, alors que tous les MWh situés au-dessus de

3 Dans la pratique, il est impossible de déterminer de maniére univoque la technologie qui
a rechargé la capacité de batterie, puisque les batteries prélevent simplement de I’électri-
cité sur un réseau qui est approvisionné a tout moment par une combinaison de plusieurs
sources de production (y compris les importations). D’un point de vue technique, il est
plus correct d’affirmer que la production CCGT supplémentaire satisfait a la demande
complémentaire qui apparait en contribuant a recharger la capacité de stockage.
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la ligne en pointillés X devraient étre fournis par le déchargement des batteries
qui sont chargées pendant les zones temporelles A’, B’ et C.

Figure 3.5: Présentation simplifiée de la possibilité de remplacer les centrales
de production par un stockage en batterie

SANS STOCKAGE AVEC STOCKAGE

TEMPS

La possibilité de mettre en pratique la Figure 3.5 d’ici 2030 est trés limitée. Dans
les simulations de modele, I’effet de la Figure 3.5 est encore renforcé par la pré-
sence de pics de soirée exceptionnellement lourds (qui ne figurent pas dans la pré-
sentation simplifiée), raison pour laquelle la capacité de stockage exigée devra
étre d’autant plus importante en MWh. Comment on peut le déduire du Tableau
3.9, les capacités de batteries exigées pour pouvoir retirer du systéme une partie
significative des centrales au gaz est dés lors trés importante (des dizaines de
GWh). Des volumes de batteries de cet ordre de grandeur nous semblent trés peu
vraisemblables dans un futur proche d’un point de vue économique. Bien qu’une
flotte de véhicules électriques bénéficiant de raccordements intelligents au réseau
puisse en théorie fournir ce type de volume, nos résultats indiquent que cela n’ap-
porterait pas d’avantage significatif en termes de cofits. Nous partons en effet de
P’hypothese que les propriétaires de VE ne mettront leur capacité de batterie a la
disposition du réseau qu’a un prix assez élevé. Dans les analyses de sensibilité cen-
trées sur le remplacement des centrales au gaz par des batteries, on n’observe pas
de baisse (mais pas non plus de hausse) du coit total de production, tant en mil-
liards d’euros qu’en MWh. Cela signifie que — selon nos hypothéses en matiére de
colts — le surcott du stockage V2G est compensé de maniére presque égale par les
économies réalisées sur quelques centrales au gaz.
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Méme si le remplacement des centrales pour pics de demande les plus
anciennes et les moins utilisées par une capacité de batteries limitée présente donc
une opportunité commerciale limitée, ce marché sera rapidement saturé puisqu’il
faudra ensuite des capacités de batteries de plus en plus importantes. De plus,
Parbitrage avec les batteries entre des prix d’électricité bas et élevé est également
maximal en cas de fort écart de prix. Il diminue a mesure que des batteries d’arbi-
trage supplémentaires sont ajoutées au systéeme. Nous concluons dés lors que les
énormes capacités de batteries qui ont été imposées dans les différents scénarios
ne seront pas faisables économiquement dans la pratique. Par conséquent, le mar-
ché des batteries qui fournissent a grande échelle de I’énergie a des moments de
pénurie en Belgique restera plutot limité entre aujourd’hui et 2030. La seule
maniére de permettre la mise a disposition des capacités de batteries utilisées sur
le réseau consiste a prévoir des sources de revenus supplémentaires significatifs.
Ceux-ci peuvent provenir d’aides publiques directes, ou d’activités comme des
services de soutien aux réseaux ou des économies sur les investissements dans le
réseau.

Il existe de facto plusieurs pistes possibles pour obtenir (en théorie) un gain
CO, a laide de batteries. Une premiére possibilité consiste a charger la capacité
de batterie d’excédents de production renouvelable pour ensuite la décharger
lorsque la demande d’électricité est maximale et que Pon active des OCGT qui
présentent normalement une forte intensité CO,. Dans la Figure 3.5, ce principe
est présenté a I’aide de la production renouvelable « RES 2 », qui intervient préci-
sément a un moment ou les capacités de batteries disponibles peuvent étre char-
gées. En déplagant la production sans CO, vers les pics de consommation a ’aide
de batterie et en évitant ainsi la mise en service des centrales réservées aux pics de
demande, il est en théorie possible d’enregistrer un avantage significatif en matiére
d’émissions de CO,. Dans la pratique, la simulation indique cependant que le
timing des surplus renouvelables est rarement optimal pour pouvoir obtenir ce
gain en termes de CO,. Cet état de fait est représenté dans la Figure 3.5 par la
production renouvelable « RES 1 », ou seule la production de gaz est évitée, mais
aucune capacité de batterie ne peut étre rechargée. De plus, les excédents d’éner-
gie renouvelable sont principalement observés 1’été, alors que Pactivation des
OCGT a surtout lieu les soirées d’hiver. Nous concluons dés lors que cette pre-
miére piste de réduction des émissions au moyen des batteries ne pourra pas se
déployer de maniére significative dans la pratique. Le timing de la production
renouvelable est trop arbitraire pour qu’il permette de charger des batteries de
maniére significative. Il faut cependant remarquer que cette conclusion se limite
au contexte belge. A d’autres endroits comme la Californie, le timing entre la pro-
duction renouvelable et les pics de consommation est en effet meilleur, raison
pour laquelle la situation économique des batteries s’améliore grandement.

Une deuxiéme piste possible pour obtenir un gain en termes d’émissions de
CO, grace a l'utilisation de batteries consiste a transporter la production des
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CCGT vers le segment de pics de demande, ce qui permet d’éviter la mise en ser-
vice ’OCGT. Au moment ou elle ne peut pas étre pleinement exploitée (principa-
lement la nuit), la capacité CCGT peut étre affectée au rechargement d’une capa-
cité de batterie. Ensuite, cette capacité de batterie peut étre déchargée pendant les
pics de demande et il ne faut par conséquent plus faire appel aux OCGT. La dif-
térence d’intensité CO, entre les CCGT et les OCGT permet ainsi de réduire lége-
rement les émissions totales de CO, grace aux batteries. Nos simulations révelent
cependant que la réduction des émissions de CO, qui peut étre obtenue a I’aide de
ce mécanisme est minime et ne peut donc constituer un facteur de motivation
important susceptible de justifier économiquement le colt considérable de la
capacité de batteries. Une sensibilité du scénario REF dans laquelle seule la quan-
tité disponible de capacité de batteries est fortement augmentée génére des émis-
sions totales de CO, a peu pres inchangées. On peut méme observer une légere
augmentation de 0,06 million de tonnes, bien qu’une différence aussi minime ne
soit pas significative comme résultat de modélisation.

Analyse de la demande flexible (DSM)

Tout comme la capacité de stockage, la capacité DSM peut fournir des services
importants au réseau, mais cette disponibilité est limitée dans le temps. Par consé-
quent, il n’est pas possible de remplacer de grandes capacités de technologie de
production réglables par une augmentation de la capacité DSM. Sous des hypo-
théses conventionnelles, nous ne voyons dés lors pas d’avantage significatif en
termes de colt total de production dans une augmentation de la capacité DSM.
Pour ce qui concerne les émissions de CO,, le gain apporté par une augmentation
de la capacité DSM est trés limité. Dans la pratique, la majeure partie de la baisse
de la demande est en effet compensée par une augmentation ultérieure de la
demande.

Comme le stockage en batteries, la capacité DSM présente des limitations
importantes en matiére de quantité maximale d’énergie (mégawattheures) qui
peut étre fournie au systéme. Si le DSM ne permet de réduire la demande que de
x MW pendant une heure alors qu’une plus forte baisse pendant deux heures était
optimale dans la perspective du systéme, il sera nécessaire de solliciter d’autres
technologies. Nous trouvons dés lors que les capacités DSM utilisées dans les scé-
narios ne permettent qu’une réduction limitée de la capacité nécessaire d’actifs
contrblables. Cela provient du fait que les simulations produisent de temps a
autre des situations ou les actifs controlables — qui peuvent en principe fournir
une énergie illimitée — sont indispensables. Dans les hypothéses utilisées, nous ne
voyons dés lors pas d’avantage significatif en termes de colts au niveau du sys-
teme d’une augmentation de la capacité DSM. Les sensibilités concentrées sur
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Peffet d’une augmentation de la capacité DSM n’apportent pas de différence
significative en termes de cott de production en €/ MWh ou en milliards d’euros.
Une sensibilité du scénario REF dans lequel seule la capacité DSM est sensible-
ment accrue donne lieu a une baisse du cott de production de seulement 0,018 €/
MWHh, ce qui ne peut pas étre considéré comme un résultat significatif dans une
modélisation.

En théorie, il est cependant possible que des compteurs et des appareils élec-
troménagers intelligents mettent a disposition une grande quantité de capacité
DSM peu colteuse et automatisée dans la pratique. Selon les simulations, seul le
facteur de charge des centrales utilisées pour les pics de demande va diminuer;
leur disponibilité reste nécessaire pour les moments exceptionnellement difficiles.
La baisse des facteurs de charge de centrale au gaz ne génére guére d’économie
dans la perspective du systeme, puisque cela implique un soutien plus cofliteux de
leur disponibilité. La quantité de capacité réglable nécessaire dans une perspective
de sécurité d’approvisionnement doit en effet étre financée d’une maniére ou
d’une autre. Si les revenus réguliers de la vente de kilowatts-heures baissent — par
exemple parce qu’un trés grand nombre de kilowatts-heures sont désormais déli-
vrés par des batteries ou du DSM -, le financement résiduel devra provenir d’ail-
leurs (par exemple de subsides).

Pour ce qui concerne les émissions de CO,, une demande plus flexible peut en
théorie apporter un avantage en augmentant stratégiquement la demande en
périodes d’excédents de production renouvelable et en la baissant a un moment
ultérieur, ce qui permet d’éviter une certaine quantité de production thermique et
donc a forte intensité CO,. Le tableau ci-dessous indique pour les quatre scéna-
rios de base la mesure dans laquelle il est possible d’éviter de cette maniére la pro-
duction CCGT en 2030 et les réductions des émissions de CO, que cela repré-
sente. La plus forte réduction des émissions de CO, intervient dans le scénario
ALT, qui prévoit une économie d’environ 140 000 tonnes de CO,. En d’autres
termes : si la demande flexible n’avait pas évité la mise en service de CCGT, les
émissions totales s’éléveraient a 17,11 millions de tonnes au lieu de 16,96 mil-
lions de tonnes de CO,. Cela représente un gain d’environ 1%. Si ’on se base sur
une intensité CO, plus élevée de 500 tonnes/GWh, I’économie se monte a 1,2%.
Pour les autres scénarios — y compris le scénario radical avec une capacité flexible
plus élevée que dans le scénario alternatif —, la diminution des émissions de CO,
est négligeable.
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Tableau 3.11: Apergu de la réduction des émissions de CO,, du facteur de charge
des CCGT et de la production des CCGT en 2030 dans différents scénarios

2030 Capacité Capacité Baisse du fac- Baisse dela  Diminution des
demande CCGT (MW)  teur de charge production émissions CO_*
flexible (MW, CCGT (en points des CCGT (tonnes)
durée) de pourcentage) (GWh)
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

*Sur la base d’une intensité CO, de 350 tonnes/GWh
Subsides futurs en Belgique

Dans le prolongement des résultats ci-dessus, il est pertinent de réaliser une esti-
mation de I’évolution possible des subsides entre aujourd’hui et 2030. Bien que le
subventionnement des technologies de production renouvelable ait récemment
été réduit, nous continuerons a faire face, au cours de la décennie a venir, au colt
annuel des subsides généreux qui ont été accordés dans le passé. Selon les estima-
tions, les engagements de soutien totaux déja contractés pour les sources d’éner-
gies renouvelables variables s’élevent a 29,3 milliards d’euros, dont la majeure
partie est allouée au soutien de panneaux solaires et de turbines éoliennes off-
shore. Dans le climat de marché actuel, on n’investit plus dans de nouveaux actifs
sans subsides. Avec des prix de gros moyens a proximité des colits marginaux de
production — ou encore plus bas —, il n’est pas attrayant d’investir dans des cen-
trales au gaz. Dans le paragraphe suivant, nous expliquons que les prix de marché
en Europe centrale et occidentale ne seront pas nécessairement plus élevés en
2030. En cas de prix de gros structurellement « bas », des mécanismes de soutien
adapté comme des aides aux investissements upfront et des Contracts for Diffe-
rences (CFD) seront nécessaires pour déclencher des investissements dans de nou-
veaux actifs comme les centrales au gaz.

Pour chaque scénario, nous avons fait une estimation de I’évolution des
charges de subsides totales jusqu’en 2030. On prend ici pour hypothése que des
mécanismes de subsides conformes au marché comme les CFD entrent en vigueur
pour les capacités renouvelables intermittentes supplémentaires. Dans les scéna-
rios, les investissements dans des centrales au gaz flexibles sont en revanche
déclenchés par des aides a I'investissement upfront. Pour aplanir les trés fortes
fluctuations annuelles des charges de subsides upfront, ces aides aux investisse-
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ments ont été étalées sur plusieurs années. Par ailleurs, on suppose également que
les anciennes centrales au gaz recevront une redevance de capacité pour rester
disponible apres la sortie du nucléaire. Nous supposons également que la dispo-
nibilité de la capacité DSM sera également compensée a ’aide d’une redevance
fixe.

Dévolution des subsides dans le scénario de référence et le scénario radical est
représentée de maniére visuelle dans les Figures 3.6 et 3.7. Bien que le cofit total
des subsides augmente dans les deux scénarios, il s’avére que la majeure partie des
futurs engagements de soutien provient de subsides déja contractés dans le passé.
Par ailleurs, on peut également remarquer que la cause de ’augmentation des
charges de subsides est différente selon le scénario. Dans le scénario de référence
(Figure 3.6), le cott total des subsides augmente brutalement aprés la sortie du
nucléaire a la suite des aides d’investissement upfront pour la capacité biomasse,
CCGT et OCGT supplémentaires. Aprés 2025, le colt annuel de subsides aug-
mente subitement de 50%. Ce bond est en partie le résultat du choix d’un amor-
tissement relativement rapide du cott d’investissement de nouvelles centrales au
gaz a construire (2 savoir en six ans). Dans le scénario radical en revanche, la
hausse des charges de subsides a venir est en grande partie imputable a la forte
pénétration des énergies renouvelables. C’est surtout ’augmentation significative
des éoliennes en mer qui entraine a partir de 2020 une augmentation marquée des
charges de subsides futures (voir Figure 3.7). Le cott annuel des subsides en 2030
est a peu pres identique dans les deux scénarios. La différence réside surtout dans
la composition de la facture des subsides; les subsides pour les centrales au gaz
sont comparables dans les deux scénarios, alors c’est le choix de la biomasse ou
de ’éolien offshore et du photovoltaique qui les distingue.

Daccroissement des engagements de soutien futurs a partir de la sortie du
nucléaire par rapport au cadre de référence est moins marqué dans le scénario de
référence. En raison de I’expansion rapide de la capacité de production renouve-
lable, de "augmentation de la capacité d’importation, de I’accroissement de la
capacité de stockage et d’une baisse de la demande, le besoin de capacité en back-
up flexible apres la sortie nucléaire est plus faible dans le scénario radical que
dans le scénario de référence. Cependant, le scénario radical se caractérise par une
capacité biomasse nettement plus basse, ce qui en soi méne a une augmentation
des besoins de centrales au gaz. Au final, les deux facteurs se compensent plus ou
moins.
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In miljoen EUR

In miljoen EUR

Figure 3.6 : Evolution des engagements de soutien totaux jusqu’en 2030 dans le
scénario de référence
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Figure 3.7 : Evolution des engagements de soutien totaux en 2030
dans le scénario radical
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Les prix de marché pourront-ils
augmenter d’ici 2030 et rendre
les subsides superflus ?

Des investissements dans une capacité de production flexible et controlable sont
essentiels pour soutenir la transition énergétique et garantir notre sécurité énergé-
tique. Ces investissements ne sont actuellement pas réalisés en Europe centrale et
occidentale (ECO). Tout d’abord parce que I’absence d’augmentation de la
demande d’électricité engendre une certaine surcapacité en ECO, ce qui a un
impact baissier sur les prix de marché. De méme, I’essor de capital renouvelable a
cout marginal nul joue déja un réle important dans la formation du prix sur les
marchés de gros.

Dans plusieurs pays européens, des redevances de capacité ont récemment été
introduites comme « deuxiéme meilleure » solution pour déclencher les investisse-
ments nécessaires. Uévolution des prix de gros a moyen terme en Europe centrale
et occidentale (ECO) est une question centrale pour les investisseurs privés et les
dirigeants politiques. L’un des éléments qui pourraient exercer une forte influence
sur P’évolution future des prix est la sortie attendue de capacités de production
conventionnelles en ECO. De maniére générale, on s’attend a ce qu’une quantité
significative de capacités de production conventionnelle controlable — surtout de
vieilles centrales nucléaires, au charbon et au lignite — disparaisse du marché euro-
péen au cours des dix a quinze prochaines années.* En outre, I’ancienne capacité
gaziere, biomasse et cogénération sera également réduite. Simultanément, nous
prévoyons une forte augmentation de la capacité renouvelable tributaire des
conditions climatiques en ECO ainsi qu’une hausse du prix du CO, d’ici 2030.
Une telle hausse du prix du CO, entrainera une augmentation des prix de marché,
car elle augmente le colit marginal de production des centrales au gaz et au char-
bon alors qu’une augmentation des investissements dans les capacités éolienne et
photovoltaique provoque une augmentation du nombre d’heures d’injection
d’électricité a tres faible cotit marginal. Et davantage de pénuries causées par une
sortie massive des capacités thermiques peuvent surtout avoir un effet haussier
sur les prix. Toutes ces interactions sont analysées via un modele d’offre et de
demande dans une hypothése de concurrence parfaite en ECO. Pour ce faire, nous
appliquons plusieurs hypothéses en matiére d’évolution de la demande, d’aug-
mentation de la capacité renouvelable et d’exécution de la sortie de capital ther-
mique ancien en ECO. Notre exercice de modélisation® révele que la pénurie
consécutive a une sortie ambitieuse peut effectivement mener a une augmentation

4 La fermeture attendue des centrales au charbon britanniques n’est cependant plus acquise
depuis la décision du Brexit.
5 Disponible sur www.itinerainstitute.org sur demande comme article académique.
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significative des prix de I’électricité en ECO. De tels scénarios débouchent sur un
doublement des prix actuels d’ici 2030. Dans une perspective de sécurité d’appro-
visionnement, un tel résultat n’est pas souhaitable puisque le systeme électrique
au niveau de ECO serait confronté a un grave déficit grave annuel pendant
jusqu’a 8% du temps. Clest ce que révele le nombre élevé d’heures LOLE du
Tableau 3.12. Des prix élevés de Iélectricité sont le reflet d’une sécurité énergé-
tique problématique. De plus, une légere baisse de la demande combinée a une
forte expansion de la capacité renouvelable pour 2030 entrainera des prix moyens
d’environ 48 €/MWh, et ce, pour un prix du CO, de 60 € la tonne (voir S12 au
Tableau 3.12). Les price-duration curves correspondantes sont présentés dans la
Figure 3.8 et donnent la variation des prix. Les scénarios présentés dans la Figure
3.8 sont les mémes que ceux du Tableau 3.12. Ainsi le scénario 7 combine-t-il
pour 2030 une forte demande d’électricité, une sortie accélérée des actifs anciens
et une nouvelle forte expansion de la capacité renouvelable. Par ailleurs, nos
résultats démontrent qu’une augmentation marquée du prix du CO, n’entraine
pas toujours a une augmentation plus nette du prix de I’électricité. Cela ne signifie
pas que le prix du CO, n’a guere d’intérét. Un CO, a 60 € la tonne a un impact
profond sur les cotts marginaux des centrales polluantes au charbon et au lignite,
qui les repoussent dans la derniére moitié de la hiérarchie. Nous ne trouvons
aucune centrale de ce type aujourd’hui en Belgique, mais il y en a en Allemagne,
pourtant réputée pour sa conscience écologique. Une augmentation du prix du
CO, améliore la position commerciale des centrales CCGT flexibles et a moindre
intensité CO,, ce qui entrainera une baisse des émissions de CO,.

Tableau 3.12: Apergu des prix de gros moyens et du nombre d’heures LOLE
par scénario (prix du CO, de € 30/T)

Scénario S1  S2  S3  S4 S5 S S7 S8 S9  S10 SI1  SI2
Demande *DC DC DC DC DE DE DE DE DF DF DF DF
Phase-out PON POR POR PON PON POR POR PON PON POR POR PON
RES RN RN RE RE RN RN RE RE RN RN RE RE
fé/‘l’\‘/f\r,‘;hy) 49.1 80.1 57.5 403 S53.6 958 673 433 468 71.6 523 386

9.8 433.6 189.5 0.9 41.6 689.9 321.7 7.8 24 309.8 130.4 0.1

LOLE (h)

*Demande constante (DV), élevée (DE), faible (DF)
Phase-out normal (PON), rapide (POR) Phase-out
Développement RES normal (RN), élevé (RE)

Loss Of Load Expectation (LOLE)
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Tableau 3.13: Apergu des prix de gros moyens et du nombre d’heures LOLE
par scénario (prix du CO,: 60 €/T)

Scénario  S1 S2 S3 54 S5 S6 S7 S8 S9 S10  S11 S12

Demande *DC DC DC DC DE DE DE DE DF DF DF DF
Phase-out  PON POR POR PON PON POR POR PON PON POR POR PON
RES RN RN RE RE RN RN RE RE RN RN RE RE

Prix moy.
(€/MWh)
LOLE (h)

613 91.1 66.1 502 668 107.3 76.6 54.0 58.5 82.0 60.3 48.1
9.8 433.6 189.5 09 41.6 6899 321.7 7.8 24 309.8 1304 0.1

*Demande constante (DV), élevée (DE), faible (DF)
Phase-out normal (PON), rapide (POR) Phase-out
Développement RES normal (RN), élevé (RE)

Loss Of Load Expectation (LOLE)

Figure 3.8 : Apergu des price-duration curves au niveau ECO en 2030
par scénario (prix du CO,: 60 €/T)
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La principale conclusion de notre analyse est que la sortie prévue du capital
ancien ne se traduira pas nécessairement par une hausse des prix. Si la tendance
orientée a la baisse de la demande d’électricité se consolide et s’accompagne d’une
forte croissance de capacités renouvelables, nous trouvons en 2030 des prix tres
comparables a leur niveau actuel. Cependant, des signaux d’investissements
importants restent ignorés et des risques pour Papprovisionnement futur conti-
nuent a planer. Mais nous trouvons aussi des risques comparables en matiére de
sécurité énergétique en cas de pénurie liée a un phase-out ambitieux... Pour
garantir la sécurité énergétique a avenir, une réorientation du modeéle de marché
actuel nous semble dés lors indiquée. Une possibilité consiste a introduire des
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mécanismes de capacité. Ces mécanismes pourraient devenir permanents. Quel que
soit le sentiment que suscitent ces mécanismes, des revenus complémentaires seront
trés probablement nécessaires pour garantir de maniére adéquate la sécurité d’ap-
provisionnement.

108



(‘\

Conclusions et
recommandations politiques
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Lanalyse de quatre scénarios ou paysages énergétiques via le modéle de dispat-
ching démontre que la sécurité énergétique peut étre garantie de maniére trés
diverse jusqu’en 2030. Méme en cas de fermeture de toutes les centrales nucléaires,
nous continuerons a avoir de la lumiére a condition que les capacités de rempla-
cement nécessaires soient disponibles en temps utile. Il n’y a pas de combinaison
unique d’actifs a privilégier pour garantir la sécurité énergétique. Dans une pers-
pective technologique, le volet « sécurité d’énergie » du trilemme énergétique ne
pose pas de défis fondamentaux. Ce sont surtout les conséquences économiques
et écologiques de certains scénarios garantissant la sécurité énergétique qui peut
inspirer les dirigeants politiques a faire des choix clairs le moment venu. Tous les
scénarios offrent une sécurité énergétique, mais ils présentent des différences
significatives en termes d’augmentation du colit économique total, d’évolution
des émissions de CO,, de composition de la facture de subsides entre aujourd’hui
et 2030 et de nécessité d’une politique complémentaire. Ainsi le scénario radical
présuppose-t-il une baisse de la demande d’électricité, mais aussi une trés nette
augmentation du nombre de véhicules électriques. Ces évolutions revétent une
grande importance pour les résultats du scénario radical, mais exigent un impor-
tant soutien politique qui a nécessairement un prix. Nous ne pouvons en effet pas
supposer ainsi que tous les anciens appareils électroménagers électriques seront
naturellement remplacés par des versions ultra-économiques d’ici 2030, que tous
les propriétaires d’habitations dgées procéderont a des rénovations en profondeur
entre aujourd’hui et 2030 et que tous les processus industriels consommeront
beaucoup moins d’électricité d’ici 2030. Une part de marché élevée des véhicules
électriques en 2030 exige une configuration économique attractive en plus d’une
infrastructure de rechargement dense apte a convaincre les sceptiques.

Sécurité énergétique -> capacité gaz

Dans tous les scénarios, une capacité importante de centrale au gaz est nécessaire
pour garantir la sécurité énergétique en 2030. Méme une capacité d’énergie
renouvelable tributaire des conditions climatiques de 25 GW, 2 millions de véhi-
cules électriques, des importations importantes d’électricité et une baisse de la
demande sont insuffisantes pour compenser la sortie du nucléaire sans centrales
au gaz. Les besoins de centrales au gaz varient énormément entre aujourd’hui et
2030, mais restent trés bas au cours des premiéres années. Ce constat offre aux
dirigeants politiques le temps nécessaire pour envisager une stratégie en matiére
de gaz. Lors de la discussion des résultats, il est en effet apparu que la capacité
gaziere actuelle offre une sécurité énergétique suffisante jusqu’au début de la sor-
tie du nucléaire. Ce n’est que lorsque la sortie sera amorcée et suffisamment avan-
cée qu’une capacité gaziére supplémentaire significative sera nécessaire. Ce besoin
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de centrales au gaz supplémentaires —par rapport a la capacité utilisée aujourd’hui
— atteint son point culminant en 2025, pour baisser ensuite jusqu’en 2030. Appa-
remment, les dirigeants politiques peuvent donc encore temporiser, car jusqu’a
2021, il n’y a aucune urgence. C’est cependant une conclusion erronée, parce que
la capacité doit augmenter rapidement apres 2021. Tergiverser trop longtemps
avant d’établir une politique ou un plan d’action accroit précisément le risque
d’étre obligé de prolonger la durée de vie de certaines centrales nucléaires. Pour
résumer : il n’y a aucune raison d’attendre longtemps pour élaborer une vision
politique qui porte Pattention nécessaire a la capacité gaziére optimale entre
aujourd’hui et 2030.

Outre ce besoin «universel » de capacité gaziére, nos dirigeants politiques
peuvent envisager les différents scénarios au sein du trilemme énergétique en
fonction du cotit économique et des émissions de CO, a attendre. Les trois scéna-
rios prévoyant une sortie compléte du nucléaire présentent un colt supérieur au
scénario de maintien d’une capacité nucléaire d’environ 4000 MW. En 2030, la
sortie du nucléaire engendre un surcoiit annuel de 2,2 milliards d’euros dans le
scénario de référence a 2,6 milliards d’euros dans le scénario radical (chaque fois
par rapport au scénario nucléaire). Dans les trois scénarios prévoyant une sortie
compléte du nucléaire, le colit total augmente de 94% a 102% par rapport au
niveau de colits de 2016. Dans le scénario nucléaire, ’augmentation atteint « seu-
lement » 47% par rapport a 2016 et le colt total en 2030 est inférieur de 24 % au
cout du scénario de référence. Dans I’analyse des cofits du scénario nucléaire,
nous tenons également compte du colt de la prolongation de la durée de vie des
centrales nucléaires. Garantir la sécurité énergétique au cott le plus bas nous
ameéne donc au scénario nucléaire.

Coit le plus bas -> scénario nucléaire,
mals...

On remarque que les différences entre les trois scénarios sans capacité nucléaire
résiduelle sont relativement limitées ; le cott total du scénario de référence, du
scénario alternatif et du scénario radical s’éleverait respectivement a 9,1, 9,4 et
9,5 mia. € en 2030 (contre 6,9 mia. pour le scénario nucléaire).

Ces écarts de cout sont la conséquence d’investissements dans de nouveaux
actifs en remplacement d’anciens actifs, du cofit élevé des nouveaux actifs — en
particulier le cott de la capacité biomasse et des parcs éoliens offshore —, de I'im-
pact de la capacité tributaire des conditions climatiques sur le nombre d’heures de
service des centrales au gaz, du choix de facto d’un double systéme avec beaucoup
de capital renouvelable parallélement a un back-up fossile volumineux, ainsi que
I’horizon temporel de 2030 utilisé. Dans une analyse portant jusqu’en 2050 par
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exemple, les centrales nucléaires seraient presque assurément fermées, ce qui
entrainerait des investissements de remplacement a un cout plus incertain aprés
2030. Il n’est pas acquis que sur un horizon temporel beaucoup plus long, le scé-
nario qui prévoit une prolongation d’une partie de la capacité nucléaire s’avere
aussi nettement moins coliteux que les autres scénarios. C’est donc le fait que le
cadre de ’analyse s’arréte en 2030 qui nous améne au scénario nucléaire dans la
perspective des colts dans le trilemme énergétique.

Comme pour toute analyse basée sur une modélisation, la modification de
plusieurs hypothéses importantes peut avoir un impact sur le colt total par scé-
nario. Dans le scénario de référence, si nous supposons que la demande n’aug-
mente pas, mais baisse — comme c’est le cas dans le scénario radical —, le cofit total
diminue de 9,1 a 7,6 mia. € (ceteris paribus). Il en ressort qu’un investissement
dans des économies d’énergie peut réduire dans une mesure trés importante le
colt systémique total de la production d’électricité. Mais la réalisation de ces éco-
nomies d’énergie peut également avoir un coft...

Si nous associons le scénario REF aux mémes capacités renouvelables tribu-
taires des conditions climatiques que dans le scénario RAD, le cott total en 2030
augmente de 9,1 mia. € d’euros a 10,9 mia. €. Le scénario radical n’est pas exces-
sivement cher par rapport aux autres scénarios en raison de la baisse de la
demande d’électricité et malgré 1’énorme expansion de la capacité renouvelable
tributaire des conditions climatiques.

Les importations d’électricité augmentent dans tous les scénarios. En 2030,
nous consacrerons dés lors des montants importants a 'importation d’électricité.
Dans le scénario radical, la facture des importations dépasse le cott des centrales
au gaz belges en 2030. Dans le scénario alternatif, le colit du parc gazier en 2030
n’est « qu’un peu » plus cher que la facture des importations. Dans ce dernier scé-
nario, les importations d’électricité coltent aussi cher que le parc solaire belge.
Enfin, il faut remarquer que les cotts de réseau et d’équilibrage supplémentaires
ne pesent lourdement que dans le scénario alternatif et surtout le scénario radical.
Dans le scénario de référence et le scénario nucléaire, ces colts supplémentaires
sont négligeables. Dans le scénario radical, les colits de réseau et d’équilibrage
supplémentaires induits par les panneaux solaires et les éoliennes sont supérieurs
au colit total du parc gazier!

Les comparaisons de colts par scénario sont surtout pertinentes pour la com-
pétitivité-cout des entreprises belges a forte intensité énergétique. Le systeme
énergétique remplit de nombreuses fonctions et, comme chaque élément de I'in-
frastructure, est sujet a un cycle d’investissement. Dans les pays caractérisés par
une croissance économique soutenue — comme la Belgique entre 1955 et 1975 —,
on investit par cycle dans de I’infrastructure supplémentaire, ce qui crée des sur-
capacités temporaires. S’ensuit une période sans investissements durant laquelle
la croissance économique fait disparaitre la surcapacité. La pénurie et les besoins
d’investissements de remplacement qui apparaissent ensuite préparent un nou-
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veau cycle d’investissements. Ces nouveaux investissements aboutissent sur la fac-
ture des ménages et des entreprises, mais ne pas investir entrainerait des cofits
plus élevés a terme (frais de maintenance plus élevée, multiplication des avaries
techniques, etc.). Ceux qui portent leur regard sur 2030 savent que la sortie du
nucléaire — méme une sortie partielle du nucléaire — ménera a des investissements
supplémentaires. De ce fait, la facture augmentera temporairement, mais la fiabi-
lité du systeme énergétique s’améliorera et il sera possible de soutenir les innova-
tions technologiques. De solides investissements peuvent renforcer notre écono-
mie et limiter les colts futurs inhérents a la pollution atmosphérique et au
changement climatique. C’est positif pour toutes les entreprises, y compris celles
a forte intensité énergétique. Ceci n’est certainement pas un plaidoyer pour maxi-
miser les investissements sans la moindre attention aux conséquences sur les
couts. Gardons cependant a Pesprit que ne pas investir peut aussi provoquer une
forte augmentation de la facture.

En raison de la sortie du nucléaire, les émissions belges de CO, provenant de
la production d’électricité sont vouées a augmenter de maniére significative. Dans
le scénario de référence, les émissions nationales en 2030 ne sont supérieures que
de quelque 71% au scénario prévoyant le maintien en service de 4000 MW de
capacité nucléaire. Seul le scénario radical prévoit des émissions belges de CO,
inférieurs au scénario nucléaire en 2030. Par rapport aux scénarios de référence,
le scénario radical peut engendrer des émissions de CO, belges presque moitié
moins élevées en 2030. Le surcott annuel « limité » du scénario radical par rap-
port au scénario de référence — 400 mio. € en 2030 — doit étre comparé a des émis-
sions de CO, inférieures de 6,6 millions de tonnes en 2030. En optant pour le
scénario radical au lieu du scénario de référence, nous paierons donc, en tant que
société, environ 60 € par tonne de CO, économisée. En fonction de I’évolution
attendue du prix de CO, dans ’ETS européenne pour 2030, c’est tres acceptable.
Il faut également tenir compte du fait que le scénario radical, avec environ 2 mil-
lions de véhicules électriques en 2030, réduira les émissions de CO, de notre
mobilité de 2,85 millions de tonnes. Mais contrairement aux autres scénarios, le
radical prévoit une forte surproduction d’électricité. Méme aprés la fermeture des
centrales nucléaires, la surproduction du scénario radical reste problématique.

Facture des subsides

Une part considérable des prix précités par scénario est couverte par divers sub-
sides. Pour les parcs éoliens et centrales biomasse, d’autres subsides seront néces-
saires pour provoquer une augmentation de la capacité. Il est aussi trés probable
que des subsides seront nécessaires pour de nouvelles centrales au gaz ou pour
maintenir suffisamment longtemps les centrales au gaz existantes sur le marché.

13

RECOMMANDATIONS

CONCLUSIONS ET
POLITIQUES




Notre analyse des prix de gros en 2030 suggere en effet qu’ils seront sans doute
trop bas pour déclencher des investissements privés dans de nouvelles centrales au
gaz. Notre analyse démontre que le colt total des subsides augmentera d’environ
50% en 2030, tant dans le scénario de référence, le scénario alternatif que le scé-
nario radical. Paugmentation du cofit total des subsides n’est pas tant causée par
des investissements élevés dans de nouvelles centrales au gaz que dans une capa-
cité biomasse supplémentaire ou dans des parcs éoliens offshore supplémentaires.
Cette évolution vers un systéeme ou chaque élément dépend de subsides spéci-
fiques constitue un contraste notable avec les objectifs de libéralisation et d’unifi-
cation des marchés européens de I’énergie. La préoccupation (justifiée) pour la
sécurité énergétique suggere que I’électricité possede les caractéristiques d’un bien
commun, raison pour laquelle la logique de marché applicable aux autres biens,
avec des conditions périphériques technologiques incomparables, n’est pas aussi
aisément applicable... Dans ’électricité, I’équilibre entre ’offre et la demande doit
toujours étre garanti; peu d’autres biens et services sont soumis a cette condition.

Le développement d’un mécanisme de subsides efficaces exige un travail sur
mesure. D’un point de vue économique, il est essentiel de soutenir a temps le déve-
loppement de nouvelles technologies radicales via des subsides publics en R&D.
Ces subsides corrigent en effet les défaillances du marché qui provoquent un sous-
investissement des entreprises privées dans des projets d’innovation risqués. Mal-
heureusement, la plupart des pays occidentaux ont nettement réduit leurs inves-
tissements publics en R&D dans I’énergie aprés la fin de la deuxiéme crise
pétroliere autour de 1980. C’est précisément la raison pour laquelle il n’y a pas de
vaste pipeline de concepts énergétiques innovants qui ont pu étre affinés a partir
de 1992, lorsque la politique climatique internationale a été lancée au niveau ins-
titutionnel.

Le développement de technologies énergétiques nouvelles et radicales au tra-
vers de la R&D publique demande beaucoup de temps, alors que la politique
énergétique fonctionne souvent avec des objectifs a relativement court terme. Lal-
ternative trés chére consistant a vouloir subventionner sur le marché des techno-
logies trop jeunes et trop couteuses doit absolument se limiter a des niches spéci-
fiques. Cela n’a pas été le cas pour les panneaux solaires en Flandre et nous
trainons toujours aujourd’hui une facture de subsides élevée. Le choix politique
d’attendre quelques années, d’investir entre-temps dans le R&D et de ne subven-
tionner qu’ensuite et de maniére limitée la commercialisation de technologies
matures ou plus matures, comme aux Pays-Bas ou en Autriche, s’est avéré a pos-
teriori beaucoup moins coliteux pour un méme résultat écologique. Ces enseigne-
ments sont toujours pertinents pour de nouvelles technologies renouvelables
comme la géothermie, I’énergie houlomotrice ou I’énergie marémotrice.

Les subsides en faveur de nouvelles centrales au gaz sont a situer dans un
contexte de «missing money » et non dans celui de nouvelles technologies radi-
cales sous-financées. Il reste cependant essentiel de vérifier dans quelle mesure les
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subsides répondent aux défaillances du marché. Dans ce contexte, il est nécessaire
d’identifier les facteurs qui meénent précisément a une défaillance spécifique du
marché. Si les prix de gros sont bas a la suite de la politique menée — avec des
objectifs en matiére d’énergie renouvelable et de sécurité énergétique, la fixation
d’un prix maximal —, la réorientation de la politique actuelle peut étre envisagée
comme alternative aux subsides ou aux redevances de capacité.

co,-> scénario radical

Si nous comparons les émissions nationales de CO, en 2030 aux émissions de
2016, nous ne trouvons une forte augmentation des émissions que dans le scéna-
rio de référence. Tant dans le scénario nucléaire que dans le scénario radical, les
émissions nationales en 2030 sont inférieures au niveau d’émissions de 2016.
Dans le scénario alternatif, les émissions de 2030 sont a peu prés aussi élevées
qu’en 2016. Tous les scénarios prévoient cependant une augmentation significa-
tive des importations d’électricité. S’il faut également tenir compte des émissions
de I’électricité importée, il s’avere que I’addition des émissions nationales et des
émissions incorporées dans les importations en 2030 est nettement supérieure au
niveau d’émissions de 2016. C’est également le cas dans le scénario nucléaire,
mais pas dans le scénario radical.

Le scénario radical génere en 2030 des émissions totales de CO, — importa-
tions comprises — de 11,79 millions de tonnes, alors qu’elles s’élevent a 13,94 mil-
lions de tonnes dans le scénario nucléaire. En revanche, le scénario radical pré-
sente un surcout de 2,6 mia. €. La société paie donc en 2030 un cott de réduction
tres élevé de plus de 1000 € la tonne de CO, évitée si 'on opte pour le scénario
radical au lieu du scénario nucléaire. Ce calcul ignore cependant le cott ultérieur
du remplacement du capital nucléaire prolongé aprés 2030. Si les centrales dont
la durée de vie a été auparavant prolongée sont définitivement fermées et rempla-
cées par un capital relativement cher en 2035, le cott chiffré par tonne de CO,
évitée peut beaucoup diminuer en comparaison avec le scénario radical utilisé.

Lanalyse confirme les conséquences significatives en termes d’émissions de
CO, d’une augmentation de la capacité de biomasse. Si nous ne faisons pas aug-
menter, mais maintenons constante la capacité biomasse dans le scénario de réfé-
rence, les émissions nationales de CO, dans ce scénario augmentent de pres de
20%, raison pour laquelle ce scénario adapté présente une intensité CO, littérale-
ment deux fois plus élevée que le scénario nucléaire et le scénario radical. Dans le
scénario de référence, nous prévoyons une augmentation de la demande d’électri-
cité. Si nous revenons au scénario de référence initiale — donc avec une capacité
biomasse supplémentaire —, mais supposons que la demande baisse comme dans
le scénario radical, les émissions nationales de CO, en 2030 diminuent de quelque
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30% par rapport au résultat avec une augmentation de la demande. De ce fait, le
scénario de référence devient subitement aussi attractif que le scénario alternatif
du point de vue des émissions de CO,. La forte baisse des émissions montre clai-
rement que la limitation de la demande d’électricité doit toujours étre une priorité
politique absolue, bien que le passage simultané des secteurs du transport et de la
chaleur a Délectricité constitue un défi significatif. Un paysage énergétique sans
centrale biomasse supplémentaire est surtout a envisager si la demande d’électri-
cité baisse...

Nuclear or radical, that’s the question...

Dans la perspective d’un « trilemme » ou les dirigeants politiques doivent conci-
lier des objectifs de sécurité énergétique, de soutenabilité financiére et d’émissions
de CO,, nous pouvons conclure que le choix fondamental oppose le scénario
nucléaire et le scénario radical. Le scénario radical est nettement plus « perfor-
mant » en termes d’impact de CO, que le scénario de référence et le scénario alter-
natif, et ce, pour un surcott limité.

Un élément crucial du scénario radical est la baisse de la demande. De ce fait,
moins de nouvelles centrales au gaz seront nécessaires pour compenser la sortie
du nucléaire. Caugmentation extréme des capacités renouvelables tributaires des
conditions climatiques dans le scénario radical — qui atteint 24,8 GW en 2030 —a
un impact limité sur la demande de centrales au gaz, mais entraine une forte aug-
mentation du cott total du scénario radical, ainsi qu’une surproduction problé-
matique d’électricité. Notre analyse de sensibilité révele également que I’hypo-
thése d’une baisse de la demande entraine également une diminution des besoins
de centrales au gaz lors de la sortie du nucléaire et donc un colit total plus faible
dans les autres scénarios. Dans le scénario de référence, la variante avec une
demande plus faible engendre un cott total de 7,6 mia. € en 2030 (pour un coft
total de 6,9 milliards pour le scénario nucléaire). Et la diminution de la demande
réduit naturellement les émissions de CO,. Pour résumer, la limitation de la
demande rend tous les scénarios aussi attrayants que le scénario radical.

Nous en concluons que la limitation de la demande d’électricité — tant de la
demande totale pendant une année civile que de la demande de pointe — devrait
étre la priorité d’une politique qui veut limiter le cott de la transition énergétique
vers I’électricité. Cette conclusion n’a rien de neuf. Cela dit, plusieurs évolutions
récentes peuvent tempérer la recherche d’économies d’énergie par le consomma-
teur. Ainsi le consommateur est-il aujourd’hui confronté a une structure tarifaire
dans laquelle une plus faible consommation d’électricité n’entraine pas toujours
une diminution de la facture. Le bénéfice d’une consommation plus faible peut
par exemple étre compensé par des cotits de réseau plus élevés par kWh consommé.
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La répercussion systématique du cout des différentes mesures politiques sur la
facture d’électricité — sous la forme de coits de réseau ou de taxes supplémen-
taires — peut compliquer la mise en ceuvre d’une baisse de la consommation. Par
ailleurs, on réclame fréquemment une facturation future basée sur la puissance
demandée ou sur I’échange avec le réseau et non sur la consommation totale
annuelle. Cencouragement a faire preuve d’efficacité énergétique deviendrait ainsi
encore plus flou. Le déploiement du compteur intelligent devrait en principe
rendre possibles de nouvelles structures tarifaires a méme de stimuler tant Peffica-
cité énergétique que des investissements dans une technologie de stockage local,
par exemple. Ces derniers investissements contribueraient notamment a réduire la
demande de pointe.

Une baisse de la demande d’électricité est un défi si nous souhaitons électrifier
en partie des secteurs comme le transport et le chauffage ménager. Cependant, il
existe assurément un grand potentiel d’autres économies, bien que la réalisation
de ce potentiel ait un codt. Ainsi la part de la technologie LED dans I’éclairage
utilisé dans les ménages est-elle toujours (tres) limitée. Une baisse de la demande
d’électricité accroitra cependant la surproduction future d’électricité pendant
I’été. Un contingentement de la capacité tributaire des conditions climatiques
pourrait ainsi s’avérer nécessaire.

VE, DSM, batteries stationnaires
ne sont pas des solutions magiques

Notre analyse montre également que des investissements massifs dans les véhi-
cules électriques ou le DSM peuvent avoir un impact sur I'utilisation de centrales
pour les pics de demande, mais n’entrainera pas une forte baisse des besoins de
centrales au gaz, du cofit total par scénario et des émissions de CO,. Le remplace-
ment de centrales au gaz ayant un facteur de charge relativement élevé par des
batteries (automobiles) ou d’autres vecteurs de stockage se heurte a la nécessité
d’augmenter presque de maniére exponentielle la capacité de batterie, ce qui n’est
pas souhaitable d’un point de vue économique et ne sera pas possible sans
d’énormes subsides.

Une augmentation de la capacité d’importation permet de maintenir moins de
capacité controlable en Belgique. Mais 1 MV d’interconnexion supplémentaire
n’entrainera pas 1 MV de capacité gaziére en moins si ’on veut conserver la sécu-
rité énergétique. Dans la mesure ou les moments de pénurie sont relativement cor-
rélés au sein de P’ECO, la disponibilité nominale de la capacité d’importation est
soumise a une autre analyse des risques que celle de la disponibilité de centrales
au gaz. La Belgique ne se verra proposer par ses voisins de I’électricité gratuite que
pendant I’été. A d’autres moments, les importations d’électricité peuvent cofiter
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trés cher. On peut se demander s’il n’est pas possible d’allouer de maniére plus
opportune ces faibles moyens. Dans ce domaine, on s’intéressera surtout aux effets
sur ’emploi et a la valeur ajoutée a la production au sein des frontiéres nationales.
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Questions et réponses
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Dans I’introduction, nous avions formulé quelques questions-clés. Aprés analyse,
nous tentons d’y répondre.

Est-il technologiquement possible
de fermer les centrales nucléaires
comme prévu actuellement ?

Les dirigeants politiques disposent de plusieurs possibilités pour fermer les cen-
trales nucléaires comme prévu actuellement. Tous les scénarios discutés offrent
une sécurité énergétique, mais a un cott différent et avec un impact différent sur
les émissions de CO,. Chaque évolution vers un scénario donné exige de plus une
politique de soutien — par exemple en matiére de mobilité électrique — et un travail
sur mesure en matiére de mécanismes de soutien.

Quelle est la capacité de remplacement
nécessaire pour garantir la securité
d’approvisionnement lors de la sortie
du nucléaire ?

La fermeture des centrales nucléaires est possible moyennant une combinaison de
centrales au gaz, de capacités renouvelables — y compris ou non de capacité bio-
masse, de stockage, de DSM et d’importation d’électricité. Plus la demande d’élec-
tricité baisse, plus les besoins d’actifs seront faibles. Méme le scénario nucléaire et
le scénario radical avec son énorme capacité renouvelable nécessitent des cen-
trales au gaz supplémentaires pour garantir la sécurité énergétique en 2030. Les
besoins de nouvelles centrales au gaz sont toujours plus faibles que la capacité
nucléaire fermée.

Dans quelle mesure une forte diminution
de la demande peut-elle limiter les besoins
de capacité de remplacement ?

Dans notre analyse, nous utilisons dans plusieurs scénarios une croissance
annuelle positive de la demande d’électricité alors qu’un taux de croissance néga-
tif n’est utilisé que dans le scénario radical. La Figure 2.2 démontre que ces diffé-
rences entrainent une demande totale d’électricité d’environ 92 TWh en 2030
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dans les « scénarios de croissance » — scénario de référence, nucléaire et alternatif
— alors que la demande baisse a environ 77 TWh dans le scénario radical. Nous
pouvons également calculer les besoins de centrales au gaz si nous maintenons
constants tous les autres actifs dans tous les scénarios prévoyant une augmenta-
tion de la demande, mais faisons baisser la demande. Lanalyse de sensibilité du
Tableau 3.2 révele que la différence entre une hausse et une baisse de la demande
a un impact important dans tous les scénarios. Dans le scénario de référence, une
baisse au lieu d’une hausse de la demande entraine une diminution de la capacité
gaziére nécessaire de 1700 MW en 2025. En 2030, nous trouvons, pour le méme
scénario, une baisse de la capacité gaziére nécessaire de 1500 MW en cas de dimi-
nution et non d’augmentation de la demande. En revanche, si la demande aug-
mentait au lieu de se tasser dans le scénario radical, nous trouvons un besoin sup-
plémentaire de capacité gaziere de 2700 MW pour 2025 et de 2200 MW en 2030.
Dans les scénarios avec capacités de biomasse, ces conclusions restent valables si
la capacité de biomasse est considérée comme une variable. La capacité de bio-
masse est moins essentielle en cas de baisse de la demande qu’en cas de hausse. La
biomasse offre une capacité renouvelable controlable, ce qui n’est pas le cas de la
capacité renouvelable tributaire des conditions climatiques. La capacité d’éo-
liennes et de panneaux solaires est exogéne dans les quatre scénarios et nous
n’avons donc pas de réaction chiffrée de cette capacité en cas de baisse au lieu
d’une hausse de la demande. Nous savons qu’une baisse de la demande ne peut en
soi pas avoir de lourd impact sur nos « besoins » de capacité renouvelable tribu-
taire des conditions météorologiques. Lorsque la demande totale d’électricité
diminue sur base annuelle, cette baisse peut se produire a des moments de produc-
tion intense d’électricité renouvelable, de production renouvelable réduite ou
d’absence de production d’électricité renouvelable.

Quel est le surcolt économique
des investissements dans la capacité
de remplacement ?

La capacité totale augmente nettement dans tous les scénarios. La capacité de
production renouvelable augmente fortement a trés fortement alors qu’on investit
également dans des centrales au gaz, des véhicules électriques, d’autres capacités
de stockage, du DSM et une augmentation des interconnexions avec les pays voi-
sins. Une prolongation de 4000 MW d’énergie nucléaire réduit les besoins de
capacité de remplacement, raison pour laquelle ce scénario nucléaire ne cotte que
6,9 mia. € en 2030 alors que les trois autres scénarios présentent un coiit annuel
compris entre 9,1 et 9,5 mia. €. Le surcot par rapport au scénario de prolonga-
tion du nucléaire n’est cependant pas tellement imputable a un besoin beaucoup

121

(3}

QUESTIONS ET REPONSES




plus élevé de centrales au gaz dans les autres scénarios. Il est avant tout la consé-
quence de la combinaison choisie de technologies et d’importations d’électricité.
Il faut également tenir compte des effets systémiques indirects comme les frais de
réseau et d’équilibrage supplémentaires pour les scénarios prévoyant une part éle-
vée d’énergies renouvelables. Si nous nous concentrons sur le coit annuel des cen-
trales au gaz nécessaires dans les différents scénarios, ceux-ci sont minimums
dans le scénario de prolongation des centrales nucléaires. Dans ce scénario nu-
cléaire, le cotit tant des CCGT que des OCGT s’éléve a environ 1 mia. € en 2030,
alors qu’il est nettement plus faible dans le scénario radical, avec environ 710
mio. €. Dans le scénario de référence, le cotut annuel des centrales au gaz atteint
prés de 2,9 mia. € en 2030. Le scénario radical présente des besoins plus faibles
de centrales au gaz en raison de Paugmentation de la capacité renouvelable et de
stockage. Dans le scénario radical, la facture annuelle des parcs éoliens en 2030
est, avec 2,9 mia. €, aussi élevée que la facture de capacité de gaz dans le scénario
de référence. Dans le scénario de référence, le cott des importations d’électricité
s’éleve a environ 1,25 mia. € en 2030, alors que cette facture est minimale dans le
scénario radical, avec 739 mio. €. Puisqu’il n’y a pas une seule maniére d’apporter
la capacité de remplacement, il n’y a pas de réponse univoque a la question du
surcolt de la capacité de remplacement.

Comment cette capacité de remplacement
sera-t-elle développée ? Sous l'action

de l'offre et de la demande ou

par des décisions politiques ?

Laugmentation de la capacité totale en 2030 est notamment la conséquence de la
décision politique de fermer les centrales nucléaires. Notre pays s’est également
engagé envers ’Union européenne a réaliser des objectifs ambitieux en matiére de
réduction des émissions de CO,, de part de I’énergie renouvelable et d’efficacité
énergétique. A cet effet, un nouveau mix technologique est nécessaire pour 2030.
La politique de subsides actuelle qui favorise I’énergie éolienne sera poursuivie
parce qu’il est presque impossible, sinon impossible de rentabiliser les projets
éoliens aux niveaux actuels et attendus des prix de gros. A cela s’ajoute le fait que
les parcs éoliens ne produisent pas toujours a des moments caractérisés par des
prix attrayants. Pour les particuliers, les subsides en faveur de I’énergie solaire ne
sont plus nécessaires aujourd’hui en raison de la facture retail élevée et de la forte
baisse du colit d’investissement. Si I'introduction de compteurs intelligents en-
traine la disparition des compteurs qui tournent a I’envers, I’exercice de renta-
bilité pour les particuliers devient moins transparent, ce qui peut limiter I’envie
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d’investir. De ce fait, un mécanisme alternatif de soutien ou de compensation pour
les investissements particuliers dans le photovoltaique peut étre nécessaire...

Un élément central de nos analyses est la prévision que les prix de gros ne
vont pas ou a peine augmenter entre aujourd’hui et 2030. De ce fait, il n’y aura
pas de nouveaux investissements dans des centrales au gaz neuves et le modele de
rentabilité de la capacité de stockage et du DSM est sous pression. Pour que ces
capacités arrivent quand méme sur le marché, des mécanismes de soutien adaptés
seront trés probablement nécessaires. Des structures tarifaires différentes pour les
services énergétiques peuvent en soi favoriser un changement de comportement.
Surtout pour les investissements dans les batteries et le DSM, une politique créa-
tive pourra exploiter de maniére optimale la technologie intelligente.

Les mécanismes de soutien ont un prix pour le consommateur, mais chaque
investissement privé doit étre rentabilisé sur le marché via le prix facturé aux
consommateurs. Lessor de la voiture électrique peut étre spontané ou stimulé via
des incitants spécifiques, allant de subventions directes a des avantages fiscaux en
passant des places de stationnement ou des bandes de circulation réservées. Si les
pouvoirs publics recherchent une diffusion rapide des véhicules électriques, une
politique de soutien est souhaitable.

Finalement, nous évoluons vers un paysage ou les interactions entre différents
objectifs politiques obligeront a soutenir ou stimuler tous les investissements
futurs. Nous ne pouvons que répéter que cette évolution ne semble pas étre cohé-
rente avec Pambition européenne de libéralisation et d’intégration des marchés de
I’énergie. Si une foule d’objectifs politiques entraine une perturbation excessive
du fonctionnement du marché, il peut étre envisagé de ne retenir que I’objectif le
plus essentiel et d’abandonner tous les autres. Pour ce qui concerne le cadre poli-
tique européen, 'objectif d’émissions de CO, devrait primer et des objectifs
connexes comme la part de la production renouvelable peuvent étre abandonnés.
A ce jour, Pénergie renouvelable est en effet un moyen de réduire les émissions de
CO, - dont Pefficacité dépend du mix énergétique global — et non un but en soi.
A titre de compensation, de nouvelles technologies d’énergies renouvelables
peuvent étre soutenues par des aides publiques en faveur de la R&D.

Si nous visons surtout pour I’électricité une économie de marché sans pou-
voirs publics qui imposent de trés nombreuses restrictions technologiques, il faut
établir qui sera responsable de la sécurité d’approvisionnement. Les mécanismes
de capacité pour de nouvelles centrales au gaz sont en effet la conséquence du réle
qu’assument les pouvoirs publics en matiére de sécurité énergétique. Si le marché
menace de ne pas susciter suffisamment d’investissement, les pouvoirs publics
pourront combler cette lacune avec des aides ciblées afin qu’une capacité suffi-
sante soit disponible a long terme. Cette pratique élude la question de savoir
pourquoi les investissements sont insuffisants. Dans le cadre de la législation
actuelle, les fournisseurs ou les entreprises d’électricité avec un portefeuille de
clients ne doivent garantir que I’équilibre entre Ioffre et la demande attendues a
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court terme. Ainsi chaque balance responsible party ou BRP doit-il démontrer un
jour a P’avance a de I’opérateur national du systéeme que la demande attendue
pourra étre suivie a tout moment de la journée suivante par la combinaison de
production propre et d’achats auprés d’autres fournisseurs. Cette obligation n’en-
traine en soi pas d’investissements a long terme. En théorie, cette législation pour-
rait étre adaptée en ce sens que chaque fournisseur devrait également présenter un
plan destiné a pouvoir suivre ’évolution attendue de la demande propre a long
terme. Si chaque fournisseur doit démontrer aujourd’hui comment il pourra
suivre la demande attendue jusqu’en 2030, le fournisseur voudra soit acheter a
trés long terme, soit adapter sa propre capacité de production. Si de nombreux
fournisseurs voulaient conclure des contrats a terme a plus de 10 ans — ce qui est
impossible aujourd’hui —, on créerait un marché pour une capacité de production
qui n’existe pas aujourd’hui. Détail intéressant ici: la Commission européenne a
précisément milité en faveur de la suppression de contrats a long terme afin d’of-
frir davantage d’opportunités aux nouveaux arrivants dans le marché libéralisé.
Le probleme, dans cet exercice de réflexion, est naturellement qu’aucun fournis-
seur ne sait comment évoluera la demande entre aujourd’hui et 2030. Nous nous
trouvons a la veille de plusieurs évolutions technologiques qui pourraient avoir
un impact important sur la demande a long terme. De méme, les clients sont inci-
tés a comparer fréquemment les offres des fournisseurs, de sorte que les porte-
feuilles de clients peuvent varier fortement. Les fournisseurs n’ont pas de boule de
cristal... mais les pouvoirs publics non plus. Pour I’instant, les pouvoirs publics
restent responsables de I’équilibre a long terme alors qu’il n’y a aucune raison
d’estimer qu’ils disposent de meilleures informations que les entreprises énergé-
tiques réglementées. Cependant, les pouvoirs publics déterminent et changent
constamment les régles du jeu, ce qui a créé un environnement de marché difficile
a évaluer pour les entités réglementées. Lorsque le chaos est grand, il ne reste pas
d’autre option que de faire assumer la responsabilité finale par la source de I’in-
certitude.

La politique actuelle est-elle adéquate ?
Faut-il 'adapter?

Si la politique actuelle se limite a une vision ou un plan par étapes destiné a per-
mettre la sortie du nucléaire dans la perspective du trilemme, on remarque qu’il
n’existe actuellement aucun plan concret pour obtenir une capacité de remplace-
ment nécessaire — dont de nombreuses variantes sont imaginables — dans les
délais. Par ailleurs, il est également possible de travailler avec une réserve straté-
gique dans le cadre duquel quelques vieilles centrales restent disponibles en dehors
du marché pour répondre a des pénuries trés rares. Notre analyse révéle cepen-
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dant que les facteurs de charge des centrales aux gaz qui seront nécessaires en
2025 et en 2030 sont a ce point élevés que ces actifs ne peuvent étre repris dans
une réserve stratégique extérieure au marché qui n’est en principe activée que de
maniére trés sporadique. Des facteurs de charge simulés atteignant 50% et plus
pour 2025 exigent une utilisation totalement différente des centrales au gaz;
celle-ci reléve d’un marché, bien que ce ne soit pas possible sans soutien. I’instru-
ment de la réserve stratégique n’offre pas de solution efficace pour les défis
jusqu’en 2030.

Il est nécessaire de revoir le contenu de la politique menée. La production
d’électricité seule n’est pas centrale. Tabler sur une forte baisse de la demande
d’électricité offre de grands avantages en termes de baisse des besoins de capacité
de remplacement, de cofit total et d’émissions de CO,. Une politique d’efficacité
ambitieuse doit étre une priorité, mais elle a naturellement aussi un cott et doit
tenir compte du cycle d’investissements dans les différentes technologies chez les
agents économiques. A court terme, nous ne devons pas attendre de miracle d’une
politique d’efficacité ambitieuse, mais d’ici 2030, il est certainement possible d’en-
registrer des résultats a condition d’apporter le soutien adéquat. Attendre une
vague spontanée d’économies d’énergie et d’efficacité énergétique est un ambi-
tieux pari. Une politique d’efficacité ambitieuse combine une orientation tech-
nique a des incitants économiques et des instruments d’information. Il est possible
d’accélérer la sortie du marché de technologies inefficaces via la réglementation
technique. On soutiendra ainsi le marché des meilleures technologies, ce qui
offrira des opportunités pour les entreprises technologiques. Il est important de
sanctionner financierement des consommations d’énergie élevée, mais aussi de
récompenser les faibles consommations d’énergie pour soutenir la quéte d’alter-
natives efficaces chez les consommateurs et les entreprises. En outre, il reste essen-
tiel, via des campagnes ciblées, non seulement de sensibiliser, mais aussi de fournir
des informations relatives aux délais d’amortissement, aux solutions a diverses
barriéres, aux meilleures pratiques, etc. Des constructions financiéres innovantes
peuvent également mieux exploiter le potentiel d’efficacité disponible. Par exemple,
une nouvelle dynamique pourra se créer dés qu’il sera financiérement rentable de
cofinancer auprés de tiers des économies d’énergie.

Outre P’accent sur la capacité de remplacement et I’efficacité énergétique, il
faut se pencher sur le timing des différentes mesures politiques. Nous avons
encore du temps, mais ceci n’est pas un plaidoyer pour de nouveaux reports. Il est
préférable de faire des choix «sans regret » trop tot que trop tard. D’un point de
vue technologique, nous avons un peu de temps d’ici 2025 ; la construction d’une
nouvelle centrale au gaz, par exemple, ne dure pas 7 a 8 ans en principe. Mais de
tels projets doivent étre préparés et testés pendant une longue période — y compris
pour ce qui concerne le choix d’un mécanisme de soutien adéquat —, de sorte que
I’on ne pourra pas temporiser trop longtemps. Un backplanning ou backcasting
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permettrait également de déterminer le caractére urgent de certaines décisions a
prendre aujourd’hui ou demain.

Tous les scénarios se caractérisent par une augmentation de la capacité renou-
velable variable, une augmentation de la capacité DSM et une forte, voire trés
forte pénétration des véhicules électriques. L’analyse a révélé qu’il faudra conti-
nuer a soutenir I’expansion de la capacité renouvelable via des mécanismes de
subsides, malgré la baisse des cotts d’investissement. Des subsides pourraient éga-
lement s’avérer nécessaires pour les autres actifs aussi. Si le cott de ces méca-
nismes de subsides est répercuté sur les consommateurs, la facture d’électricité des
ménages et entreprises belges ne peut qu’augmenter. Des mesures compensatoires
peuvent alors étre envisagées tant pour les plus bas revenus que pour les entre-
prises qui font face a une concurrence internationale. Il en résultera cependant
une augmentation encore plus rapide de la facture pour la classe moyenne et les
autres entreprises. En principe, les pouvoirs publics peuvent prendre en charge
une partie des colts supplémentaires de subsides a partir de leurs ressources géné-
rales, mais c’est trés peu vraisemblable dans le contexte budgétaire belge.

Pour structurer le cadre politique, il est indispensable de développer une
vision concreéte des aspects suivants :

La composition du parc de production durant la période 2025-2030, avec
une distinction entre les actifs qui seront spontanément disponibles — a la
suite du fonctionnement normal du marché — et les actifs qui pourraient
nécessiter une forme de soutien;

Un cadre temporel par catégorie d’actifs de sorte que I’évolution vers un
parc de production donné ne soit pas amorcée trop tard ;

La détermination des mécanismes de soutien appropriés pour déclencher
les investissements nécessaires, le chiffrage de leurs colts et la répartition
du cott des subsides sur les divers secteurs économiques ;

Une estimation du potentiel de réduction de la demande d’électricité dans
tous les secteurs économiques a moyen et long terme, I’identification des
instruments politiques les plus appropriés et une estimation du prix et des
conditions périphériques a respecter pour mobiliser ce potentiel ;
Lintégration de toutes les mesures politiques nécessaires pour répondre au
trilemme énergétique dans la politique fiscale et économique plus large.
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Pour élaborer cette vision, un plan par étapes concret est nécessaire, basé sur:

1. Une analyse de I'évolution attendue de chaque élément de notre capa-
cité actuelle (y compris le DSM, les importations, le stockage);

2. Une analyse de I'évolution attendue de la demande sous différents scé-
narios technologiques;

3. Une analyse des besoins de nouvelles capacités lors de la réalisation de
la sortie du nucléaire, compte tenu des implications en matiere de CO2
et de colts systémiques + spécification de la capacité qui devra étre
soutenue via des subsides ;

4. Une analyse des conséquences en fermes de prix pour les différents
segments du marché (ménages, PME, grands consommateurs - avec
une attention particuliere pour I'exposition & la concurrence internatio-
nale);

5. Une analyse des autres conséquences, par exemple en matiere d’'em-
ploi et de qualité de I'air.

6.  Un script basé sur les analyses ci-dessus.

QUESTIONS ET REPONSES

Le plan par étapes ci-dessus n’est pas un plaidoyer pour une planification centra-
lisée du secteur de I’électricité. Le choix étrange de commencer par libéraliser les
marchés pour ensuite se mettre a réglementer I’utilisation de toutes les technolo-
gies — y compris de I’énergie nucléaire dans notre pays — nous a menés dans une
impasse ou personne n’investira spontanément dans de nouvelles capacités afin de
soutenir la sortie du nucléaire. Le plan par étapes est une second-best solution
parce que la solution optimale n’est pas réalisable a court terme. La solution opti-
male exigerait ’adaptation du modéle de marché — défini au sens large — et la sup-
pression d’une foule d’objectifs qui se chevauchent au profit d’un seul, a savoir la
réduction des émissions de CO, a long terme.

Enfin, il faut souligner que le dernier point dans la vision précitée reconnait
que les mesures liées a la résolution du trilemme énergétique ne peuvent étre
prises ou évaluées sans tenir compte d’initiatives dans d’autres domaines poli-
tiques. Ainsi une écologisation fiscale est-elle éminemment souhaitable en Bel-
gique pour différentes raisons et elle pourrait avoir un impact direct ou indirect
sur les besoins d’actifs destinés a produire électricité dans notre pays, par
exemple. Linstauration d’un prix général et croissant du CO,, des réglementa-
tions qui accélérent le bannissement des technologies inefficaces ou la rénovation
des batiments anciens, I’instauration d’une taxation au kilomeétre et la modifica-
tion radicale de la fiscalité automobile (y compris la fiscalité des véhicules de
société) et de nombreuses autres mesures peuvent également exercer de fortes
répercussions la transition du systéme électrique a long terme. De méme, des évo-
lutions internationales peuvent influencer le cadre dans lequel des mesures sont
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prises pour le systeme électrique. ’évolution du prix du CO, dans le systeme
européen du commerce les droits d’émission, des prix de I’énergie fossile ou des
objectifs en matiére d’énergie renouvelable et d’efficacité énergétique sont des
parameétres importants pour le paysage énergétique belge a long terme. Idem pour
le développement possible de nouveaux instruments de financement afin de sti-
muler la dynamique d’investissement en Belgique et en Europe. Ainsi, tout le
monde reconnait que des investissements dans la modernisation de notre infras-
tructure sont souhaitables. Et le systeme énergétique est un élément important de
notre infrastructure. Si par exemple des emprunts populaires ou des mécanismes
équivalents permettent de mobiliser des montants importants pour accélérer la
rénovation énergétique des batiments scolaires, des batiments publics, voire de
quartiers résidentiels entiers, le potentiel disponible en matiére de réduction de la
consommation d’énergie et d’émissions de CO, pourra étre exploité plus rapide-
ment que ce n’est le cas aujourd’hui. Il est souhaitable de tenir compte de toutes
ces interactions dans le débat sur I’avenir de notre systeme électrique.

Quelles sont les conséquences écologiques
— limitées aux émissions de gaz a effet
de serre - de la sortie du nucléaire ?

Le remplacement d’une capacité de production pauvre en carbone par une com-
binaison de réduction de la demande, de net accroissement de I’énergie renouve-
lable et d’une forte capacité de stockage ne doit pas mener a une augmentation
des émissions de CO, dans la production d’électricité. Dans le scénario radical, les
émissions totales de CO, s’élevent environ a 10 millions de tonnes en 2030 — c’est
I’addition des émissions nationales et du CO, émis lors de la production de Iélec-
tricité importée — alors que les émissions totales atteignent 21 millions de tonnes
dans le scénario de référence sans capacité biomasse supplémentaire. Le scénario
nucléaire prévoit des émissions totales de prés de 14 millions de tonnes pour
2030. Limpact CO, du choix entre les différents scénarios de remplacement est
plus fort que 'impact CO, de la sortie du nucléaire en soi.

Dans le scénario radical, les émissions baissent de 11,94 millions de tonnes en
2016 a 11,79 millions de tonnes en 2030. Cette baisse trés limitée de 1,2% doit
cependant étre comparée a la nécessité de réduire les émissions nationales de CO,
de 10 millions de tonnes d’ici 2030. Ces 10 millions de tonnes correspondent a un
objectif de réduction de 30% par rapport au niveau d’émissions de 2005. Si le
secteur de ’électricité, méme dans le scénario radical, peut a peine contribuer a la
réalisation de cet objectif national, d’autres secteurs économiques devront déployer
davantage d’efforts.
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L'importation @ moindre coiit des pays
voisins n’est-elle pas la solution
la plus simple ?

Limportation d’électricité « bon marché » est trés attrayante pour les consomma-
teurs belges. Mais I’accent est ici placé sur le qualificatif « bon marché ». Rien ne
garantit que la Belgique puisse importer de I’électricité a cofits réduit pendant
I’hiver. Par ailleurs, nous nous dirigeons vers une surproduction propre d’électri-
cité pendant I’été, quand il faudra exporter plutdt qu’importer. Nos résultats
révelent que la facture annuelle des importations dépasse 1,2 mia. € tant dans le
scénario de référence que dans le scénario alternatif. A titre de comparaison : cela
correspond au cott annuel du grand parc solaire dans le scénario alternatif. Bien
entendu, on peut également se demander si nous voulons créer de la valeur ajou-
tée ou des emplois dans notre pays ou a I’étranger. Par ailleurs, notre analyse des
prix de gros démontre que la surcapacité actuelle dans les pays voisins pourrait
disparaitre a terme sans mener a une forte hausse des prix de gros. Chez nos voi-
sins aussi, la marge de réserves risque d’étre comprimée, ce qui peut les obliger a
mettre sur le marché une capacité suffisante via des décisions politiques. Si nos
voisins pensent surtout a leur sécurité énergétique nationale dans cet exercice, une
Belgique dépendante des importations risque a terme d’étre confrontée a des
conséquences désagréables.

Quel sera le role des « nouvelles »
technologies ou des « nouveaux »
concepts comme 'lavenement

des véhicules électriques, le Demand Side
Management (DSM) et les batteries
stationnaires ?

Les nouvelles technologies ont assurément un role a jouer dans le futur mix éner-
gétique. Les données météorologiques belges révelent cependant que nous serons
de temps a autre confrontés a des périodes assez longues de faible vent et d’ab-
sence de soleil. De telles périodes ne pourront pas étre surmontées par la capacité
de batteries que nous envisageons dans nos scénarios, méme si celles-ci sont
rechargées la nuit avec la capacité gaziére disponible. Il est naturellement toujours
possible d’étendre de maniére extréme la capacité de batteries de sorte qu’il soit
possible de surmonter des périodes beaucoup plus longues que de conditions
météorologiques sous-optimales. Mais une capacité de batterie aussi importante
sera trés peu exploitée, et sa justification économique devient trés problématique.
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Des technologies traditionnelles comme les centrales au gaz ont toujours un réle
a jouer, mais le role des technologies les plus anciennes — a savoir une gestion effi-
cace ou économe de biens et services rares — sera encore plus important...
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