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INTRODUCTION

L’industrie électrique a été traditionnellement amgée en monopole intégré
verticalement dans la production, le transportdiktribution et la fourniture d’électricité. En
régime monopolistique, la décision d’'investissemétaiit centralisée et la planification de la
production revenait a minimiser les codts pourséatie la demande. Avec l'ouverture a la
concurrence et l'apparition des marchés de gros I'diectricité, les prix devraient
progressivement remplacer la planification cergeadiet piloter les investissements décentralisés
en capacité de production. Les prix jouent déeswma réle fondamental. lls sont censeés
renseigner les participants sur le moment, la dgiéamais aussi le type d’'unités qu’il faut
construire. Théoriguement, le résultat est le mguoeesous le monopole. Le marché doit envoyer
les signaux et donner les incitations qui permétéex producteurs de minimiser leurs colts et
maximiser leurs profits. Dans la pratique plusieuatsrrogations subsistent sur la capacité des
marchés de gros de I'électricité & donner les mgsaux et les bonnes incitations pour les
investissements adéquats en capacité de produliteemblerait aprés quelques années de recul
et quelques expériences malheureuses (la Califottiadie et New YorK) que la dynamique

d’'investissement sur les marchés de I'électricitéisse a des regles complexes.

! Néanmoins ces exemples ne constituent pas une/grmpirique convaincante de ce constat étant @onné
I'existence d’autres problémes comme i) Un mangeeabrdination des réseaux connexes et de prépardés
dispatchersa la gestion de crise, ii) L'impossibilité de tvew des sites pour construire de nouveaux moyens de
production, iii) Des prix plafonds inférieurs aug(ts complets des nouvelles centrales, qui disstiaaasi les
nouveaux investissements. (Bouttes, 2005)



1- Le probleme

En théorie sur un marché de I'électricité en corenge, le prix qui équilibre I'offre et la
demande d’électricité, envoie des signaux et dodes incitations qui permettent un
investissement optimal sur le court et sur le lergie (Caramanis, 1982). Sur un marché spot de
I'énergi€® (“energy only), le prix détermine les revenus des différentsdoicteurs. Il existe donc
comme sur tous les autres marchés une boucle lestrerix et les investissements. Des prix
élevés (et donc des revenus élevés) entraineraugraentation des investissements et des prix
faibles (et donc des revenus faibles) limitentiteestissements. La figure 1 ci-dessous illustre

cette boucle entre les prix et les investissements:

Figure 1 : Le lien entre prix et investissement

+/-  Prix spot | _
: Investissement +/-

Signal

Sur le court terme, les prix doivent signaler awestisseurs le besoin de nouveaux moyens de
production et les anticipations des prix futursdenc des revenus futurs) doivent les inciter a
investir. Cependant, les caractéristiques tresifipées du bien font de I'électricité un cas
nettement plus complexe et des doutes persistera stapacité des marchés de I'électricité a
piloter les investissements en capacité de proolucte maniére optimale. Sur le court terme, (a)
grandes variations de la demande (b) non-stockélik I'électricité; (c) besoin d'équilibrer
I'offre et la demande continuellement & chaque tpdin réseau pour satisfaire les contraintes
physigues de tension, de fréquence, et de stafalitécapacité pour le gestionnaire de réseau de

controler les flux de puissance pour la majorit6 densommateurs individuels; (e) utilisation

2 Un marché de « I'énergie » n'inclut aucun paienpenir rémunérer la capacité qu'il ne produit pas
3 Sauf dans le cas du stockage des barrages hyyirasili



limitée de tarification en temps réel pour les phstits consommatelftsvont avoir des
répercussions fortes sur le signal prix envoyél@amarchés spot. Ce dernier risque de ne pas
refléter de maniére optimale les déséquilibresata ge production (le prix va signaler un besoin
trop fort ou trop faible pour des investissemeniscapacité de production). Sur le plus long
terme, si I'entrée est libre les investisseurs a@iewt avoir des incitations a corriger les éverstuel
déséquilibres du parc de production. Cependant, pegésence de barrieres ou des

taxes/subventions sont présentes les incitatiomgestir pourraient ne pas étre optimales.

1.1 Prix et déséquilibres du mix

La satisfaction en temps réel d’'une demande qua@ibxe fortes variations nécessite un parc de
production diversifié (un mix de technologies dedarction). Pour répondre a une demande
minimale (base), il est plus efficient d'utiliseesimoyens de production dont les codts variables
(le colt de production d'un MWh supplémentaire adgtcmarginal) est faible, mais les codts
fixes sont élevés. Au contraire, pour satisfaire pecs de demande, il faut avoir recours a des
techniques de production dont les co(ts fixes &mihtes, mais les colts variables sont él&vés
Les codts variables (incluant le colt des extewdsliet les colts fixes des différents moyens de
production, la demande intérieure et les échanges las pays voisins déterminent la structure
du parc optimal. Quand le parc est optimal, leschigg de I'électricité générent des prix qui ne

sont pas incompatibles avec la récupération des ¢ia@s.

En concurrence parfaite, (en présence d’'un nombeee éde petits producteurs incapables
d’influencer les prix ou les quantités) le prix egterminé par le colt marginal de la derniere
unité appelée & produfret par la volonté de payer des consommateurs {giearcontraintes de
capacité sont atteintes les consommateurs sordnngs par les prix). Quand le prix est
déterminé par les unités de pointe, la différemteedes colts marginaux des unités de pointe et
de base doit permettre a ces derniers de récupéeemartie de leurs colts fixes. Dans un

équilibre de moindre co(t, (c'est-a-dire si le miés technologies pour satisfaire la demande est

* Stoft, (2002)
® |l serait inefficace de construire des centratE#euses pour ne les utiliser que quelques heures
6 C'est la loi du “prix unique” de Walras (Wolak, G0
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optimal) les revenus nets des producteurs pourughéechnologie (base, semi-base et pointe)
issus des ventes au prix spot doivent étre egaxix@iits en capital (les surprofits sont nuls). Par
rapport a cette situation optimale, une modificatde I'offre ou la demande va entrainer des
rentes ou des pertes pour les producteurs étangédyue le parc ne peut s’ajuster instantanément
(ex : les durées de construction des unités deuptimh sont de 2 ans pour un cycle combiné au
gaz Combined Cycle Gas Turbinenais de 6-7 ans pour le nucléaire). Cet écattgignaler le
besoin (ou I'excés) de nouveaux investissementsstGionc le prix qui est censé mettre en
evidence les désequilibres entre I'offre et la dedesen attribuant une rente « de rareté » pour la
capacité manquante ou des pertes pour la capatigxees. Les insuffisances ou les surplus
éventuels de capacité doivent étre identifiés gracéobservation des prix. En cas de
déséquilibres les prix doivent envoyer un signalser rémunérant la capacité manquante et en
sous rémunérant la capacité en surplus, qui vatemdes investisseurs a corriger les

déseéquilibres. La figure 2 illustre ce lien entapacité installée et profitabilité :

Figure 2 : Déséquilibre du mix et profitabilité dentrales existantes

Offre Demande

\ /

Py

Surplus de ) ) Manque de
capacité Mix optimal capacité
Revenu Codts Revenu  Codts Revenu _ Codts
nets < fixes nets ~ fixes nets ~ fixes

Cependant, les caractéristiques de I'électricitpernettent pas encore de garantir que les prix
vont refléter les déseéquilibres entre loffre et tiemande de maniere optimale. Les
caractéristiques du bien électricité vont avoir desplications significatives dans le
fonctionnement des marchés spot. Une de ces iniplisaest qu’'une grande partie de la capacité
de production disponible pour répondre a la demate@ointe fournit une part relativement

faible de I'énergie totale durant I'année (Josk@@06). Les investisseurs potentiels en capacité
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de production doivent espérer récupeérer leurs elsallg capital par la différence entre les prix de
marché et leurs charges d’exploitation. La profilgdes unités de production qui ne vont

produire que pour un nombre tres limité d’heuressd&année va étre particuliérement sensible
au niveau des prix durant les heures de forte ddendra capacité de production (ou la réponse
a la demande) doivent étre disponibles pour perenéétquilibre entre I'offre et la demande sur

le réseau en réponse aux variations en temps edal demande et des indisponibilités fortuites
des équipements (lignes de transport, centrales,.gtEn théorie, la demande est suffisamment
élastique aux prix de maniére a ce que l'offre &tdemande se croisent toujours (Bohn,
Caramanis, Schweppe, Tabors, 1988). Quand la rapet#rait, le prix monte et la consommation
s'ajuste instantanément a la baisse. Il n'y a doas de coupures d’électricité et donc pas de

probleme de fiabilité du systéme puisque ce dersepar définition 100% fiable.

Cependant, en réalité, la faible dépendance a amification en temps réel et I'incapacité a
controler les flux de puissance pour les plus petiinsommateurs, ne permettent pas au marché
de rationner la demande par les prix et diminuantdpacité des meécanismes de marché a
garantir le niveau optimal de fiabilité du systér@es deux imperfections du marché du cété de
la demande (two demand-side flaws (Stoft, 2002) ne permettent pas aux consomneteur
individuels de révéler a quel prix ils sont présager la fiabilité ni d’ajuster leur consommation
en fonction des variations de la demande et des pEme s’ils en étaient capables, le
gestionnaire de réseau ne pourrait pas agir surfllesde puissance des consommateurs
individuels. Quand la capacité maximale est atgile demande doit étre interrompue par des
coupures tournantes (de groupements de consommatalividuels). Dans une logique de
maximisation des profits, les capacités de prodactiécessaires a la satisfaction du critere
d’adéquation ne seront maintenues en service oel@f@ees que si les prix durant ces situations
de défaillance procurent des revenus suffisantspaiagucteurs. Ceci est vrai surtout pour les
moyens d’extréme pointe qui dans une logique decindaspot ne recoivent de revenus que
durant les heures de défaillance.

L’'observation des prix sur les marchés spot suggeeeméme quand la capacité est adéquate il

manque de l'argent (missing money). Ce concept, introduit par Cramton et StoftO@Q0 puis

Joskow (2006) souligne le fait que les revenus det$énergie sur certains marchés spot ne
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permettent pas de couvrir les colts en capitalayiens de pointe (turbines a combustion (TAC))
ni des moyens de semi-base (Cycles Combinés auW@@&T) ou des unités au charbon
pulvérisé (CP), (PJM, 2005 et NEISO, 2005). Siges sont trop faibles et ne refletent pas les
déséquilibres entre I'offre et la demande, lesmegesur les marchés spot seront insuffisants pour

justifier les investissements nécessaires et gatanhiveau de fiabilité optimal du systéme.

Figure 3: Les distorsions du signal prix: Le probéede «missing money

- Prix spot | _
| Investissement -
“Missing money” Signal

Le montant de ce missing money a été estimé par ISONE a environ 2 milliard$ger an et

les centrales de pointe peuvent espérer récupgrguart de leurs codts fixes (Stoft et Cramton,
2006). Selon le rapport 2005 de PJM les calculs rdgenus nets de I'énergie qui ont été
effectués pour des investissements hypothétiquesuecaux CCGT et CP indiquent qu’ils sont
trés loin de couvrir les colts du capital de nouxemvestissements pour ces technologies. |l
semblerait donc que dans certains cas, les mammésient un signal trop faible pour les
investissements. La question décisive est bienadeirs si les marchés actuels envoient les
signaux pertinents pour investir dans ces nouveaoyens, ou dans la part « pointe » des

nouveaux moyens de base.

1.2 L’exercice de pouvoir de marché
Le modéle théorique des prix spot de Bohn, Carasn&uhweppe et Tabors (1988), suppose que

les producteurs sont en grand nombre et n'ont @asapacité d'influencer les prix. lls sont

preneurs de prix (Rrice takers»). Dans la réalité les marchés de I'électricie® sont pas

13



parfaitement concurrentiels et des comportemendségiiques ne peuvent pas étre exclus. Une
firme en position dominante peut chercher a exesearpouvoir sur les prix pour augmenter ses
profits. Les comportements stratégiques peuventr auo effet négatif sur l'investissement

puisque les prix ne vont plus refléter les déséupes « réels » du mix de production (une rareté
ou un surplus de I'offre) mais plutdt des déséqrals artificiels dus au manque de concurrence

qui vont créer des distorsions du signal prix.

Figure 4 : Les distorsions du signal prix: Le poude marché

+  Prix spot _
Investissement +

Pouvoir de marché _:
Signal

La concentration du marché peut poser des probl@omasle bon fonctionnement du marché et
constitue une question essentielle. En présence atarché concentré et d’'une concurrence
imparfaite, une firme dominante peut offrir cer&snunités stratégiquement diategic
bidding»). En l'absence de concurrence, cette pratiquesiste a offrir les unités d'une
technologie donnée au-dela de leur colt marginas raa dessous de celui des unités des
concurrents. Cependant, dans le cas de I'éleérides problemes concurrentiels peuvent
apparaitre méme sur des marchés peu concentréas(lealifornien illustre bien ce probléme).
Durant les périodes de tension dans I'équilibreedfiemande l'inélasticité de la demande aux
prix crée des opportunités significatives pour desducteurs, méme avec des parts de marché
faibles, a exercer un pouvoir de marché par exeraplpratiquant de la rétention de capacité,
pour augmenter leurs profits comme cela a été dégdans le cas californien par de nombreux
auteurs (Joskow et Kahn, 2002, Borenstein, BudklaieWolak, 2001). La question de
I'exercice de pouvoir de marché est d’autant pleipente que les conditions qui menent a des
prix élevés sur un marché en concurrence sont Bsseonditions ou les incitations a exercer du

pouvoir de marché risquent d’étre les plus impdesn Cependant, des prix élevés dus a
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I'exercice de pouvoir de marché devraient se tradpar des investissements supplémentaires

sauf si des barriéres a I'entrée font obstaclermuweaux entrants.

1.3 Les barriéres a I'entrée

Sous réserve d’absence de barrieres a I'entréeegrag@at une structure de marché concentrée, la
menace de I'entrée devrait discipliner les prix ¢aldt complet du nouvel entrant). Dans ce cas,
le marché de I'électricité peut étre « contestabjear des entrants potentiels. Méme si le secteur
électrique est tres capitalistique, en dehors éssaux il N’y a pas de codt fixes qui soient liés a
des indivisibilités (comme pour la constructionmjpont) et la capacité d’'une centrale est faible
par rapport a celle des grands systeme électrigagriissance de pointe est supérieure a 85GW
en France). Cependant, les économies d’échelléisajives existent, liées a la standardisation
de la construction et de la maintenance des cestrBbur faire face a ces rendements croissants,
les firmes doivent avoir une taille suffisante c®ist le cas, la fonction de colt est sous additive
mais a la marge de « grands opérateurs » (et dandg systemes »), a rendement d’échelle
globaux constants (Bouttes, 2006). Cependantestrpas slr que seul les économies d’échelle
représentent des barrieres a I'entrée. Les conditile I'accés a de nouveaux sites de production
peuvent représenter des barriéres significatiMeEnf&ée des nouveaux concurrents. En présence
de barrieres a I'entrée réglementaires ou polisquaur trouver de nouveaux sites de production,
le résultat de la concurrence pure et parfaite peytas conduire, a un niveau d’investissement
optimal dans les difféerentes technologies de proolucLe cas Californien mais aussi le cas
Italien ont clairement mis en évidence les diffiéal rencontrées pour la construction de
nouvelles unités de production. La rareté des slitgsonibles ainsi que les oppositions locales a
'implantation de nouvelles unités (sauf pres désssdéja existants) peuvent créer des barriéres
significatives pour les nouveaux investissementples particulierement ceux des nouveaux
entrants. Les acronymes NIMBXt In My Backyart) et BANANA (Build Absolutely Nothing

Anywhere or Near Anyofetraduisent cette attitude d’opposition d’'une dafian locale vis-a-

" Baumol, Panzar et Willig (1982)
8 Peut se traduire par “Pas dans mon jardin”
° Peut se traduire par “ Ne rien construire ol quedit ol & proximité de qui que ce soit ”
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vis d’un projet qui comporte des nuisances ou egies de nuisanceldans le cas californien et

P T

le cas italien, cette opposition a contribué ageedoration de la qualité de I'offre (Bailey, 2001

Figure 5: Les distorsions des signaux et des itimita aux investissements :

Les barrieres a I'entrée

Barriéres a I'entr

+/-  Prix futurs )
Investissement ?

D~
P e P ¢ ) S

Comportements

stratégiques Incitations

Signal

S'’il existe des barrieres a I'entrée, des compoegtamstratégiques sont possibles pour augmenter
les profits de court ou de long terme. Par aillealies protégeront les firmes en place contre la
concurrence des nouveaux entrants et les prixteediét le colt nécessaire pour les surmonter.
De plus, les barrieres a 'entrée peuvent créerdig®rsions des incitations a investir si le
marché est concentré. Plus le marché est conceuti® les incitations a laisser les rentes de
rareté augmenter sont fortes. Si l'effet d’'un iriesement supplémentaire sur les prix a un
impact sur la profitabilité de la capacité instal(@xistante) d’une firme, il peut étre dissuasif e
ne se fera pas tant que les concurrents ne pepante réaliser. La firme dominante ne
procédera a l'investissement que s'il lui permetddgager des revenus supérieurs donc si les

unités nouvelles peuvent étre offertes au del@dedolt marginal.

1.4 Les taxes/subventions

A T'équilibre, les prix concurrentiels doivent pegttre a tous les moyens de production de
récupérer leurs colts variables et leurs coltsfig les prix spot sont jugés trop hauts, les
autorités publiques peuvent chercher a diminuerrégges de certains producteurs en leur

imposant des taxes. Si les prix sont jugés trap Has subventions peuvent permettre a des
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producteurs non rentables d’atteindre I'équilibtel¢petaire. Les autorités publiques ont donc a
leur disposition un instrument qui leur permetd®Bxtraire des rentes des centrales existantes, si

elles sont injustifiées, mais aussi (2) de gardeguilibre budgétaire.

Comme nous l'avons vu précédemment, des écartsepeapparaitre sur le court terme pour
deux raisons : (1) quand les conditions de I'offtele la demande varient et que les ajustements
du parc sont impossibles mais aussi (2) en casodgartements stratégiques de la part des
acteurs. Si les rentes de la capacité installée desrentes de monopole, donc injustifiées, les
éliminer reviendrait & augmenter le surplus descommateurs et serait bénéfique. Cependant, la
présence de rentes de rareté stimule de nouveaestissements et les éliminer reviendrait aussi
a éliminer le signal prix envoyé par le marchésli important a ce point de distinguer la capacité
existante (qui s'est engagée dans des coldts irgéables) des investissements futurs. Les
autorités publiques peuvent ajuster les revenugel@sales existantes en fonction des variations
des prix spot, pour les rémunérer a hauteur de leaiits fixes et variables quand les prix spot
sont en dessus ou en dessous des codts. Sur keteoue, tant que les centrales existantes
récuperent leurs codts variables et leurs colésfigela soulage les consommateurs des rentes de
rareté et ne pose effectivement pas de probléme Ipsunvestissements futurs si les autorités
publiques s’engagent a ne pas s'approprier lesnteveets des nouveaux investissements (qui
leur permettent de récupérer leurs codts fixes).

Figure 6 : Les distorsions des signaux et desatigiis aux investissements :
Les taxes/subventions

»i B B

+/-  Prix futurs )
Investissement ?
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Signal Incitations
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Sur le long terme, les investisseurs savent gpégvent construire des moyens de production
supplémentaires puisque dans le pire des casiilsréoupérer le taux de rentabilité « normal »
du point de vue des autorités. lls continuerontcdaninvestir tant que la rentabilité sera
satisfaisante, sinon ils n’investiront plus. Mairiteles revenus des producteurs constants en
ajustant leurs prix spot, si cela est fait avec@uéon, revient a une régulation de typete of
return», (Stoft et Cramton 2005) et met les autoritédigubs au centre du processus de décision
des investissements. Ces derniéres doivent déterrdnaux de rendement « normal » et I'un
des avantages fondamentaux du passage a un marché&rentiel est perdu.

Avec l'ouverture du marché de [Iélectricité a lancarrence, un certain nombre de
consommateurs é€ligibles ont quitté le systeme al@fs réglementés a I'époque ou ce choix était
avantageux et ont subi la hausse des prix sur teh@alors méme que le choix de quitter le tarif
régulé est irréversible. On constate que la fownaties tarifs ne releve plus des mémes
fondamentaux que ceux de 1960 et ceci pour plusiaisons dues a la formation du tarif intégré
et a I'évolution des colits de la part « producticsans le tarif intégré C’est a cette deuxiéme
raison que nous allons nous intéresser. Nous afitutier les conséquences de cette coexistence
entre tarifs réglementés et prix de marché du pentue de la performance du systeme de prix,

de la concurrence et des incitations a I'investissd.

En pratique, des distorsions du signal prix et idegations a investir pourraient faire dévier

I'équilibre de court terme et I'équilibre de longrme de 'optimum. L’objectif de cette these est
donc de comprendre les conditions pratiqgues quvgrdumener a ces déviations et quel impact
ces dernieres peuvent avoir en termes « économigdegrofitabilité des producteurs et de bien
étre des consommateurs, mais aussi en termes kjpays de fiabilité du systeme (paysage de

défaillance).

2- Méthodologie

Afin de comprendre dans quelles conditions les gsxs des marchés spot de I'énergie peuvent

envoyer le signal et les bonnes incitations pouermib un équilibre de moindre co(t sur le court

19 Rapin, D et Vassilopoulos (2006)

18



et sur le long ternté nous allons modéliser le processus de formatis mtix et la décision
d’'investissement sur ces marchés. Il est impodantoter que cette étude ne va pas aborder les
marchés de capacité (les marchés qui permettemérdenérer la capacité. Ces derniers sont

nécessaires si les marchés de I'énergie n'arrpagta assurer les revenus suffisants.

Figure 6 : Un modele de formation des prix

Colts . Effacements
Fixes + Valeurs du Capacite + i
variables ~ Stock hydro disponible  pgfaillance Temperature

<+—— EXxports

Imports —» @

1L

Revenus ns

A l'aide d’'un modele d’optimisation, nous allonsnsiler le fonctionnement du marché de gros
de l'électricité en confrontant I'offre et la dentensur un pas horaire. La figure 6 ci-dessus
illustre, de maniere schématique, le fonctionnendenmodele de formation des prix. Le modele
développé dans le cadre de cette these permet mfeomier I'offre et la demande pour
déterminer les prix de marché ou les espérancepride de marché dans une approche
probabiliste. Chaque groupe de production doit éamactérisé par sa puissance, son colt et sa
disponibilité. Les valeurs du stock hydrauliquevaoit Etre déterminées pour prendre en compte
les arbitrages intertemporels que ce moyen de ptimsiupermet. De plus, nous avons cherché a
intégrer le paysage de défaillance qui joue un fdhelamental pour les investissements puisque
les revenus durant cette période doivent permatireunités de récupérer une part significative
de leurs codts fixes (pour les unités de pointetklite).

1 Comme le modéle ne prend pas en compte les castigides du réseau de transmission et les proliéme
régionaux, la question de la localisation des itisesments ne sera pas abordée dans cette étude.
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Ce modeéle est utilisé dans le cas de la Frances Mibons simuler les prix spot passés qui vont
nous permettre de caractériser les signaux pasgegés mais aussi les espérances de prix futurs
qui déterminent les incitations a investir dangukeir (les nouveaux investissements ne se font
pas parce que les prix passés étaient elevés raais gue les prix futurs et donc les revenus
futurs anticipés seront élevés). Dans une prenparée, a I'aide de données empiriques, (1)
nous simulerons le fonctionnement du marché spot géterminer les prix concurrentiels des
années 2003-2004-2005 avec le mix optimal et le patuel pour comprendre les effets des
déséquilibres dans le mix de production sur les @ti(2) comparer les prix concurrentiels avec
le parc actuel et les prix observés (Powernexty pavactériser le signal pour I'investissement
envoyé par ces derniers. Dans une deuxiéme paafie, de déterminer les espérances
mathématiques des prix futurs, nous simuleronsehpar heure le fonctionnement du parc de
production pour une évolution de la demande etpdesdes combustibles fossiles donnée (donc
pour un mix optimal futur donné). Une approche piliste est appliquée afin d’intégrer dans le
modele les aléas climatiques et la disponibilitépdec. Les investissements pour chaque filiere
sont déterminés dans une optique de maximisatisnpdafits et donc en fonction des revenus
issus des ventes d’énergie sur le marché spot.ddeim est utilisé dans différents cas de figure:
(1) quand I'entrée est libre (2) quand I'entrée exgterement bloquée, (3) quand des barrieres a
I'entrée sont présentes pour les moyens de pradudg base (centrales nucléaires puis centrales
au charbon) sur un marché concentré et finalerdgmfuand des barrieres a I'entrée en base sont
présentes sur un marché déconcentré (un pentopdkaire) afin de caractériser les incitations a
investir dans chaque filiere et voir si elles cep@ndent aux incitations qui menent au mix
optimal sur la période considéree.

2.1 Simulations des prix passés

Afin de déterminer la pertinence du signal pounuéstissement envoyé par les prix spot
observés, nous effectuerons deux « expérienceans Dne premiere partie nous déterminerons
le signal optimal, qui reflete les déséquilibremgide mix de production. Dans une deuxiéme
partie nous caractériserons le signal envoyé gaprie spot observés en le comparant au signal

optimal.
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a) Les déséquilibres du mix et le signal optimal.

Nous voulons d’abord isoler I'effet des éventuagdsétjuilibres dans le mix de production durant
les années 2003, 2004 et 2005 pour caractérisgigimal optimal qui devrait étre envoyé aux
investisseurs. L’écart entre les prix avec et danmix optimal nous permet de comprendre
quelles unités devraient faire des profits (quartitquantité optimale), lesquelles devraient faire
des pertes (quantité > quantité optimale) et geddsquelles devraient se trouver au seuil de
rentabilité (quantité optimale). Pour déterminémpact des déséquilibres du mix sur les prix,
nous allons comparer les prix de concurrence parmulés avec le mix optimal et le parc
actuel afin de vérifier (1) qu’avec un mix optimgljand les paramétres de la défaillance sont
établis correctement, les prix spot permettentudetoles unités de récupérer exactement leurs
colts fixes et (2) qu'avec le parc actuel les ot envoient le signal optimal qui reflete les
déséquilibres du mix de production (qui doit petneetaux investisseurs de corriger ces

déséquilibres).

b) Comparaison du signal envoyé par les prix olgseet du signal optimal.

Dans une deuxieme partie, nous comparerons lelsigtienal avec le signal envoyé par les prix
observés sur Powernext. Notre objectif est de t&niaer le signal prix envoyeé par les prix spot
observés afin d’identifier d’éventuelles rentes rdeeté ou d’éventuels excés de capacité.
Cependant, pour ce faire, il est essentiel dengdjgér entre rentes de rareté et pouvoir de marché,
mais aussi entre excés de capacitératssing money (ce qui empéche les prix spot de monter

assez haut pour stimuler les investissements reéoess

a) Les prix observés peuvent étre trop faibles gmrmettre de récupérer les codts fixes de
certains moyens de production. Dans ce cas, iegstntiel de distinguer si les prix sont trop
faibles a cause d’'un excés de capacité ou a caus@rbbleme de @issing money. Si les prix

sont trop faibles et ne refletent pas les désduasi entre I'offre et la demande, les revenus sur

les marchés spot seront insuffisants pour justiginvestissements nécessaires.
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b) Si du pouvoir de marché est exercé par les firmstallées, les prix vont refléter un manque
de concurrence qui peut fausser le signal prix.sD@ncas, il est donc essentiel de distinguer si
les prix sont trop élevés a cause d’'un manque placda (rareté réelle) ou a cause de I'exercice
de pouvoir de marché (rareté « artificielle »).1&4 prix sont trop élevés et ne reflétent pas les
déseéquilibres entre I'offre et la demande, lesmegesur les marchés spot permettront des profits
déraisonnables pour les unités en place et le Isggma trop fort (par rapport au signal optimal
qui doit refléter uniquement les déséquilibres dx)nSi tel est le cas, et si des écarts sont
enregistrés entre le signal observé et le sign@nap (phénoménes demissing money ou de
pouvoir de marché), il serait intéressant de leremmen évidence et d’expliquer leur source et

leur impact sur I'investissement.

2.2 Simulations des prix futurs

La seconde partie de notre étude cherchera a da@ranl’aide de simulations numériques des
prix futurs, si les prix issus d’'un marché concatie sont de nature a donner les incitations
adéquates aux investisseurs décentralisés, sumnyenyiong terme. Nous allons simuler des
espérances de prix spot en France sur 2010-2020, gifiérentes situations d’entrée et de
concentration du marche.

a) Libre entrée : Dans une premiéere partie nouslsions les espérances des prix de marché sur
la période 2010-2020, et évaluerons pour un mixrggdtdonné (pour une évolution des prix des
combustibles fossiles et de la demande d’éleat)idis incitations a investir (basées sur ces

espérances de prix) lorsque I'entrée est libre pmutes les technologies.

b) Barrieres a I'entrée : Dans une deuxieme padies simulerons les prix spot et déterminerons
les incitations a investir sur la période considgréur un mix optimal donné quand des barrieres
sont présentes pour la construction de nouvellegésinen base, semi-base et pointe).

L’hypothése de barriéres a I'entrée en base paeaiticoup plus crédible que pour la semi base et
la pointe. C’est le cas notamment pour les cerdtralecléaires et les centrales au charbon. De

plus, les marchés sont beaucoup plus concentgénétalement dominés par les ex — monopoles
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verticalement intégrés. Dans une troisieme partissnanalyserons les incitations a investir

guand des barrieres sont présentes pour la cotisirale nouvelles unités en base.

c) Le cas ou la capacité nucléaire est divisée iag Girmes égales, nous permettra de
comprendre I'effet d’'une déconcentration du par@amuction sur les incitations a investir et a

exercer du pouvoir de marché.

L’objectif de cette thése est donc double. Il Satp déterminer la capacité des prix spot passés
et des prix spot futurs a piloter les investisseiiean capacité de production de maniére
optimale. C’est a dire sur le court terme, a envdg® signaux optimaux aux investisseurs mais

aussi sur le plus long terme a donner les incitatmptimales a investir.

3-Organisation de la These

Dans une premiéere partie nous procéderons a unee reg la littérature des théoriciens des
marchés spot. Aprés voir rappelé les fondementsnieghés spot, nous analyserons le lien
théorique qui existe entre les prix spot et l'ifigssement. Ceci nous permettra d’énoncer
certaines limites de leurs résultats sur le piletags investissements par les prix dans la
pratique. Notre objectif est de déterminer les doors qui dévient I'équilibre de court et de
long terme de I'optimum. Dans une deuxieme pantieis présenterons le modéle et les données
qui nous permettent de simuler la formation des gpot. Nous procéderons a I'étude empirique
de la formation des prix en France afin de mieumm@ndre les signaux possibles pour les
investissements et déterminer le signal optimalci Geus permettra de comprendre les
problemes qui peuvent accompagner I'émergence slea@evelles institutions quant au signal
prix envoye aux investisseurs. Puis, nous testdeoogpacité des prix d’'un marché concurrentiel
a envoyer les incitations adéquates a l'investigsgrsur le plus long terme. Des simulations sont
effectuées sur le plus long terme avec des scéndiéwolution de la demande et des prix des
combustibles pour évaluer la capacité du signal drilonner les bonnes incitations en présence
de barriéres a l'entrée et quand les marchés somteatrés. Dans une troisieme partie nous
décrirons les résultats des simulations numériguoess la France sur les périodes 2003-2005 et
2010-2020.
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CHAPITRE 1 : LA THEORIE DES MARCHES SPOT DE
L’ELECTRICITE

La théorie des marchés spot de I'électricité epaage dans le début des années 80. Elle
trouve ses origines dans la théorie de la tariboaen heure de pointe de Boiteux (1960),
développée pour prendre en compte les caractérstide nonstockabilité de la production et de
la variabilité de la demande dans la tradition nmaigste. Boiteux (1960) détermine la
tarification optimale en calculant les « prix omgfe> ou « prix fictifs » basés sur les colits
marginaux de production pour les heures creusks dteures de pointe et montre que les colts
d’exploitation doivent étre rémunérés durant lesrég creuses, alors que les prix de pointe
doivent réemunérer la somme des colts d’exploitatibdes codts fixes (Crew et Kleindorfer,
1999) afin de permettre a I'entreprise de récupsgsrcharges de capital quand la capacité atteint
ses limite§®. Cette tarification a des effets bénéfiques pesrdonsommateurs ainsi que pour les
producteur¥’. En général, les prix peuvent varier par saisemasne, jour, ou méme pour des
durées plus courtes. Le concept desponsive pricinga été introduit par Vickrey en 1971 afin
de permettre auldtilities de répondre aux variations de I'offre et de la dede : Utility prices
to respond appropriately to adventitious variatiomsdemand or supply”Un peu plus tard,
Schweppe, Caramanis, Tabors et Bohn (1988) dévetddp concept despot pricing pour
I'électricité aussi appelée tarification en tempgelr(«real-time pricing 3. La tarification de

12 En économie, un prix fictif (ou prix « ombre »est pas un prix de marché classique. Il apparaitme le résultat
du calcul du planificateur central dont le modétptimisation n'a que des variables purement plgsig

13 Bergougnoux, Careme et Mosconi, (1985) notent tesefravaux précurseurs de Boiteux avaient d'irgraes
limites rendant la théorie moins opérationnelles irconvénients majeurs étaient la découverte éasficité de |
demande aux prix ainsi que la mise en place d’'uneéaure de simulation centralisée qui permettdéderminer
les « prix ombres ». Néanmoins, des tarifs horsesamiierq“time-of-use” rateg ont été mis en place en France, en
Allemagne et en Angleterre. L'élasticité de la dad®maux prix contribue donc dans une certaine reggdiminuer
les variations de la demande et permet de dimilaueapacité nécessaire pour fournir la pointe.

14 | "application de la tarification en heure de peimequiert néanmoins que les consommateurs saigfést en
fonction de leur profil de charge.
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I’heure de pointe (Boiteux, 1956), la tarificatiamesponsivepricing» de Vickerey (1971) et la
tarification spot ou en temps réel de Schweppeai@anis, Tabors and Bohn (1988) ont toutes
été établies afin d’améliorer les méthodes deitatibn des <tilities ». Néanmoins, elles
tentent toutes de montrer les liens étroits qustexit entre la structure tarifaire et les besoins
d’'investissement basés sur les colts des prodscteursur la volonté de payer des

consommateurs.

1.1 Les prix spot

Le prix spot horaire est a la base des marchésatedg I'électricité parce qu'il sert de
fondement pour les transactions. Le prix spot génet défini comme le prix qui équilibre I'offre
et la demande d’électricité pour une période dor(héere, demi-heure, etc..). Comme il n'est
pas possible de stocker I'électricité a un cogamnable, la production doit suivre la demande
de facon que le systeme soit constamment « a lilégui>. Toute déviation par rapport a cet
equilibre entraine des modifications des niveauxfréguence qui détériorent la qualité de
I'électricité, et peuvent mener a des défaillandessysteme et méme a son effondrement
(« Black-out»). Les caractéristiques opérationnelles et lactire des colts d'une centrale de
production, mais aussi les regles de circulatios fliex électriques rendent particulierement
délicat I'ajustement instantané de la productiola @lemande, en I'absence de possibilité de
stockage massif. Ces caractéristiques exigent $& ®m place de mécanismes de coordination
complexes, dont les dimensions sont multiples &trdépendantes. La coordination de la
production doit étre centralisée et confiée a lrapur du systéme qui est en charge de la
stabilité et de la sOreté du réseau.

1.1.1 L'offre et la demande d’électricité

Les caractéristiques physiques de l'offre et dddmande d’électricité ont un réle fondamental

pour la compréhension du fonctionnement des mama&glectricite.
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(a) La demande d'électricité, varie en fonction rdfusaisonnalité horaire journaliére, et
annuelle. Son incertitude dépend essentiellemerd filectuations météorologiques qui
augmentent l'utilisation du chauffage en hiver @ul'dir conditionné en ét& Les variables qui
permettent d’'expliquer le niveau de la consommatidiectricité sont: les températures, la
nébulosité (pour I'éclairage), I'heure de la jowgné jour de la semaine (jour ouvrable, week-
end), le type de consommateur et un facteur akéatpui traduit I'incertitude. L’effet des
températures sur la consommation d’électricité test important en France avec une forte
demande en hiver lors des fortes baisses de tetupEgat une faible demande en été pour des
températures plus clémentes. Il est pratique deésepter la demande sous forme d'une
monotone des puissances.

Graphique 1.1.1 : Monotone des puissances
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Une monotone des puissances peut étre construite yme région donnée en triant les 8760
demandes horaires d'une année de la plus hautephudabasse. Elle nous indique la durée
pendant laquelle la demande dépasse un certaiawi@¢ heures ou bien X% du temps, en

général 8760 heures).

Avec une demande fluctuante, la satisfaction a dreico(t nécessite une capacité de production

diversifiee qui puisse répondre aux variations.rHaudemande de « base », c’est-a-dire pour

5 Les fluctuations de la demande évoluent de fagamtique au cours de la journée (la demande va warie
fonction des heures de la journée en suivant ufil gecharge

% Dans le cas de la France, en hiver, on peut obsane premiére pointe vers 8h du matin et uneaginte vers
20h. En été, la premiére pointe est moins brusquea deuxiéme pointe apparait dans une moindre maesu
beaucoup plus tard gu’en hiver.
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produire en permanence une quantité d’électricifésant a satisfaire la demande minimale, il
est plus économique d'utiliser des techniques aelymtion dont le colt marginal (le colt de
production d’'un MWh supplémentaire d’électricit&} &ible, méme si leurs codts fixes (lies a la
capacité de production mais pas a la quantité tefésnent produite) sont élevés. Au contraire,
pour satisfaire la pointe de demande, il faut rec@udes techniques de production dont les colts
fixes sont faibles, méme si les colts variableg gét@vés : il serait par exemple inefficace de
construire des centrales colteuses pour ne ldseutijue pendant une trés faible période de
temps. Par exemple, les centrales nucléaires aa®calilts fixes élevés et des codts variables
faibles vont donc fonctionner en base a chargetantes Certaines centrales comme les centrales
au charbon peuvent « suivre la charge » mais nésgisene longue période de démarrage et ne
sont donc pas efficaces pour servir des pointedege durée. Il est donc nécessaire d’avoir des
turbines a combustion qui ne vont fonctionner quiombre tres limité d’heures. Ainsi, pour des
raisons techniques et dynamiques, il existe unibede centrales plus onéreuses a faire
fonctionner et moins a construire mais qui pernnettie répondre rapidement a des variations de

la demande.

(b) L'offre d’électricité peut donc étre caractéespar une fonction de codt croissante (le colt
marginal croit au fur et & mesure que des puissanupplémentaires sont appelées). Si la
demande est faible, ce colt est celui du kWh hydpae fil de I'eau ou nucléaire. Si la demande
est élevée, ce sont les valeurs de I'eau puisdiedane centrale au gaz ou un substitut pétrolier.
Le graphique suivant illustre schématiquement Iégreénts paliers de la courbe d’offre. Cette
derniere peut étre représentée soit par paliestef<function »»ce qui suppose que les unités de
production ont des coUts variables linéaires saityme fonction continue strictement croissante
(si les discontinuités de la fonction d'offre caeséar les caractéristiques des différentes unités

comme les taux de rampe ou les colts de démamag®nt pas prises en compte).

Les facteurs qui influencent I'offre d’électricitgur le court terme sont essentiellement les
fluctuations dans les prix des combustibles, Ipahilité des équipements (maintenance et
indisponibilités fortuites) ou la disponibilité deau dans les barrages hydrauliques en raison des

conditions météorologiques.
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Graphique 1.1.2 : La courbe d’offre agrégéee
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1.1.2 L'intersection de I'offre et de la demande

L’intersection de l'offre agrégée des différentodurcteurs et de la demande agrégée nous
indique la quantité et le prix déquilibre Karket Clearing Price»). Le prix de gros de
I'électricité est établi a la marge, par 'offre ldederniére centrale appelée a produire. Avec un
prix uniforme toutes les centrales appelées a predecoivent le prix de marché Tous les
producteurs dont les offres sont inférieures ax @u marché ont intérét & produire puisque leur

gain est supérieur a leur codt.

17 0n distingue le systéme de prix uniformes du systde prix ®ay as Bid» ou chaque offrant est rémunéré selon
son offre et non selon la valeur de la derniéreeattenue.
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Graphique 1.1.3 : La formation des prix sur un rhéaren concurrence
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Sur le Graphique 1, quand la demande est faibj¢ €l croise la courbe d'offre a la quantité
Qsase et le prix de marché esgRe. Sur un marché en concurrence parfaite, touteselesales
qui ont des codts variables inférieursgadg ont intérét a produire. Dans le second cas, gqlend
demande est forte ¢} le prix de marché devienpBi pour une quantité £@ax et donc toutes
les centrales qui sont appelées a produire recbieeprix de marché f2ak. En période de
pointe, les revenus nets d’'une unité de base saetrdinés par la différence entre le prix de
marché Beak et ses colts variables. Les unités inframarginaesivent donc des revenus nets
(« quasi-rents » qui contribuent a la récupération des codts figeand le prix de marché est
supérieur a leurs codts variables. C'est cettect@niatique des marchés de I'électricité qui
devrait, comme nous allons le voir par la suiteytre aux producteurs de récupérer leurs

codts fixes méme en concurrence parfaite.
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Avec un prix uniforme, la quantité optimale d’ékegté est produite & moindre codt et
consommeée a la plus haute valeur. Une des cartjéas des marchés spot est que méme sur
un marché parfaitement concurrentiel, il peut yiauoe différence entre le colt marginal d’'une
unité de production et le prix de marché quandelmahde est élevée (ou quand le producteur a
un codt d’opportunité supérieur a ses colts deymtimh comme la vente a une différente
localité par exemple). Quand la demande excédérd,ofe prix est déterminé par la valeur
marginale que les consommateurs acceptent de payerétre fournis. Apres avoir décrit les

caractéristiques des prix spot optimaux, nous werteur interaction avec l'investissement.

1.1.3 Les prix spot optimaux

Les prix spot, selon Bohn, Caramanis, SchweppeabbiB, (1982) sont des prix qui fluctuent
avec le temps en réponse aux variations des conglitie I'offre et de la demande du systéme
électrique. Le prix spot est généralement défimniee le colt marginal (incrémental) pour la

fourniture du consommateur k. Le prix spot horasedéfini comme :

_ ocT
Pk (t) = 2di (O (1.1)

Avec py(t) le prix spot pour I'heure t (€/MWh), CT le colttabde production ed, (t) la

demande du consommateur k a I'neure t (kWh). Avee demande totale agrégéé) le prix

spot est unique et devient :

_ocT
p(t) = 2d (1)

La dérivée est déterminée sous les contraintes desfaction de la demande
(production=consommation + pertes), la demanddeta@td’heure t ne peut étre supérieure a la
capacité totale de toutes les centrales disponibl€beure t, les lois de Kirchhoff (les flux

énergétiques et les pertes sur un réseau sonfiépggdar des lois physiques), limites des flux
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sur les lignes (les flux énergétiques sur une ligadiculiere ne peuvent étre supérieurs aux

limites spécifiées). Les prix spot possedent dkifées composantes :

Pk () =yE ()
+ym (1)
+yQs(t)
+yR() (1.2)
7Lk (1)
+1Qs k(1)
+IR k()

Ou y. (t)représente le colt marginal du combustilfe(t le colt marginal de la maintenance,

yQS(t) la composante représentant la qualit¢ de l'offyg(t la péconciliation des revenus,

N, () les pertes marginales du rése%Sk(t la gualité de I'offre du réseau et (t R
réconciliation des revenus du réseau. Les compesaalatives a la qualité de I'offre entrent en

jeu lorsque les limites des capacités de production de transport sont atteintes. Les
composantes précedentes sont souvent combinéasded :

AM) = yE () + ym (1) «System lambda
y(t) =A(t) + yos(t) Valeur marginale de la production

k() =nL k) +70sk () Valeur marginale de I'opération du réseau

La composante opérationnelle est généralementigasante la plus importante d’'un prix spot.
Elle comprend le cout du combustible, la mainteran@) =yr (t) + yv (t) et les perteg , (t )
sur le réseauLa composantei(t) est la dérivée du codt total de production (cortibles et
maintenance) par rapport a la demande. On appette composante « System lambda » En
général, A(t)augmente avec la demande. Les pertes représeptemeftes d’énergie sur les
réseaux de transport et de distribution. La commesade qualité de I'offre de la production et du
réseau peut étre définie de la maniere suivamteualité de I'offre est nulle la plupart du temps

avec une augmentation brusque lorsque la capaecikénmale de production ou du réseau sont
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approchées. Durant ces périodes, cette composaménel le prix spot.Les auteurs cités
précédemment affirment donc que dans un systéenmmapde tarification au colt marginal les
revenus doivent étre égaux a la somme des colitbies et des codlts fixes et l'investissement

est optimal.

1.2 Les marchés spot et I'investissement

Caramanis, (1982) montre que les prix spot meneatgsainvestissements optimaux (il
n'y a pas de consommateurs a des prix prédéterniSése dispatching est optimal, alors les
codts marginaux sont supeérieurs aux coUts variabiegens d’exploitation. Les prix doivent
permettre aux producteurs de gagner des revens queét soient supérieurs aux charges
d’exploitation et la différence doit leur permetide récupérer leurs charges de capital. Les
investissement sont faits jusqu’a ce que le derdi®f investi percoive un revenu net dont la
valeur actualisée soit égale au co(t incrémentadalivel investissement. Un systeme électrique
optimal doit permettre aux producteurs de dégagsmevenus nets égaux aux charges de capital
et d’exploitation (Bohn, Caramanis, Schweppe, Tapt9388)

1.2.1 Investissement optimal sous un régime de prpot

Dans un régime de prix spot, les conditions de mesdtion de bien étre social coincident avec
le comportement d’investissement qui maximise lesfifs individuels. Si les unités de

production individuelles et les consommateurs dtileité devaient agir comme des entreprises
qui maximisent leur profit et que les décisiongettaprises indépendamment, la condition de
maximisation du profit serait suffisante pour lesnduire a adopter des décisions
d’'investissement socialement efficientes. Des dmml optimales d’'investissement du point de
vue de la minimisation des co(ts pour la sociét# sigérivées et comparees aux conditions
d’investissement optimal du point de vue des pasits individuels du marché. Les décisions
d’'investissement sont évaluées sur la base d’umetane des prix qui est un concept identique

a la monotone des puissancespiiee duration curve ) Il est montré par les auteurs que
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linformation statistique du comportement des phigraires est nécessaire et suffisante pour
évaluer les conditions d’'investissement dans Ipaiudes cas (Bohn, Caramanis, Schweppe,
Tabors, 1988) :

« Statistical hourly spot price information is shotmbe necessary and sufficient in evaluating

investment conditions in most cases

La formulation du probleme par Bohn, Caramanisw&gpe, Tabors (1988) est la suivante :

Ky,j . Stock de capital du producteur j déja en plagalébut de la période considérée et qui

sera retiré a la fin de la période

Kpk . Stock de capital du consommateur k intervenantles marche spot et qui est déja en
place au début de la période considéréee et sém@ ada fin de la période

KB « - Similaire aux précédents mais pour des consorurgavec des tarifs prédéterminés.
K,7i : Similaire aux précédents mais pour les lignesddeau
Ky, KD,KDp,K,7 : Vecteurs avec pour éléments les quantités @éficirdessus

IJ.(KVJ.) : Le colt d'investissement en ($) associé au stiekcapital Kyj utilisé par le

producteur j.

Ik (K D,k),lk(KB O 1i(Kp,i) : Comme ci-dessus mais pour le consommateur kahéte au prix

spot, pour le consommateur k au tarif prédéterratrgour la ligne i respectivement

I(Kp)=2 1Ky, j) (2.1)

I(Kp).1 P(K5),1(Kp) : Sommes similaires & (2.1).
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Q(t) =Glg)]
+N[z(t)]
- Bld(t)] (2.2)

~B[d P (1)]

+Ue®[d(®) +d P () + L z(0)] - 9(0)]

Avec G[g(t)] qui sont les colts de productiorfz(t)] Les colts du réeseaw[d(t)] les bénefices

des consommateurs participant au marché spetdet(t)] les bénéfices des consommateurs au

tarif prédéterminé etus(t)[d(t)+d P (t) + L[z(t)] - gt)] la contrainte d’équilibre énergétique. Les

Lagrangiens de court et de long terme représetdgsrtolts nets pour la société. Le lagrangien
de long terme correspond au colt d'investissementtadis les consommateurs, (pour la
production et le transport) plus I'espérance dmgraintes et des colts sociaux pour la période
représentant la période d’utilisation du stock apit@l. Le lagrangien de long terme est défini

comme le co(t en capital plus I'espérance de deurie du bien étre social :

;
QLT =1(K,) +1(Kp)+1(KB)+1(K, )+ > E[Qm) (2.3)
t=0

Avec T qui représente le moment ou le stock entalpivesti a la période O est retiré. Les
espérances sont calculées avec des fonctions datédete probabilité qui représentent la
connaissance a la période 0 du comportement dexbles aléatoires au temps t. Les conditions
d’'investissement conventionnelles étaient obteruessla détermination d’'une contrainte de
fiabilité qui nécessitait une probabilité de dé&ite convenable. Les auteurs font donc
I’hypothese que les termes de la qualité de I'offecla production et du réseau inclus dans le
prix spot sont calculés par une approche en tedaemarché. Il n’y a donc pas d’énergie non
servie (coupures) selon les auteurs puisque lesooomateurs font face a des prix tres élevés et
réduisent leur demande. La demande est donc adastiqée aux prix pour éviter les
défaillances.
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«Thus, there is no unserved demand in the sensa&yana being ‘blacked out’; customers

simply see very high prices instead and reduce ddmaarequired. Hence no explicit reliability

constraint is included. Since the market clearipgr@ach is being used, there are no generation

or network quality of supply costs

Gosla(t)] =0
NQs[z(t)] =0

Certaines hypothéses implicites au modéle sontdldes par les auteurs. (1) tout le capital est

mis en utilisation et retiré au méme moment (2)dkeur actuelle des colts horaires correspond a

leur somme. Les conditions d'optimalité du premiedre sont obtenues par une procédure

d’optimisation en trois parties

Décisions de court termelLes niveaux de production, les niveaux de comsation et

les prix spot horaires déterminés conditionnellenaex niveaux du stock de capital.

Les décisions de moyen termeles tarifs prédéterminés sont déterminés
conditionnellement aux stocks de capital et les@dares données en fonction desquelles
les décisions de court terme sont prises durantpénede ou les tarifs préedéterminés

sont effectifs.

Les décisions de long termelLes décisions sur le niveau du stock de capital
conditionnelles aux procédures donneées, suivaquées les décisions de moyen et long

terme vont étre prises durant la vie d'opératiorsithek de capital.

Les décisions d’investissement de long terme sptitnales lorsque les conditions suivantes sont

satisfaites par rapport aux décisions de courtatem terme. Les conditions du premier ordre

sont :

0Q

—LT =0 Pour tout j (Production) (2.4)

oK

v
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0Q 1

K =0 Pour tout k (consommateurs au prix spot) (2.5)
D,k

9QLT _ o pour tout k (Consommateurs aux tarifs prédéterminés (2.6)

oK P

KT _ (Réseau) (2.7)

a) Conditions d’investissement pour les producteurs

La condition (2.4) donne :

al(Ky i 09
(Ky,i) E{ oo 29 () aG[g(t)]} (2.8)
aKy,j agj(t) aKy,j aKy,j

Pour I'opération du systéme optimale de court ter a(t) =0

En développant (2.8) et en gardayjt(t) constant on obtient :

o (Ky,j) E{

99crit, y (1) 9gmax,j (1)
S GFM [0} (0]~ HQS,y (O gL~ Hmaxy, j(t)&}(z-g)
rl

0

Cette équation montre que le niveau d’'investisseéraptimal pour le producteur j doit étre tel
gue les codts d’'un incrément d’investissementégal a la valeur actualisée des bénéfices de cet
investissement (gains d’efficience opérationnetlentribution a la satisfaction de la demande
aux moments ou la capacité totale disponible dstnét et les contributions a la production

additionnelle pour le producteur j aux momentsiapére a capacité maximale). Afin de mieux
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comprendre, il est nécessaire de faire certaing®thgses : le stock de capitKijaffecte

seulement la capacité maximale de 'unité de prodiig donc :

0 i(t
Imax,j () -1 (2.10)

Si l'unité j est disponible a I'heure t, elle pgoier le rble de la réserve d’opération donc ;

99crit, y (1)

=1 Sila centrale est disponible
Ky, |

(2.11)

99crit, y (1)

=0 Si l'unité est indisponible

Finalement, Bohn, Caramanis et Schweppe (1988)I'foypiothese que les codts variables sont

proportionnels a la production:

Grm,jlgjM1=4jgj®) (2.12)

0GEMm, jlgj®)] o

Donc, _
oKy, j

(2.13)

En utilisant (2.10) a (2.13), (2.9) se réduit a :

A[Ky, ]

=) HCjm}
Ky, | ; J

Cj () = HQs,y®) +Umaxy,jt)  Silunité est disponible

Cjt)=0 si I'unité est isponible
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- Si l'unité n’est ni en arrét ni en capacité maaxim(gj () < e alors, Moy =20

- Si l'unité est a sa capacité maximale, la coonditi’optimalité nous donne :

Aj QS y M) + Umaxy, | 1) = pj (1) (2.14)
) GI[Ky,j] _ _

Eton obtlent,W = Zt: E{Cj (1)} (2.15)

Avec :Cj(t)=pj(t) - 1] 9 (1) = 9max,j

Cj 1) = uQs,y®) = yos(t) gj(t)<gmax,j L'unité est disponible

Cjt)=0 L'unitétendisponible

Les colts d'un incrément d'investissement suppléaien doivent étre égaux a la valeur

actualisée des bénéfices espérés qui sprjn(t) :)Ij quand l'unité est a capacité maximale et

,uQSy(t) quand l'unité de production est disponible mais @aleine capacite.

Le réle de la monotone des prix joue un role fonelaa pour déterminer la rentabilité des
nouveaux investissements (Graphique 1.2.1). Sicta#s variables sont constants pour le

producteur j, et si I’effet,uQSy(t):yQS(t) est ignoré, le colt d’investissement d'un kW

incremental est donné pa#;X*(a)*(heures).
Avec,

- Ajreprésente 'aire sous la monotone des pri;dj@l’infini.

- g représente la probabilité que la capacité de mtomuincréementale soit disponible pour
produire durant une heure future
- Les heures représentent le nombre total d’hedumesnt la vie d’opération de I'investissement

incrémental
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Graphique 1.2.1: Monotone des prix
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Une des méthodes pour calculer la qualité des ceampes du prix spot est la méthode des colts

fixes annualisés On considére une unité de pramluaivec des codts variableszllj qui va
produire quand P ® >)Ij c’est a dire quand le prix spot est supérieur @uixs variables, la
différencepj (t) —AJ. est égale a la composante de qualité de I’grgget) .

Les auteurs font 'nypothese quie , 1=K, j AQs,y
De plus, ils font I'hnypothése que I'unité de poiet toujours disponible,

AQsy = ElyQst) (2.16)
t

L’équation (2.16) est satisfaite si :

AQs yay (1)
yos(t) =———"— Pour tout (t).
SN Ea, () a
t
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b) Conditions d’investissement pour les consomnmateu

Pour les consommateurs participant aux prix spatphdition (2.5) donne :

AI[Kp,k] z 0Q(t) adk () , 9Bk[dk (V)] (2.17)
Kpk — | 9dk®Kpk  IKpk

Les conditions d’optimisation de court terme dorinen

00Q(t) = (2.18)
ad, (t)
Donc
0l[Kp, k] :ZE 0By [d ()]
aKD,k " aKD Kk (2 19)

=3 E{ok ) a"k“:

Bohn, Caramanis et Schweppe et Tabors (1988) mmintdonc (1) que le niveau
d’investissement optimal est tel que le colt d’stissement incrémental soit égal a la valeur
actualisée des économies d’électricité incrémentapérées durant la vie de l'investissement.
Elle coincide donc avec un comportement de maxtmoisadu profit du consommateur
individuel (2) que les prévisions des propriétés @ex spot horaires sont nécessaires pour
calculer les décisions d’'investissement. Selonazdsurs, I'information de la courbe de durée
des prix en conjonction avec les investissementsag@cité de production peut ne pas étre
suffisante dans tous les cas pour évaluer les tisgements incrémentaux pour les
consommateurs. Les consommateurs qui peuvent répauk prix spot peuvent bénéficier

d’informations supplémentaires qui décrivent miéurature de séries temporelles des prix spot.

Pour les participants aux tarifs prédétermiihé@scondition (2.6) donne :
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aLLy(m] |21 O] 9Bk[d ()]

AKE 1 By [d P (t)]
ey = - UL~ el GO | x—1(2.20)
oK T ad®  adL kO JakE, kb,
On substitue la relation et on obtient:
) = T YO0+ g G Y (2.21)
od” (1 ©
o8y [d (V)]
— (2.22)
ad? (t)
Qui donne :
AKE 1 AL O] Bl ()]
BEACE o O . X (2.23)
Kb T oKD oKD\

Cette équation décrit le comportement d’investissgnoptimal du point de vue de la sociéte.
Pourtant le participant au tarif prédéterminé ne@®mportera pas selon cette équation puisque

ses conditions indépendantes de maximisation dit gimvestissements sont décrites par :

AKY ] 5 0By [d,f (V)] (2.24)
aKDpJ( t aKDp k

La comparaison entre les deux derniéres équatnaliguie que le comportement de maximisation
du profit des participants aux tarifs prédétermiatieint des niveaux d’investissement dont le

co(t incrémental n’est pas optimal pour la sociésédifférence étant égale au terme :
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ald,” (0]

p
Kpk

> ik - ok ()] (2.25)
t

Dns I'hypothése de colts d’investissement margiraaissants, lorsque ce terme est positif, les
participants aux tarifs prédéterminés auront teocel@nsurinvestir et lorsque ce terme est négatif
a sous-investir en comparaison avec le niveau edtissement social optimal. Ce terme sera
proche de 0 quand les investissements des consemm®mahux tarifs prédéterminés sont

sélectionnés de maniere a minimiser la covariante ées prix spot horaires et la réponse a la
demande pour des changements incrémentaur, cet ng(Bohn, Caramanis, Schweppe et

Tabors, 1988).

1.2.2 La décision d’investissement et le signal pri

Le processus de décision d'investissement comm@aceune comparaison des codts des
différents moyens de production a travers la détetion du mix optimal. Les courbes de

« screening » sont une méthode simplifiée qui pemieecomprendre les variations du codt
total® d’une centrale en fonction de sa durée de fonetiorent. Elles permettent de déterminer
la durée optimale de fonctionnement pour les difiés moyens de production en fonction de
leurs codts fixes et variables. L'ordonnée a I'omggde la courbe de colt est basée sur les codts

fixes de I'unité de production et la pente pardeéts variables.

18 |es courbes de screening> montrent le colit moyen de I'utilisation de Ipaeité d’'une centrale @verage cost
of capacity»). Ce co(t est égal aux codts fixes plus le faatie capacité multiplié par le co(t variable dedoiction
de I'énergie (a ne pas confondre avec le coltdleelgie «average energy cbs). La capacité doit étre rémunérée
méme si elle n'est pas utilisée.
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Graphique 1.2.2: Le principe des courbes dereening »
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Le graphique ci-dessus (Graphique 1.2.2) illustrdurée optimale de fonctionnement pour deux
technologies. Une technologie a colts fixgsfdtbles et a colts variables, \élevés et une
technologie a colts fixesyFelevés et a colts variableg, Yaibles. La durée optimale de
fonctionnement est située a l'intersection entre deux courbes de codt total. Il est plus
économique de faire fonctionner les unités aveccdéss (kVa) jusqu’au point X et les unités
avec des colts () au-dela. Si une technologie ne doit jamais fameter, elle doit étre
éliminée des courbes desereening». On dit que cette technologie est dominée ¢ellies codlts
fixes et variables supérieurs a une autre techi@lolge graphique ci-dessous (Graphique 1.2.3)
nous montre un exemple de technologie dominée.echnblogie avec des codts,,\f,) est

dominée (il N’y a pas d’intersection entre les deonrbes de codts.

Graphique 1.2.3 : Les technologies dominées damixie
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»
»

8760 1/100% |
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Le graphique 1.2.4 donne un exemple decreening» des investissements en capacité de
production avec trois types de centrales (aucuméntdogie n'est dominée). Ces durées
optimales par moyen de production sont projetéeslaswdemande pour obtenir la quantité

optimale de chaque moyen de production (base, bagd; pointe).

Graphique 1.2.4 : La méthodologie des courbesstgeening »

»
L

8760 h / 100%

Dans une approche « pure » par le marché, il pgsade défaillances. Les consommateurs sont
« effacés » en fonction de la valeur gu'ils attebua I'électricité. La demande est suffisamment
élastique aux prix pour que les consommateurs séduileur consommation quand les prix
montent. L'offre et la demande sont toujours enildma. Si le marché permet d'éviter les
défaillances en rationnant les consommateurs paurle il n’y a pas de probléme de fiabilité du
systeme. La capacité optimale est déterminée pealéaur qu'accordent les consommateurs au
service fourni durant ces heures de pointe ou tes gont tres élevés et les investissements
nécessaires sont faits en conséquence. Nous vgraole suite que cette condition est loin d’étre

vérifiée sur les marchés de I'électricité actuels.

1.2.2.1 La décision d’investissement
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Le graphique ci-dessous (graphique 1.2.5) décptdeessus de décision des nouveaux

investissements :

Graphique 1.2.5: La décision d'investissement sumarché en concurrence
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Une centrale a codts fixes F et colts variableswéstira tant que la rente de rareté collectée est
suffisante pour couvrir ses codts fixes et sesscoatiables. Une centrale de pointe avec des
colts fixes Fa et des codts variables Va, investita rente de rareté collectée durant les heures
d’extréme pointe (super-peak » est suffisante pour couvrir les codts fixes Fdest colts
variables Va. C'est-a-dire quand : Rente de rardté -Va)*(W) = Fa. P étant le prix durant ces
heures de point&: P * (W) = Fa + Va*(W) indique la quantité de teles de pointe. Des unités
additionnelles de pointe vont étre construitesiema niveau (X heures) ou les centrales de semi
base sont attirées dans le marché (leur renterde rast suffisante pour couvrir leur codts fixes
Fb). Comme Va devient le prix durant la périodetelaps ou la centrale de pointe devient la
centrale marginale, la rente de rareté est : Rimtareté = Fa + (Va-Vb)*X = Fb. Donc le point
d’entrée pour une centrale de semi - base est- ¥a*X = Fb + Vb*X. Les centrales de semi
base seront construites jusqu’au niveau (Y hewadgs centrales de base deviennent viables.
Les investisseurs en base procéderont & une argaypeofitabilité pour évaluer si la rente de
rareté collectée sur la période ou les centralepailete et les centrales de semi base sont les
centrales a la marge, peut couvrir leurs coltssfilkente de rareté = Fb + (Vb — Vc) *Y = Fc, et

le point d’entrée pour une centrale de base dst+ ¥b *Y = Fc + Vc*Y

Quand le mix est optimal et le parc de productianiut la bonne quantité de chaque type d'unité
(base, semi base et pointe) ces dernieres récum@etement la somme de leurs colts fixes et
de leurs codts variables. Comme nous allons ledanis la partie suivante, les prix spot doivent

refléter les déséquilibres du mix pour envoyerigna aux investisseurs.

1.2.2.2 Le signal prix

Sur un marché en concurrence, le processus dedwidécision pour l'investissement nécessite
la découverte des prix et une analyse de profitdbile la part des participants. Dans des
conditions de fonctionnement normal du marchéptesdoivent guider les investissements vers

le mix optimal en sous-rémunérant la capacité eeert en sur-remunérant la capacité en défaut

19 Le modéle théorique suppose que la demande distasninent élastique aux prix pour que toute défiade soit
évitée. Comme nous allons le voir par la suitetecedndition n'est pas vérifiée et il existe pooug les systemes
électriques un segment de demande qui n’est peie §EUr une trés courte période de temps.
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afin d'attirer les nouveaux investissements. Lés gonnent une indication sur la quantité et le
type des nouveaux moyens de production nécesgamitgssatisfaire la demande a moindre codt
au fur et a mesure de I'évolution de la demanddesucodts relatifs des différentes technologies.
Selon Bohn, Caramanis, Schweppe, Tabors (1988) :

«The reader should note that the spot price... doesige information about the future which is
associated with long run marginal costs. For exampthen generating capacity is in shortage,
spot prices will tend to be frequently high sin@pacity constraints will also be frequently
active. This behavior of the spot price will sigrtal consumers that increased demand will

require additional generation investmemts

Le prix spot fournit une information sur le futuarprapport au codt marginal de long terme.
Quand la capacité de production est insuffisargs, grix spot vont avoir tendance a étre
frequemment élevés. Selon les auteurs, le compertemu prix spot donne un signal aux
consommateurs. Une variation de la demande ourdedgs combustibles sera reflétée dans les
prix spot pour signaler aux investisseurs le begmuaor des investissements additionnels en
capacité de production. Un exemple peut étre ufite partant d’'une situation d’optimalité du
mix, une augmentation des prix du gaz ou des prixC@®2 va attribuer une rente en faveur des
centrales nucléaires (dont la capacité reste irgdgjn Comme I'expliquent Cramton et Stoft
(2006):

“Such price changes produce a windfall profit foetsupplier using the fuel type that has gained
the advantage. This has nothing to do with theédate details of the spot market. In part, this is
a benefit of a market. The market pays windfallfigao those who invested in the low cost
technologies. This stimulates good investment angts long-term costs. It is essential that the
spot market operate in this way; otherwise investoill have no reason to choose wisely.... It is
necessary for better plants to be more profitabtberwise the market can provide no guidance
for building better plants. But once they are huittmay seem unnecessary to continue this
guidance. This is the seeming paradox at the he&rthe sensible question concerning a
uniform-price spot market.”
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Pour les nouveaux investissements, le marché doneeindication sur la profitabilité d’'une
nouvelle unité. Cependant, une fois celle-ci caritgtrle marché ne peut pas garantir que ces
nouveaux investissements resteront toujours phdéisa Dans notre exemple précédent, les
décisions d’investissements nucléaires sont “réemsfes’ quand le prix des combustibles
fossiles augmente et “pénalisées” quand ils soblefa Cette rente de rareté quand la demande
ou les prix des combustibles fossiles augmentearieeseul moyen dont le marché dispose pour
signaler le besoin de créer des unités de baseeagmiettront éventuellement de diminuer les
prix. Les prix fournissent donc aux investisseuns information importante sur la profitabilité

espéreée de chaque type d’unité.

Graphique 1.2.6 : Les rentes de rareté
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Le graphique ci-dessus illustre les rentes ddéattribuées aux unités nucléaires quand les prix
des énergies fossiles et/ou la demande d’éleéraigmentent. En partant du mix optimal, on
peut mettre en évidence les effets (a) d’'une autatien et (b) d’'une diminution de la demande

ou du prix des énergies fossiles sur la durée dginaité et sur la profitabilité du nucléaire
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Figure 1.2.1: Les rentes de rareté / pertes pouudéaire causées par les variations de la

demande et des prix des énergies fossiles
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Source : L'auteur d’apres Spector (2006)

Dans le premier cas, avec un parc optimal, en cogrece parfaite il n’y a pas de rente pour les
producteurs nucléaires. A partir de cette situatierréférence, une augmentation de la demande
ou une augmentation du prix des énergies fossie®ntrainer une rente de rareté pour la
capacité nucléaire qui reste inchangée. Si la géanstallée est inférieure a son niveau optimal,
méme en présence de concurrence parfaite, lesugwats percus sur le marché permettent aux
producteurs de faire des profits. Une augmentationo(t des énergies fossiles crée une rente de
rareté car elle augmente la durée de marginaliténafe du nucléaire, alors que la durée de
marginalité effective reste inchangée. Du cétéadddmande, une augmentation diminuerait la
durée de marginalité effective du nucléaire alans tp durée de marginalité optimale serait

inchangée. Au contraire, une baisse de la demanda® baisse du prix des énergies fossiles va
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entrainer une perte pour la capacité nucléaireagte inchangée. Quand la quantité installée est
supérieure a son niveau optimal, les revenus reetgip sur le marché sont inférieurs aux codts
fixes et entrainent des pertes qui doivent limigsrinvestissements. Si le parc pouvait s'ajuster
instantanément, les rentes de rareté ou les matagent nulles mais dans le cas de I'électricité,
les délais de construction ne permettent pas astapent instantané de I'offre a la demande et

des rentes ou des pertes temporaires peuvent &pp@@ur envoyer un signal aux investisseurs.

Un marché concurrentiel envoie un signal sur latcieume qui doit refléter les déséquilibres du
mix de production. Ce signal prend la forme d’'upate ou d’'une perte et doit indiquer aux
investisseurs les besoins (ou les surplus) dimsssient. Sur le plus long terme, les
investisseurs doivent avoir des incitations a gerriles déséquilibres du mix afin d’obtenir un

équilibre de long terme ou le CMCT soit égal au QML

1.2.3 Co0t marginal de court terme et colt marginatle long terme

Le colt marginal de court terme (CMCT) se réfereait de la production incrémentale (colts
proportionnels) alors que le colt marginal de ltergne (CMLT) se réfere au colt incrémental
de production sur une longue période c'est-a-dickiant les colts fixé$ Bohn, Caramanis,
Schweppe, et Tabors (1988) ont montré que les tiongi pour obtenir un investissement
optimal, du point de vue de la société, sont cérmges par la regle suivante: les
investissements sont faits jusqu'a ce que le dekiE de capacité d’'investissement récupére un
revenu espéré dont la valeur actuelle soit égaleoatid’'investissement. Selon les auteurs, s'il
n'y a pas d’économies ou de déséconomies d’éch@dlecolt d’'investissement par MW de
capacité est invariant a la capacité totale irallla condition d’investissement optimal garantit
que chaque unité de capital génére suffisammentredenus pour couvrir ses codts
d’'investissement. Sur le long terme, le colt margite court terme est égal au colt marginal de
long terme. Selon ces auteurs, un prix spot paunfoun prix égal au colt marginal de long

20 e calcul des colts de long terme se fait sumkehd’un programme de minimisation des colts afisatisfaire
une demande future a un niveau de fiabilité sp&cifieffet d'un changement incrémental de la deneapiEsente
détermine le colt marginal de long terme. Pourrdéteer les colts évités d'un producteur indépendargrobléme
de minimisation est résolu deux fois, avec et $apsoducteur.
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terme qui maximise le bien étre soci@l . avec l'opérateur d’espérance conditionnelle qui

refléte les incertitudes futures au moment de lectén. En faisant I'hypothése que le stock de
capital est une fonction explicite des demandeagrdéstet que différents types de capital peuvent

étre représentés par une variable, on obtientriditon de maximisation nécessaire :

0 _Jo oK P) )
o ® LT _{RQ'—T } ad© T odk® {;Q“)} =0 (2.26)

Cette condition est satisfaite si tous les inteaves du marché sont sous des prix spot optimaux
et si le colt marginal de long terme est égal @i gpot. En ignorant la dépendance a k pour

simplifier, les auteurs montrent que :
ALT (t) = o(t) (2.27)

Soit p 7 (t) le prix basé sur le colt marginal de long termesatisfait I'équation ci-dessus et
o(t) le prix spot horaire. Si tous les participantstseous des prix spot et que les décisions

d’investissement socialement optimales tels qusediet été définies par les auteurs sont en place,

les prix spot optimaux sont sélectionnés de sarée:q

0 _
320 =0 (2.28)

et 'investissement optimal assure que :

4 -
RQLT =0 (2.29)

Ces deux derniéres équations (2.28 et 2.29) repaplides conditions nécessaires de (2.26) et

impliquent que le co(t marginal de long terme cii@@vec le prix spot optinfal Le graphique

21 Certains auteurs arguent que le co(it marginabdg terme présent donne des tarifs plus stablestedonc la
préférence des consommateurs. Selon Bohn, CaranBufiweppe et Tabors (1988) ceci n’est pas nécessait
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ci-dessous illustre I'équilibre de court et de Idagme simplifié avec deux technologies (base et
pointe). Supposons que la demande du marché seinigée par la courbe de demande de base
la moitié de la journée et par la courbe de demaledpointe pour I'autre moitié et supposons
gue les codts variables soient constants jusquizan de capacité C. Le niveau C de capacité
représente la quantité optimale de I'offre pourorépre a la demande de pointe. Au dela de C, la
courbe de CMCT devient verticale. La droite au aiveR représente le colt marginal de long
terme et représente le colt d’'une unité additidartd capacité. La solution optimale est de faire
payer un prix égal au CMCT pour rémunérer I'udiion optimale de la capacité existante. Le
CMLT entre en jeu afin de décider si la capacit§dmuction existante est optimale et si des

additions de capacité seraient souhaitables (Gqaphi.2.7).

Graphique 1.2.7 : L’équilibre de long terme sumugrché spot
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A I'équilibre, sans barrieres a I'entrée et samgs$ani subventions, le prix de pointe est donc égal
au CMCT ainsi qu’au CMLT. Ce dernier point indiggee la capacité est optimale (le prix est
égal a la volonté marginale de payer des consonunsatt au colt marginal pour une unité
additionnelle). Si le prix dépasse p une augmeantatiu surplus des consommateurs peut étre
obtenue en augmentant la capacité a C'. Crew einddefer (1979) utilisent un modéle

déterministe de contrdle optimal en temps contira@ntrent que :

vrai puisqu’un changement des prévisions de la demduture, la découverte d’un gisement, I'augnténtades
prix du pétrole ou un changement de régulationsnagau environnemental peuvent induire une varatio
importante du prix basé sur le co(t marginal deg lmmme.
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“Whatever the level of capacity, price is to be teetnaximize instantaneous [short term] welfare
returns subject to the given capacity restrictidihat is price should equal SRMC. Of course, at
optimum capital stock is adjusted so as to equ&&®IS and LRMC.... In the event of...a fall in
demand, [optimal] price is less than LRMC, then aafy would be allowed to decline until

equality between price and LRMC were re-established

Bohn, Caramanis, Schweppe et Tabors (1988) recesardique dans le monde réel, les rentes de

rareté attribuées aux producteurs par les prix spseront exactement égales au co(t du capital:

“In the real world this difference will usually e#hover or under-recover capital costs.”

En pratique, des divergences entpger(t)et po(t) sont possibles. Pour Bohn, Caramanis,

Schweppe et Tabors (1988), les décisions d'invastient historiques guidées par une
tarification au codt moyen, ont fait en sorte ge® hiveaux de stock de capital ne soient pas a
leur niveau optimal (le signal prix est d’autanugplimportant dans cette situation qu’il doit
permettre aux investisseurs de corriger toute ation sous optimale). De plus, les difficultés de
gestion des incertitudes des dépendances inteoteitgs de la demande, la non coincidence des
investissements sociaux et privés pour les consaeursaa des tarifs prédéterminé indiquent que
les niveaux futurs des stock de capital n’atteintinppeut étre jamais le niveau socialement

optimal et donc que p 1) =p(t) + (autres termes liés aux déséquilibres du stockapital
optimal). Les auteurs conjecturent que le compceterde o, . (t sera proche de celui de(t) et

donc que la magnitude des « autres termes » Sbla [par rapport @(t) .

Pour résumer, sur le court terme, quand les casacié production sont fixes, un marché
concurrentiel doit envoyer un signal. Ce signaliropt reflete les déséquilibres du mix de

production. Il prend la forme d’une rente ou d’'ymerte et doit indiquer les besoins (ou les
surplus) d'investissement afin de permettre auestigseurs de corriger les déséquilibres et
ramener le mix de production a son niveau optir8at. le long terme, la théorie des marchés
spot prévoit donc que les prix soient égaux au CMEC&au CMLT pour assurer I'équilibre de

court terme et de long terme. Le marché spot danmeinvestisseurs les incitations adéquates

pour investir, assurer cet équilibre, et éviter PUEMCT dépasse le CMLT. La question réelle

53



est donc de savoir si la théorie des prix spotpigpe en pratique et si les conditions réelles du
marché ne dévient pas trop de cette situation @¢imhe concurrence pure et parfaite sur le court

et le long terme.

1.3 Les limites du modéle théorique

Dans cette partie, nous allons étudier les hypethesstrictives de la théorie des prix spot
et montrer que certains problemes pourraient féérger les marchés spot de I'optimum dans la
pratigue. Notamment, I'incapacité des prix spoeftéter de maniere optimale les déséquilibres
du mix et donc a envoyer le bon signal a causedassrsions crées par les imperfections du
marché du cété de la demandadémand —side flaws) et/ou I'exercice de pouvoir de marché.
De plus, mises a part les distorsions du signa, pexistence de barrieres a I'entrée ou de

taxes/subventions peut géner le résultat d’optigdies marchés spot sur le moyen - long terme.

1.3.1 La réponse de la demande aux prix en tempseié

Avant d’énoncer la premiére limite du modéle théoe, il est important de rappeler la notion de
fiabilité de I'offre d’électricité. Cette notion au coeur des débats sur le rapport entre leeprix
l'investissement qui permettrait une capacité deniant optimale. La fiabilité d’'un systéme

électrique comprend deux aspects :

1) La sécurité du systeme est la capacité de ofachi systeme a des perturbations
soudaines. Cet aspect concerne I'opération de deumie du systéme et englobe le
contréle du voltage, de la fréquence et du dépradajegement des congestions et les
réserves minimales de capacité. La sécurité censishc par exemple a éviter les
défaillances qui pourraient étre causées par ddisponibilités fortuites de lignes de

transmission ou d’unités de production.
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2) L'adéquation de la capacité du systeme est pmaté du systeme a satisfaire les
besoins en électricité et en énergie des consommsadetout moment. Elle correspond a
la garantie globale du systéme en pointe. Cet aspewecerne la planification et

I'investissement et comprend les réserves plagsfiéa capacité installée et la capacité
disponible. L'adéquation consiste donc a avoir asde capacité de production pour

satisfaire la demande maximale du syst€me

D’un point de vue économique, la sécurité est c#ée comme un bien collectif & cause des
nombreuses externalités que génerent, heure pee, hesl multiples flux commerciaux entre eux

(Finon 2004). Elle est donc confiée au gestionndéreéseau qui va coordonner les flux et éviter
I'effondrement de I'offre en cas de déséquilibrelsuréseau. Comme nous le verrons ci-dessous,

la réponse est moins claire dans le cas de I'adiégua

Une des hypotheses formulées par Caramanis, BoBcheteppe et Tabors (1988) est que la
demande est suffisamment élastique aux prix algbe du temps réel de maniére que l'offre et
la demande se croisent toujours. Il n'y a donc giésergie non servie (coupures), selon les
auteurs, puisque les consommateurs sont confr@ntées prix trés élevés et réduisent leur
demande en conséquence. Il n'y a donc pas de pmebke fiabilité sur un marché en

concurrence avec une demande suffisamment élastiguemande est assez élastique aux prix
pour éviter les défaillances et les courbes d'offtede demande se croisent toujours. Sur un
marché ou la demande est suffisamment élastiqu@rauxe probléme de la fiabilité ne se pose

donc pas.

Dans le modele concurrentiel théorique, I'utiligscconsommateurs doit se révéler par le marché
et les consommateurs doivent décider combien i$ giéts a payer pour se protéger contre les
coupures mais donc aussi a quel niveau ils acdegéevoir leur approvisionnement interrompu.
Le prix est un signal envoyé aux acheteurs (et producteurs) pour qu’ils réagissent
instantanément et ajustent leur consommation adade ou a la baisse. Si les consommateurs ne
sont pas en mesure de réagir et d’ajuster leursooomations, la pression concurrentielle qu’ils
doivent normalement exercer est réduite, voireenth pratique, I'élasticité de la demande aux

22| 'adéquation doit prendre en compte le fait qu'd toujours un certain nombre d’unités qui sodtsponibles.
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prix est trés faible. Sur le trés court terme (fiéacinstantanée), la demande d’électricité est
considérée comme quasi inélastique. Si la demastdetalement inélastique aux prix, il se peut
gue les deux courbes ne se croisent pas. Le maechéut pas déterminer le prix d’équilibre. Le
graphique ci-dessous (graphique 1.3.1) illustréecsituation sans équilibre de marché qui est

spécifique des marchés d’électricité.

Graphique 1.3.1 : Pas d’équilibre de marché
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L’augmentation de la sensibilité de la demanderaurpprésente donc un enjeu majeur dans le
processus concurrentiel. Pour qu’une plus fortstiéité de la demande aux prix soit possible, il

faut d’abord que les consommateurs puissent obskwerix en temps réel. Cependant, face a
une augmentation des prix et, a supposer qu'ilso@nt informés instantanément, il faut que les
consommateurs soient en mesure d’ajuster immédégtesn la baisse leur consommation. De
plus, méme s’ils en étaient capables, le gestioandé réseau serait dans l'incapacité de
rationner les consommateurs individuels en fonctlenleur valorisation (le gestionnaire de

réseau ne peut que couper des groupes de consamsnate

Stoft (2002) identifie donc deux défauts qui expégt « ce que le marché ne peut pas faire »
(« What the market can’t de). A cause de (1) I'incapacité de controler lag fle puissance aux

consommateurs individuels et (2) parce que cesigterne peuvent pas répondre aux prix en
temps réel, les marchés ne peuvent pas rations@olessommateurs par les prix comme sur les
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autres marchés. Ceci ne peut étre fait qu’'en pratitjdes coupures tournantes durant les
situations de défaillances. Les situations de Hafetie sont celles ou le gestionnaire de réseau est
contraint, pour maintenir I'équilibre, de procéderun délestage quand l'offre (incluant les
effacements) n’est plus capable de satisfaire taatele (il existe un certain nombre d’'étapes
avant d’arriver a la défaillance comme les miséspaskition de capacités par les pays voisins, les
baisses de tension, les surcharge des groupesidgnesret la production a puissance maximale
des groupes hydrauliqué$)Le probléme vient en partie de la diffusion daférmation. Les
innovations récentes des TIC (Internet, compteurtlligents...) permettent aujourd’hui
d’envisager des solutions pour la diffusion def6émmation en instantané. Toutefois, a I'heure
actuelle, elles entrainent des colts de mesuree d@tasisaction qui risquent de freiner leur
généralisation a tous les clients finaux dans tI'éetuel de la technique et des colts de
comptagé®. Dans I'hypothése ol chaque client pourrait étfermé instantanément du prix, & un
colt négligeable, une réaction immédiate — surdg tourt terme - est envisageable mais elle
peut ne pas étre tres importante en raison dedudabi de consommation des différents
consommateurs (Bouttes, 2005). Méme avec un déwetoent significatif des options
d’effacement le probléme reste le méme : les ims@sihents sont dimensionnés en puissance
face a la demande résiduelle toujours inélastigieule une rupture technico-économique
permettant une généralisation des possibilitéefatement en temps réel des clients changerait
la donne. Ce n’est pas impossible, mais sans @outehorizon encore lointain. Le marché actuel
rencontre donc certaines limites dont il ne popaa s’affranchir avant de nombreuses années.
La disponibilité limitée des compteurs en tempd edd’équipement de réponse n’est pas un
probléme majeur si depfiority rationing contracts sont possibles (Chao et Wilson, 1987) qui
spécifient a I'avance le niveau des prix de grogjaels les consommateurs pourraient permettre
au gestionnaire de réseau d'interrompre leur foure”. Cependant les contrats de rationnement
prioritaires nécessitent que le gestionnaire deagpuisse controler les flux de puissance des

consommateurs individuels et qu’il soit en mesuliatetrompre la fourniture des clients

% par exemple des vagues de froid qui peuvent alsirconséquences plus ou moins lourdes selonpartlislité

du parc ou les apports hydrauligues aux barragess situations de défaillance sont les seules @ritaine

répercussion physique sur les consommateurs (RT&)20

% Les colts d’équipement et d’opération des compteartemps réel impliquent que des consommateus®mte
pas exposés aux prix en temps réel (Littlechild®2@oft 2002, Borenstein 2003).

% Les consommateurs de détail qui entrent dans e ¢t contrats recevraient un prix plus faible lsurs

compteurs (Joskow et Tirole, 2005b). lls n'auraipas a surveiller les prix en temps réel eux-mér@esi serait
assuré par le gestionnaire de réseau a l'aideabutrat paralléle avec les fournisseurs.
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individuels sur de courtes échéances. Excepté Ipsures gros consommateurs, le contrdle des
flux de puissance est limité et les gestionnaieséseau peuvent uniguement couper de larges
“zones” composées d’'un grand nombre de consomnsadoskow et Tirole (2005b)). Donc les
consommateurs individuels ne peuvent pas choisiivieau de fiabilité qu’ils souhaitent quand

les coupures tournantes sont menées par le gesitierte réseau :

«their lights go off along with their neighbors' fig» (Stoft, 2003).

Quand la demande est trop forte, le gestionnairer&éheau est obligé d’avoir recours a
linterruption de I'offre d’électricité pour certaé consommateurs afin de maintenir I'équilibre

mais quand le déséquilibre persiste, il peut abautin effondrement général du systeme.

On distingue deux types de défaillances :

- Type 1: Les défaillances contr6lées (coupuresnemtes). Dans ce cas, les coupures

affectent les différents secteurs a tour de role.

- Type 2: Les défaillances non contrdlées (coupwescascade). Dans ce cas, les
coupures tournantes ne sont pas suffisantes paablirél’équilibre entre offre et

demande et on assiste a un effondrement du sy$téBiack-out»).

Le gestionnaire de réseau maintient donc des @sguour deux raisons: (1) Maintenir la
probabilité d’une défaillance “contrdlée” a un rawvefaible (coupures tournantes) (2) maintenir
la probabilité d’'un effondrement total du systemeraniveau extrémement faible. Lors d'un
effondrement du réseau, il existe en méme tempsxaas de la demande et un exces d'offre
parce que l'infrastructure du réseau qui permejulibrer offre et demande s’est effondrée. Les
indisponibilités sont généralisées et la restaomatiu systeme a un statut opérationnel peut étre
colteuse et longue. Néanmoins, comme le marchi@stee dans ces situations le prix effectif
est nul. Les consommateurs individuels ne peuventfaire pour échapper aux conséquences de
'effondrement du réseau si ce n'est d'installeurse propres unités de production. Les

producteurs ne profitent pas non plus de cettagaherant I'effondrement du systeme. Il n'y a

58



donc aucun mécanisme de marché qui puisse prendcerspte pleinement le colt social de
'effondrement du systeme. Selon Jaffe et Feld€9¢), Joskow et Tirole (2005a), cette
possibilité d’interruption (aléatoire) du serviogbque le dysfonctionnement du marché dans la
fourniture de capacité. Plus il y a de capacit@athible et plus la fiabilité du systeme est élevée.
Un excés de capacité de réserve fournit un bénétidéionnel (externalité positive) a tous les
consommateurs d’électricité sous la forme d'unéilité accrue du systéeme (en termes de
sécurité en temps réel et d’adéquation de capagitée moyen terme). La capacité de réserve
possede les deux propriétés d'un bien collectl)) :L@ propriété de non rivalité : chacun profite
de cette garantie sans limiter la possibilité desea d’en profiter (2) la propriété de non

exclusion : il est impossible d’en réserver l'usageertains agerfts

On peut donc suggérer que la fourniture de cagadiéééserve possede les caractéristiques d’'un
bien collectif et un marché en concurrence auracdendance a ne pas produire le niveau
optimal. Des comportements de « passager clandediiree — riding») sont possibles puisque
des agents vont essayer de profiter du bien ciblksots révéler leur véritable besoin de sécurité.
En raison des défauts du marché du coté de la deEméapproche « pure » par le marché ne
peut donc pas fournir une solution optimale au l@mle de fiabilité et une solution administrée
est nécessaire qui reflete la probabilité et le dain effondrement du réseau. Comme le suggere
Stoft (2002):

“The market, without administrative guidance candetermine what level of installed capacity
is needed to provide adequate reliability. Thisaisonsequence of the two demand-side flaws
caused by infrastructure problems that will notrbmedied for another decade.”

1.3.1.1 La solution administrée

Comme la plupart des consommateurs ne peuveniedewprix et y répondre en temps réel, les

marchés ont une faible capacité a procéder a iomregment de la demande. C’est I'opérateur du

%8 Finon (2004) explique que la propriété de nonesioh est discutable: .«en admettant que la non-excludabilité
de l'assurance de fourniture n’est que partielléspw’il serait possible a certains de contracterfdeon bilatérale
des lors que les dispositifs d’information et denptage et de délestage individuel qui les raccardernx autres
agents le permettemt
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systeme qui doit donc rationner la demande enquatit des coupures durant les périodes de
défaillance. Dans ce cas, la valeur d'un mégawapl@mentaire devrait en théorie étre égale au
co(t imposé par une diminution involontaire deHarge. Cette valeur appelée la VoLL\&ue

of Lost Load») représente la valeur qu’attribuent les consoreura a ne pas voir leur service
interrompu. Comme la VoLL est tres élevée, celaliope un prix tres élevé au moment de la
défaillance, et donc des pointes de prix extrérheseyes mais qui comme nous allons le voir ci-
dessous autorisent un niveau de fiabilité optimal.

1.3.1.2 Le pricing a la VoLL est optimal sur le doet le long terme

Stoft (2002) montre qu’un plafond établi a la Voklur un marché parfaitement concurrentiel
meéne a un niveau d’investissement en capacité atfuption optimal avec un nombre optimal
d’interruptions pour les consommateurs : c’estdmtion administrée. Quand le réseau est au
maximum de sa capacité en termes de productiopgraeur du systeme a recours a des
coupures. L'approche du marché est d'offrir la valgue les consommateurs sont préts a payer
pour ne pas subir de coupures. Si la valeur deolal\est de 10000 €/MWA, sur un marché
concurrentiel, 'approche administrée sera d'offff000 €/ MWh chaque fois que la demande

dépasse l'offre et que des coupures tournantesosgamisées par le gestionnaire de réseau.

(@ Sur le court terme, un prix égal a la VoLL petnune production et une
consommation optimale. Les consommateurs qui peurdgondre aux prix ont une
incitation a réduire leur consommation si I'élecité a moins de valeur pour eux. lls ne
devraient pas réduire leur consommation si ellé phus. Un prix égal a la VoLL permet
donc un niveau de consommation optimal pour cesauomateurs. De maniere similaire,
certains producteurs peuvent offrir plus d’éledi#ienais a un colt tres élevé. Un prix

égal a la VoLL permet donc un niveau de productiptimal.

(b) Sur le long terme, un prix égal a la VoLL petme niveau d’'investissement optimal.

Si I'on prend I'exemple d’'un systéme dans lequekaregistre 20 heures de défaillance

27 Comme les consommateurs ne sont pas identiquagylla peut varier d’'un consommateur & un autre. \ou
allons considérer une VoLL moyenne.
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par an et qu'un MW additionnel de capacité perneetétiuire I'énergie de défaillance de
20MWh. La valeur de 1 MW est de 20*VoLL et le pasthde 1 MW = 20*VoLL. Si la
capacité colte moins que 20*VoLL elle sera conrigi elle colte plus elle ne le sera

pas.

Si I'on prend en compte la défaillance dans le @ssas de décision des investissements, le
nombre d’heures qu'il n’est pas économique de fowa détermine par l'intersection de la
courbe de co0t total des unités de pointe (Fa,Y&y eourbe de « défaillance » avec des codts
fixes nuls mais avec des colts variables égauxv@ld. (ou du moins I'estimation faite par le

régulateur).

Graphique 1.3.2 : La VoLL et les colts des moyenpainte

Colts
A

VoLL

Pente=\{
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| »

| »
X 8760 h / 100%

Défaillance

La pente de cette courbe doit étre assez élevéaergibter la perte d'utilité des consommateurs
en fonction de la durée de la défaillance. Par @enecertains consommateurs vont attacher une
faible valeur a une durée de défaillance de quslfeeres mais cette valeur peut augmenter trés
vite pour des durées plus longues. L'objectif degcaphique est de montrer de maniére
gualitative que du point de vue de la minimisatd®s codts, la demande ne devrait pas étre
satisfaite si son co(t pour la fournir & I'aide mités additionnelles de pointe dépasse la VoLL.

Un plafonnement des prix semble nécessaire suraleh@ de court terme pour protéger les
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consommateurs contre des prix excessifs duramédesdes de rareté (Ford, 1999, Hobbs 2001,
Stoft, 2002). Si certains consommateurs ne sonirppgués dans I'établissement des prix en

temps réel ils pourraient étre contraints de payes que leur prix de réservation (VoLL).

Figure 1.3.1 Durée de marginalité et durée de lisfiae

100%
Co(t fixes Durée de la i
des TAC défaillance Pertes {
Rente de rareté{
Durée de
marginalité
Prix = colt
marginal
0%
ler cas 2eme cas 3eme cas

Dans le Cas 1, le parc et la durée de défaillaone gptimaux. En concurrence parfaite, il n'y a
pas de rente. Si la capacité reste inchangéeu@gaentations et les diminutions de la demande
entrainent des rentes et des pertes respectivgroanies unités de pointe (cas 2 et 3). Comme
nous l'avons mentionné, cette solution est admméestLe régulateur a deux options pour
conduire le marché a la solution optimale. Il paéterminer un plafond qui reflete la valeur de la
défaillance ou il peut déterminer une cible de cépaoptimale. Avec la quantité optimale Q
une unité de pointe doit récupérer ses colts fierrlant le laps de temps ou le prix atteint le
plafond (= VoLL). L’amélioration apportée par legtdateur est d’établir un plafond des prix qui
soit égal a la VoLL et qui méne ay@&E Q* ou d’estimer une cible 2 Q* directement. Le
graphique suivant montre les problémes de fiabilitésysteme électriqgue quand il n’existe pas

de prix plafond.

Avec une demande suffisamment élastique, le prabl@adéquation ne se pose pas. L'offre et
la demande peuvent se couper a un prix maximumieoféa la VoLL et permettre une quantité
Qw optimale (@ =Q) (ex : 7006/MWh). Deux problémes peuvent se pasec la solution

administrée :
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- Soit le régulateur établit un plafond trop bag, @ un risque d’insuffisance des

investissements et cela peut aboutir & une quatitémarché » Rinférieure & Q

- Soit le régulateur établit une cible de capacigér@p élevée (supérieure a)@e qui peut

mener & une quantité « régulée pIpérieure a Q

Supposons que la demande soit faible 99% du téetpoupe la fonction d’offre & un prix de
100€/MWh) mais qu’elle soit forte pendant 1% du pemAvec une demande trés inélastique, Si
aucun plafond n’est imposé, les courbes d’offrdeetiemande peuvent avoir une intersection a
un prix supérieur a la VoLL (dans notre exempleédB0€). Cela peut étre le cas sur un marché
monopolistique mais aussi en concurrence parfadiewait mener a une quantite; Qupérieure

a Q. Ce niveau de fiabilité est trop élevé parce @secbnsommateurs paient plus que la valeur
de I'électricité et préféreraient étre déconneptétt que de payer ce prix.

Graphique 1.3.3 : Fiabilité du systeme électriguecaun prix plafond P=VolLL

a) Pas de probleme d’adéquation b) Prix de marché > VolLL
VoLL \ \ 60000 [ |
700
VoLL / /
100 \ 100 I
99% 1% 99% ' | 0,01%
Q*=Qm * o
M

Source : Stoft (2002)

Il se peut qu’il n'y ait pas d’équilibre de marchgand les courbes d'offre et de demande sont

parfaitement inélastiques (I'équilibre n'est padimdg Si par exemple la courbe de demande
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atteint son maximum pendant 1% des jours, maidlgiceupe la courbe d’offre a Q* seulement
pendant 0.1% du temps, c’est le seul moment ouixede marché est défini (graphique 1.3.4).
En conséquence, le prix de marché ne peut pas naenaiveau Q*. Seul le régulateur peut
définir un prix lorsque l'offre et la demande samt déséquilibre, mais le marché ne peut pas
fournir son propre équilibre.

Graphique 1.3.4 : Absence d’équilibre de marché

VolLL

99% 1%

700 €

100 €

Source : Stoft, S

Le tableau 1.3.1 ci-dessous décrit I'interactiotreenégulation et marché en fonction des regles
administratives mises en place en comparant latig@aournie par le marché et la quantité

fournie par le régulateur avec la quantité optinGte

Tableau 1.3.1 : Interaction entre régulation etamnér

Regles administratives

(QM, QR) 1 2 3 4
Pcapr< V Pcap <V Peap =V Pas de Eap
Q> Q* Qr=0Q* Pas de @ Pas de @
Pas d'imperfection du marché 1(Moins, plus) (Moins, =) (== (==
Parfois P >V 2 (Moins, plus) (Mains, =) == (Plus, Plus)
Pas d’équilibre 3 (Moins, plus) (Moins, =) (== (2,?)

Source : Stoft, (2002)

V=VoLL suppose aucun pouvoir de marché

QR = Capacité totale incluant les achats du régutat
Q* = Capacité optimale adéquate

QT = Capacité cible du régulateur
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Ce tableau qui comparey@et z avecQ* illustre bien le probléeme posé quand il n'y a pas
d’équilibre et qu’aucun plafond ni aucune cibleadacité @ n’'ont été fixés par le régulateur
(comme le marché ne peut pas définir un prix P #4lYoLa quatrieme colonne montre
'approche par le marché. L'approche «pure » parmlarché suppose qu’l n'y a pas
d’'imperfection de marché (la case (1, 1)), et psagpde ne pas imposer de plafond (c'est-a-dire
passer a la case (1, 4)). Dans les colonnes 1 Btag2,doit étre inférieur au prix de marché
maximal pour créer des distorsions de l'investisssimViéme dans ce cas il pourrait ne pas créer
de probléeme d’'adéquation. Une approche « pure »lgpamarché peut résoudre le probléme
d’adéquation seulement s'il n'existe pas de défade du marché (arket flaw») causant le
probleme d’adéquation ! Si 'approche pure par Brahé résout le probleme d’adéquation, elle
doit rendre le marché parfaitement fiable (100%)e $narché est actuellement trop fiable, alors

I'approche pure par le marché ne peut pas résdeigmobleme d’adéquation.

1.3.1.3 Les considérations pratiques de la VOLL

Méme si la théorie est claire sur le niveau optimhal plafond (VoLL), il demeure difficile
d’établir cette valeur avec précision (la VoLL seutve comprise entre 1,000 € et 100,000 € /
MWh). Pour appliqguer ce mode de tarification, iutfague la VoLL soit estimée. Comme de
nombreux consommateurs ne répondent pas directamees prix en temps réel, il n'y a pas
beaucoup d’'informations sur cette valeur, et leggnations ne sont pas précises. Le marché ne

peut pas déterminer lui méme la valeur de la dafaie. Deux problémes se posent:

1) Les marchés ne peuvent pas deviner cette vgdoit, 2002) pose la questionhave

you ever told the market what is your Vok). ?
2) Les consommateurs ne savent méme pas trésumda gst la valeur qu'ils attribuent a
la défaillance (la variation des valeurs entre digféérents consommateurs et d’'une

période a l'autre ne rend pas la tache plus facile)

Beaucoup d’observateurs suggerent que comme la Vieklpeut pas étre mesurée avec
exactitude elle n’existe pas ou est insignifiarta. réalité, elle pourrait étre mesurée a l'aide
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d’expériences auprés de consommateurs ou bienide Idun « marché des défaillances ».

Comme I'utilité, la VoLL est intéressante mémelkd ae peut pas étre mesurée avec exactitude !

En pratique, les ingénieurs ont établi des critdeefiabilité (en France un critére de trois heures
de défaillance /an (1 jour tous les 10 ans estrgéam@ent avancé par RTE) qui ne proviennent
pas directement de calculs explicites de surplusodsommateurs. Avec un codt fixe d’'une unité
de pointe (TAC) de 43 €/kW, si la valorisation déstéquipements ne devait s’effectuer que sur
les trois heures (en espérance annuelle) celadwmuterait un prix de 14000 €/ MWh durant ces
trois heures. C’est le prix nécessaire pour induirénvestissement au point que la coupure soit
réduite a 3 heures par an. Ceci n’est pas une astimde la valorisation des consommateurs
mais une estimation du prix requis pour réduirgldéaillance a un niveau acceptable pour les

consommateurs (3 heures par an). Comme l'indiqo#, & (2002) :

“The calculation of VoLL from a choice of load shaddduration and the price of peaker
technology is only reasonable if a lack of custoroemplaints is a reasonable indicator of

optimal load sheddiny

Le calcul de la VOLL du point de vue de la duréeddéillance et du prix de la technologie de

pointe n’est raisonnable que si un manque de pleide consommateurs est un indicateur du
niveau de défaillance optimal. Cette méthode nendaju’une approximation assez brute de la
VoLL. (Stoft, 2002):

1.3.1.4 Les désavantages de la VOLL

Etablir le prix de maniére administrative a la Voal moment de la défaillance doit inciter les
producteurs a investir au niveau optimal de capaist production. Néanmoins, cette tarification
de la défaillance a la VoLL a deux désavantage®itapts : elle peut générer des incitations a

exercer du pouvoir de marché et introduit un rispowr les investisseurs.

a) Avant la super - pointe, si l'offre est supérea la demande de 290MW, n’importe quel

producteur qui possede 500MW peut en arréter 300AUgmenter le prix de 150 € a 15,000
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€. Comme nous le verrons dans la partie suivargde cstratégie peut étre extrémement
profitable, surtout quand le producteur possedegualede part de la capacité de base. Dans cette
situation, une augmentation du niveau du plafondyrente aussi les incitations a faire de la

rétention de capacité.

Graphique 1.3.5 : Risque et pouvoir de marché amerix

de la défaillance a la VoLL

€/MWh  a) Risque de super pointe €/MWh  b) Pouvoir de marché de super
) A pointe
VolLL VolLL
o |
<.
Q Q

b) De plus le risque de l'investissement est éleace que les pointes de prix sont rares. Les
investisseurs récupérent leurs colts fixes avamidQtes de profits de court terme. Mais ces 20
minutes ne se produisent pas chaque année .Shugée de 4 heures de défaillance est observée
puis aucune pendant 10 ans, en moyenne, cela pongs 20 minutes par an mais fait prendre

un risque considérable aux investisseurs qui pait an codt élevé.

Les prix élevés nécessaires a l'investissement exevgmt étre déterminés que de maniere
administrative ou par le pouvoir de marché des yctelrs mais ils ne viennent jamais du
marché concurrentiel et du jeu de I'offre et deléanande. L'investissement n’est relié ni a une
fiabilité optimale ni a une minimisation des codtslong terme. Les propositions de marché pur
ne vont induire la capacité adéquate que si lelaégur arrive a déterminer le niveau du plafond

ou la cible de capacité.
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1.3.1.5 Observations et études empiriques lliisging money

Des observations des prix des marchés spot awetJed Europe suggerent 'existence d’'un
probléme de rhissing monéy(Cramton et Stoft 2006, Joskow 2006) et les regenets de
I'énergie ne permettent pas de couvrir les coltsagital des nouveaux investissements (ni des
TAC ni des CCGT et CP). Méme quand la capacitéagsétquate « de l'argent manque »

(« missing money). Comme le rappelle Joskow (2006) :

“a market response that leads prices (adjusteduerl ¢osts) and profits to fall and investment
to decline dramatically when there is excess cdpacs just the response that we would be

looking for from a competitive marKet

Le montant de ce manque a été estimé par le NEMN&V (England Independant System

Operato) a environ $2 milliards par an et les unités detegpeuvent espérer récupérer un quart
de leurs colts fixes (Cramton et Stoft, 2006). ta&suls des revenus nets, qui ont été effectués
pour des investissements hypothétiques de nouve&EXT et des unités au charbon sur le PIJM
indiquent qu’ils sont tres loin de couvrir les c®@lu capital de nouveaux investissements dans

ces technologies.

“During the seven-year period 1999 to 2005, theadatd to the conclusion that generators’ net
revenues were less than the fixed costs of geperdtiis suggests that market price signals and
reliability needs are not fully synchronizedPJM State of the market repp&005)

Le phénomene denfissing monéyest di au fait que les prix des marchés spot ostemt pas
assez vite pendant les périodes de rareté pouuipeodes quasi-rentes suffisantes pour couvrir

les charges de capital des investissements etdieiin niveau de capacité et un mix optimaux.

“There are a number of wholesale market imperfestioggulatory constraints on prices, as well
as the procedures system operators utilize to détl operating reserve shortages that appear
collectively to suppress spot market prices forrgmeand operating reserves below efficient

prices during the small number of hours in a typigsar when they should be very high

68



Pour comprendre les sources dmigsing money selon Joskow (2006) il faut examiner en
détail la maniére dont le gestionnaire de résealiligég I'offre et la demande en temps réel
durant les périodes de rareté. Dans un contexteatehé, la formation des prix spot dans ces
conditions est critique pour comprendre si le ménpbut fournir les signaux de prix nécessaires
aux investissements. Si les contraintes étaiefnbueos satisfaites par des variations de prix afin
de garder l'offre et la demande en équilibre emmaaence, comme dans les modéles avec
réponse de la demande il n'y aurait aucun probléediabilité. Le gestionnaire de réseau
n'aurait pas besoin de mettre en place des résewdss criteres de fiabilité. Le marché pourrait
le faire. Cependant, comme nous I'avons vu dargatie précédente, aujourd’hui, un certain
nombre d’'imperfections ne le permettent pas. Legpoes tournantes qui résultent d’'un manque
de capacité de production sont extrémement rares tks systemes électriques des pays
développés. Pour certaines unités, une part tngsriante des rentes de rareté est réalisée durant
les conditions de défaillance, quand le systemecse entre le niveau de réserves « cible » et
le niveau minimal qui entraine des rationnementtadgemande (qui ne sont pas basés sur les
prix). La valeur des rentes de rareté durant ceslitons extrémes est incertaine puisqu’elle
dépend des procédures et des protocoles opérdsanieen place par le gestionnaire de réseau
durant ces situations. Une fois que la réponseadéemande a été épuisée, le processus de
formation des prix est extrémement sensible auisiés du gestionnaire du réseau et il n’est
pas évident qu'un mécanisme de marché existe pmumedt un niveau de prix suffisant durant
ces heures. (Joskow et Tirole, 2005a).

Comme le rappelle Joskow (2006) une des derniecésna menées par le gestionnaire du
systeme avant les coupures tournantes est la rédude la tension de 5%. Ceci réduit la
demande et lui permet de garder le niveau desvesan dessus du niveau minimal afin d’éviter
les coupures tournantes Ces réductions de la demamdun impact sur les prix de gros par
rapport a leur niveau quand la tension est nornizdeplus, les réductions de fréquence ne sont
pas gratuites (sinon, comme le rappelle Joskow§RGih pourrait garder le systéeme en basse
tension en permanence) mais leur colt n'est pdétéeflans les prix de gros. Donc le colt

marginal social agrégé des réductions de fréquelest pas reflété dans les prix.

“The last thing that system operators typically deewthere is an operating reserve deficiency

prior to implementing rolling blackouts is to redusystem voltage by 5%. This reduces system
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demand and helps the system operator to keep apgnaserves above the minimum level that
would trigger rolling blackouts. However, reducidgmand has the effect of reducing wholesale
prices relative to their level at normal voltage damlemand levels just as the system is
approaching a non-price rationing state. Moreowas|tage reductions are not free. If they were
free we could just operate the system at a low#age. Voltage reductions lead lights to dim,
equipment to run less efficiently, on-site genesato turn themselves on, etc. These are costs
that are widely dispersed among electricity consgnand are not reflected in market prices.
Thus, the marginal social cost (in the aggregateyaltage reductions is not reflected in market

prices.”

Joskow (2006) évoque un certain nombre de raisasteptibles de rendre compte du probleme

de « missing money » (dans le cas du PJM) :

1) Méme si les plafonds de prix peuvent peut ém@iguer l'insuffisance des revenus pour les
centrales de pointe, le fait qu’ils soient rarematiéints laisserait penser qu'il existe d’autres

raisons.

“Even during most “scarcity hours,” market priceseabelow the price caps. Accordingly, it is
unlikely that the price caps are the only sourc¢éhef missing money problem. “While in my view
the “missing money” problem is the most seriouedeit to investment in generating capacity,
The problem with blaming the entire problem on phiee caps is that when one examines the
full distribution of energy prices in the organizedS. wholesale energy and operating reserve
markets over the last six year it is evident theg price caps, which do in fact appear too low

compared to estimates of the value of lost load,rarely binding constraint§Joskow (2005),

2) des mécanismes de « mitigation » du pouvoir dech@é qui ne permettent pas aux prix de
monter assez rapidement, des actions de fiab#itéogérateur du systeme qui se basent sur des
appels a des producteur®ut of Market> qui recoivent des primes mais font baisser tesde
marché payés aux autres producteurs, des paiethegestionnaire de réseau pour maintenir des
unités anciennes en service pour des contraintasadsemission plutdét que de les retirer, des

producteurs régulés qui opérent sur le marché oaisi'ont pas d'incitations a prendre des
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décisions de retrait de leurs moyens de produatiais font baisser les prix de marché de

I'énergie.

“When supplies from generators with more specifi@racteristics are needed by the system
operator, it may rely on bilateral out-of-marketntoacts to secure these supplies from specific
generators and then dispatch the associated geingratnits as “must run” facilities at the
bottom of the bid-stack. This behavior can inedfithy depress wholesale market prices received
for energy and operating reserves by other suppliarthe marketThe behavior of the New
England ISO during a severe cold snap in Januar§42i3 an example of this behavior and its
consequences(Joskow, 2006)

Avec des colts fixes annuels d'une TAC de 42 €/kWa valorisation de tels équipements ne
devait s'effectuer que sur les trois heures owsaist utilisés, il faudrait que les prix atteignent
environ 14000 €/ MWh durant chaque heure pour rdigabl’investissement. Comme l'explique
RTE (2004), dans la pratique, la valorisation €effie sur une période plus longue, mais méme
en supposant qu’'une durée de trois heures soit atiloig avec une durée de 20 heures de
tensions sur les marchés, il faudrait un prix mogten’ordre de 2000 €/ MWh pour justifier le
développement de nouvelles TAC. Depuis la créatmRPowernext, le seuil de 1000 € MWh n’a
été atteint que pendant sept heures durant laudarde I'été 2003. Un plafond de 3000 €/ MWh
a été mis en place sur Powernext mais il n'a jamtésatteint depuis la création du marché.
Cependant, comme le rappelle RTE, le risque dedensau cours des derniéres années était
inférieur a celui auquel on s’attend dans les amr@&eenir, la différence est tout de méme
considérable. Des mécanismes de capacité ont étémplace dans un certain nombre de pays
pour palier a I'incapacité des marchés spot dergémies revenus et des capacités de production
suffisants sur le long terme. lls sont souvent mEmes comme des mesures transitoires qui
permettent d’effectuer le passage vers un marchEucentiel mais il se peut que ces
mécanismes deviennent permanents si I'élasticitéaddemande aux prix n‘augmente pas. Il
existe plusieurs types de mécanismes de capa@t€aqupeut classer en fonction des variables
(prix et/ou quantité) qu'ils laissent au marché&oun planificateur centralisé. Comme le rappelle
Finon (2006), de par son existence méme linstrunmdm capacité suppose que l'autorité

publique a pris en main la responsabilité de lhilité de la fourniture a long terme (a partir de
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I'identification du besoin de capacité et sansratte les décisions spontanées des agents). Il y a

le choix entre trois principes d’action.

1) l'action centralisée par l'investissement commaxiéctement par le gestionnaire de

réseau

2) laction pr les quantités en fixant une obligatia contractualisation sur les capacités en
pointe aux fournisseurs, complétée par une proeédid#changes de certificats de

capacité (sur un marché de capacité)

3) l'action par les prix en se référant a la valeuryemme de la défaillance (ou son

approximation en termes de codt fixes d’'une uné@ainte)

Comme cette étude analyse la capacité des marcheésrgy-only» de générer des revenus
suffisants, nous allons nous concentrer sur latisolsans marché de capacité et sur le principe
qui consiste uniqguement a déterminer le plafondr@tdu marché de I'énergie. Cependant, a

titre indicatif nous allons énumérer les différeintstruments de capacité.

a) Les paiements de capacité : tous les partigpamicoivent un prix déterminé
administrativement pour la capacité de productispahible. Ce paiement additionnel doit
inciter les investissements et permettre d’arrivarne capacité de production plus importante.
Une surestimation du colt espéré de la défaillanée une demande et des prix de la capacité

artificiellement élevés et donc une surcapaciténgme a des prix de I'énergie trop faibles.

b) Les marchés de capacité (ICAP ogapacity requirements) : le planificateur centralisé
détermine la marge de capacité souhaitée. En fande I'espérance de demande de pointe et de
la part de chaque entité (compagnie de détail o8 gpnsommateur), 'opérateur du systeme
détermine la capacité de réserve que chaque eaftitéacquérir (sous la forme de contrats
d’effacement et/ou de capacité disponible). Sititérfait défaut a son obligation, elle doit payer
une pénalité qui détermine le plafond du marchébligation d’acquérir de la capacité en exces
par rapport a la demande de pointe anticipée irgcitevestir avant que le marché de I'énergie

soit tendu. Cependant, sur des marchés concéniyéa des risques de manipulation ou

72



«gaming »(Newbery, 1995). Les marchés de capacité a texrRer(vard ICAP>») proposés par
Cramton et Stoft (2006) permettent de limiter legmr de marché et donnent une visibilité de
plus long terme aux investisseurs mais nécessienestimations de la capacité requise dans le

futur.

c) «Reliability contracts» : ils permettent une amélioration des marchésagiacité. Ce sont des
options d’achat (eall ») qui donnent d’avantage d’incitations aux prdaducs a avoir de la
capacité disponible pendant les périodes de ratdté.agent indépendant (I'opérateur du
systeme) achéte des options call aux producteans (e compte des consommateurs) qui lui
donnent un droit a la différence entre le prix sgbte prix d’exercice de I'option (rike »).
Cette différence est rendue aux consommateursgaérieur dépense durant les heures de pointe

soit limitée au prix d’exercice de I'option (Vasqu®ivier, Perez-Arriaga, 2002, Oren, 2003)

d) les réserves stratégiques : ce sont des réseétesues par un agent indépendant (opérateur
du systeme), qui permettent de faire face aux wegEnGénéralement, il s’agit pour cet agent
d’acquérir de vieilles centrales (sous cocon) nilase peut qu’il soit amené a en construire de
nouvelles. Ces réserves peuvent étre financéesngataxe sur les consommateurs (par exemple

une surcharge sur les tarifs) et par les revesus ide leur production.

e) Les réserves opérationnelles : Un agent indépendilise ces réserves pour faire face aux
écarts entre la demande prévue et réalisée. lixeeuh objectif sur la quantité de capacité a
contracter (a travers des encheéres journalieresxmmple) avec un prix maximal qui correspond
a sa disposition a payer et qui devient le prixqgud avant la défaillance. A chaque fois que la
demande va pousser le prix au-dela de cette lilfofgrateur du systéme va contracter moins de
capacité et réduire la demande (Stoft, 2002). lrajeéir du systeme augmente donc le prix des
derniers paliers de la courbe d'offre (avant laadigince) afin qu’une rareté se fasse ressentir

avant la rareté réelle (comme un signal précoce).
f) Les souscriptions de capacité : C'est la sotutia plus orientée vers le marché. C’est ce

dernier qui détermine la quantité et le prix desenges. C'est la seule qui implique les

consommateurs, qui doivent acquérir auprés desuptedrs le droit de disposer d’'une quantité
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de capacité, en périodes de tension sur I'équibiffire/demande (dans ce cas les consommateurs
doivent installer un fusible, activé par 'opératelu systeme en périodes de pointe, qui limite la

consommation a la capacité du fusible (DeVries 2200

Tableau 1.3.2: Comparaison des différentes options

) Réserves Réserves i o o
Paiements . o Marchés “Reliability Souscriptions
. stratégiques opérationelles o »
capacité capacité  contracts capacité
(P<<VvOLL) (P<<VOLL)

Stabilisation de l'investissement - ~ ~ ++ ++ +
Compatibilité / échanges intersystéeme ~ - - + + +
Robustesse /pouvoir de marché ~ + + ~ + +
Stimulation de I'élasticité/prix ~ ~ ~ + + ++
Efficience de I'offre - -- ~ + + ++
Compatibilité/systéme décentralisé + + + ~ - +

Expérience Oui Oui Oui Oui Non Non

Source : Devries (2002)

Les mécanismes de capacité qui cherchent a rélduuaatilité des prix s'attaquent plutét aux
conséquences gu’'aux causes. Selon Fraser (2068) le’manque de réponse de la demande sur
les marchés de I'électricité qui est au cceur dblproe. Un plafond sur les prix couplé avec un
marché de capacité peut réduire le pouvoir de ndaetha volatilité des prix mais il peut aussi
réduire la réponse de la demande puisque les conataurs ne sont plus confrontés a des prix
élevés. De plus dans certains cas les instrumenigept donner lieu a des manipulations et ne
permettent pas de stabiliser les investissememdanidoins, les mécanismes de capacités a terme
(Cramton et Stoft, 2006) et les options de fiabilivasquez, Rivier, Perez-Arriaga (2001)

semblent les mieux adaptés pour éviter ces prolsleme

1.3.2 Les comportements stratégiques
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Le modéle théorique des prix spot suppose un ceddreoncurrence pure et parfaite. Les
producteurs n'ont pas la capacité d’influencer pesg, ils sont «preneurs de prix X« Price

takers»). Comme le reconnaissent Bohn, Caramanis, SgievefpTabors (1988):

“A perceptive reader probably started to have secthmights about deregulated short-term
operation when she/he began to worry that a siggieerating firm might have monopoly power
in a region and hence be able to drive the spateotip artificially (beyond the marginal cost of
generation). We have assumed away such possilmlitpur formulation...However, more
analysis is needed before we are willing to beligneeassumption is true.

En concurrence imparfafte des firmes peuvent avoir des comportements gicatés pour
augmenter leurs profits de court ou de long teremepfenant en compte les nouveaux entrants).
Geénéralement, la concentration du marché est cérégiccomme la source principale de pouvoir
de marché. Si une firme posséde une large part atehdy elle peut augmenter les prix de
maniére profitable au dessus de ses colts margielaoktenir une marge importante. On dit
gu’elle exerce du pouvoir de marché. Le pouvoin@deché peut étre mesuré par la mapgee¢-
markup d’une firme qui est donnée par:

Avec p le prix, ¢ le colt marginad,la part de marché et I'élasticigeLa marge nous donne une

indication sur la capacité des firmes a augmemrteiplix au dela des colts marginaux. Comme
les données de colts sont en général confidestielles mesures comme les Herfindahl-
Hirschman index (HHI) ont généralement été utikspeur déterminer le potentiel d’exercice de

pouvoir de marché.

1.3.2.1 Les offres stratégiquesStrategic bidding )

% pour une approche récente de la concurrence iaifanioir Tirole (1988).
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En présence d'une concurrence imparfaite, une fidaminante peut offrir ses unités de
production de maniére stratégique pour augmentsr psefits, en pratiquant du « bidding
stratégique ». En I'absence de concurrence, cetttqpe consiste a offrir les unités d'une
technologie donnée au-dela de leur colt variablés meste en dessous de la prochaine
«marche » dans l'ordre de mérite pour profiterI'deart entre les codts variables des deux
technologies. Quand il n’existe pas de concurrdisigosant de capacités de production avec des
colts inférieurs, la firme dominante sait qu’eleup sans méme changer I'ordre de mérite (donc
sans interférer avec l'efficacité allocative du otg), augmenter ses profits en offrant sa
production 1€ de moins que le codt variable deethnnique immédiatement plus colteuse dans

I'ordre de mérite

Graphique 1.3.6 : Rentes de monopolehidigling stratégique
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La firme dominante peut profiter des écarts enteeixdtechnologies si elle n'a pas de
concurrents. Plus cet écart est important, pldgriee dominante a des incitations a le faire. Le
Graphique 5 montre les profits de la firme domiraeh cas deéidding stratégique et en

concurrence. Si la firme dominante posseéde la rnib@joies centrales de base et n'a pas de
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concurrents elle peut offrir stratégiquement sdagéarde base et tirer profit de I'écart entre les
technologies. Par exemple, si le parc nucléaieedirhension optimale ses revenus nets issus des
ventes au prix spot peuvent dépasser les colts fiyand la concurrence est insuffisante entre
les producteurs nucléaires. Dans le cas d’'une fadominante qui posséderait la totalité du parc
nucléaire, ce dernier ne serait pas rémunéré aanigle son colt marginal pendant sa période de
marginalité mais au niveau que déciderait la fidoeninante. Cette derniére peut se situer juste
avant le colt marginal de la technique immédiaténpéus colteuse sans modifier I'ordre de
mérite. Il bénéficierait alors d’une rente de maniefy. Comme le rappelle Spector (2006) & la
différence de la rente de rareté, la rente de maeaggst économiquement inefficace. Pendant la
durée de marginalité du nucléaire, le colt margiteal’électricité est tres faible, et I'efficacité
requiert de fournir aux agents économiques degaiimis & consommer d’'avantage, sous la
forme de prix faibles. Des prix trop €levés provegient une distorsion des choix des agents

économiques.

Figure 1.3.2 : Exemple de d’offre stratégique

100%
cout fixes
du nucleaire
. e N
Durée de Rente de
soalitd rareté
marginalité Prix = cout Rente de Prix > colt
marginal du < monopole > marginal du
nucleaire nucleaire
Prix = cout
marginal du
0, leai
0% L ) nucleaire
ler cas 2eme cas 3eme cas

Source: Spector, (2006)

La concentration du marché peut donc poser deslgmals pour le bon fonctionnement du
marché et constitue une question essentielle. Capeéndans le cas de I'électricité, les

conditions de l'offre et de la demande qui menedesa prix élevés sur les marchés spot (i.e.

# Dans le cas d'un oligopole, la rente serait imfére a la rente de monopole, en raison de la présémne
certaine concurrence.
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quand il y a une réelle rareté) sont aussi lesitiond ou les problemes de pouvoir de marché

sont les plus importants méme sur des marchésqreetrés.
1.3.2.2 La stratégie de rétention de capacitéggacity witholding »

Les caractéristiques spécifiques des marchés dectligité (I'impossibilité de stockage, la
nécessité d'équilibrer a tout moment l'offre et themande et la faible capacité des
consommateurs a répondre aux prix impliquent quardicertaines périodes, méme des firmes

avec de faibles parts de marché peuvent exercgowaknir de marché.

Graphique 1.3.7 : Rétention de capacité
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Lors des pointes de prix, méme des producteurs de® parts de marché limitées peuvent avoir
une incitation a créer une rareté artificielle p&tention de capacité pour augmenter leurs profits
comme cela a été démontré durant la crise caldarme (Joskow et Kahn, 2002). Le graphique

suivant (graphique 1.3.7) montre I'arbitrage emiéts et profits de la rétention de capacité de
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pointe. Dans cet exemple, nous supposons que kseabpacité de pointe est retenue (c’'est la
technologie qui présente les colts variables les glevés et donc | moins économique a faire
fonctionner) cependant I'effet est similaire avecratrait d’'unités de base. Quand la marge de
capacité est faible, I'inélasticité de la demande prix fait que méme une faible diminution de
I'offre entraine une forte hausse des prix. Dars a@s, méme une petite part de marché peut
attribuer a son détenteur assez de pouvoir de aair faire monter les prix en maintenant une
partie de la production hors marché. Les HHI entesures relatives aux parts de marché ne sont
donc pas un bon indicateur pour le potentiel oMeffeice de pouvoir de marché sur le court
terme (Borenstein, 2000). Pour que cette stratmiteextrémement profitable sur le court terme,

certaines conditions doivent étre réunies :

a) Le producteur doit disposer d'unités qui sotuéms stratégiquement sur la courbe d’offre (des

unités de base qui vont bénéficier de la rétergiaes unités de pointe qui vont étre retenues).

b) Le producteur peut entrer en collusion implieitec d’autres producteurs

Si la capacité de base est importante, 'augmemtaté revenus par une stratégie de rétention de
capacité de pointe peut étre considérable. Comrae Fewvons vu dans la partie précédente, un
plafond élevé lors des périodes de défaillance pguimet de justifier les investissements de
pointe peut donner de fortes incitations a la té&ande capacité. S'il existe des barrieres a
I'entrée, la firme dominante n'a pas peur d'inciéefentrée en augmentant ses prix. En cas de
sous capacité, le prix de marché serait détermime gpuvent par les centrales de pointe. En
faisant de la rétention de ces unités de pointealgmentations de prix pour les unités existantes
doivent dépasser les profits des centrales retemN&snmoins, sans la présence de barriéres a
I'entrée, si les paramétres administratifs de higbont été établis correctement (si le prix reflé
'approximation de la valeur de la défaillance)r&ention de capacité doit rendre le signal
d’investissement plus fort et augmenter I'entréelds investisseurs ne font pas la distinction
entre la rareté réelle et la rareté artificiellepaisser la part de marché et les profits futersad
firme dominante. Cette stratégie qui est trés tablie sur le court terme ne prend pas en compte
I'effet de long terme sur I'entrée de nouveaux corents sur le marché et I'érosion des parts de

la firme dominante.
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1.3.2.3 La stratégie de prix limite

Les firmes déja installées peuvent avoir une ppiéi de prix qui cherche a dissuader I'entrée
lorsque celle-ci n’est pas rendue totalement imptespar la présence de barrieres a I'entrée. En
période de pointe, quand le prix de marché estrrd@ié par les unités a des codts variables
élevés, la firme dominante peut chercher a limasrprix et donc I'entrée afin de maintenir sa
part de marché sur le plus long terme.

Graphique 1.3.8 : Stratégie de prix “limite” 7
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Le graphique ci-dessus illustre pour une demangdéeb pertes subies par une firme dominante
qui posséde les unités de base (partie hachurées) @tités de pointe (partie grisée) et qui décide
de faire une offre inférieure aux codts variablesirplimiter les prix. Si 'augmentation des

profits lorsque I'entrée n’a pas lieu est supépeiuta baisse des profits que cette stratégieixle pr

limite implique, elle est profitable pour la firmen place. Les menaces des firmes en place
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n'étant pas a priori dissuasives, encore faut-d unouvel entrant soit convaincu que la firme
déja installée veut et peut limiter les prix poloduer I'entrée. Avec un prix uniforme, la part
des unités de base détenues par la firme domieahtmportante, les pertes causées par une telle
stratégie le sont aussi et la menace de limitgprigspeut ne pas étre crédible. De plus, avec une
demande croissante {Dla limitation des prix ne peut plus étre possille plafond des prix est
établi a un niveau suffisamment élevé. L'apparitiientensions « physiques » et de défaillances
rend plus difficile le maintien du prix & des niugaqui empéchent I'entrée. Cette stratégie doit
donc s’accompagner d’'un engagement. Une des mésldéis plus simples a envisager est
l'installation d’'une capacité de production. Il gitadonc d’un investissement en capital fixe qui
va étre utilisé pour produire des quantités supptérires afin de faire baisser les prix. Cette
capacité de production peut rester inemployée lmrdgntrée n'a pas lieu ou lorsque la firme
installée partage le marché avec I'entrant. L'elegagnt doit étre jugé selon deux critéres : la
rentabilité de I'investissement qu’il suppose et Bopact sur la stratégie des entrants potentiels.
Ces deux criteres sont bien sur étroitement liggeghettent de déterminer la stratégie optimale
pour la firme en place. L’entrant va choisir deeesiors du marché si la firme en place s’engage
et d’entrer sur le marché si elle ne s’engage lpadirme déja installée est capable de tenir ce
raisonnement en se mettant a la place de son aentpotentiel. Elle ne va décider de s’engager
gue si le gain ultime découlant de ce choix (lentien de sa part de marché) est supérieur a
celui obtenu en cas d’entréBm- | >Ile

1.3.2.4 Etudes et observations empiriques de podeanarché

Un tres grand nombre d'études sur le pouvoir dechéamont été réalisées dans le cas de
I'électricité. Green et Newbery (1992) ont été pesnniers. lIs ont étudié le comportement d’'un
duopole sur le « Pool » britannique & I'aide d’undgle basé sur les fonctions d’offteDans ce
modele, les producteurs offrent des couples ptartjté plutdét qu’un prix (modele de Bertrand)
ou une quantité (modele de Cournot). Klemperer eydévl (1989) montrent que, si la demande
n'a pas de borne supérieure, il y a un équilibrequam qui est la fonction d'offre linéaire
(graphique 1.3.9). Pour Green et Newbery (1992)mena demande d’électricité est bornée,
I'équilibre n'est pas unique et il y a un ensembiéquilibres possibles entre la solution de

30 Klemperer et Meyer [1989] sont les premiers aafmimalisé le modéle d’équilibre avec fonctionsftte
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Bertrand et Cournot. Selon Green et Newbery (1982)pncurrence sur les marchés électriques
peut étre modélisée soit comme une concurrenceCaudanot soit comme une concurrence a la
Bertrand selon le niveau de la demande (et don@lge de réserve).

Graphique 1.3.9: Equilibre avec fonctions d'offre
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Source : Green et Newbery (1992)

Cependant, le modéle de Green et Newbery (199@)eral pas en compte la menace de I'entrée
dans la détermination des priRe plus dans le cas d'une demande totalement tiglas le
modele de Green et Newbery (1992) avec fonctioffrd’me permet pas d’obtenir un équilibre et
c’est dans ce cas que les incitations a exerceoduoir de marché sont les plus fortes.cas de

la rétention de capacité est le cas de manipulates prix spot le plus fréquemment cité en
raison de I'impact de la crise californienne quni en évidence ces comportem&htBurant
I'été 2000, les prix de gros de I'électricité enlifdanie ont atteint des niveaux treés élevés. Ces
prix se sont traduits par des profits énormes pesiproducteurs indépendantslrifdependent

32
Power Producers)>".

31 |Les comportements de rétention de capacité omirété/és par la commission fédérale de régulatmtiémhergie
des Etats unis (FERC) a I'aide d’écoutes téléphasagentre traders et producteurs.

32 Suivie d'une crise financiére pour les compaguiesdistribution qui devaient acheter I'énergie lsumarché de
gros « dérégulé » pour la revendre a des prix mefndar réglementés sur le marché de détail.
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Borenstein et Buschnell (1999) utilisent un modkdeCournot avec les quantités comme variable

stratégique pour expliquer le comportement desuestuir le marché californien de I'électricité.

«While the Cournot quantity setting paradigm doesaworespond precisely to strategies in this
market, it seems much closer to reality than pse#ting behaviour and it allows much more

detailed modeling and determinacy in solutions ttr@supply curve bidding approatch

Comme, lors des pointes de prix, méme des prodiscevec des parts limitées peuvent avoir
une incitation a créer une rareté artificielle péarention de capacité, la détection de telles
pratiques suggere I'analyse de données empiriggtadldes sur les stratégies d’offre (stratégies
de Bidding) et de production de chaque firme sur le marcle dé détecter les tentatives
d’exercice de pouvoir de marché. Cette approcheutissée par Wolak et Patrick (1996),
Wolfram (1999), Wolak (2000). Wolfram (1999) a étude maniére empirique le comportement
du duopole au Royaume-Uni et arrive a la conclugio® durant la période 92 a 93, alors que les
marges des producteurs étaient importantes, cagden’ont pas exercé leur pouvoir de marché
a leur maximum. Selon Wolfram (1999) les modélégoplolistiques fréquemment utilisés pour
analyser les marchés de I'électricité (CournotFE upply Function Equilibrig ne décrivent
pas le marché spot de maniére satisfaisante ave@rite observés bien inférieurs a leurs
prévisions. Elle suggére que cela est di (a) adiaace de l'intervention du régulateur et (b) la

menace des nouveaux entrants.

“The incumbent generators may be restraining prinesrder either to deter new entrants or to
stave off substantial regulatory action all my estimates imply that prices are much cldser
marginal costs than even theories of non-collusiveply predict...capacity withholding has not
generally resulted in mark-ups as large as thosedmted by conventional oligopoly
models. « If the generators are keeping prices low to detatryethis industry provides a rare

empirical example of limit pricing (Wolfram, 1999)
Wolfram (1999) compare les prix de l'électricitér da période considérée avec les codts

complets des nouveaux entrants (CCGT). Elle corogpigt ces derniers sont trop faibles pour

justifier des nouveaux investissements et que ffépaurrait étre di a un comportement
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stratégique visant a limiter I'entrée. Cet exempdais montre que lorsque la concurrence est
imparfaite les acteurs du marché pourraient infleerles prix spot en leur faveur mais que
I'entrée peut discipliner les prix spot. Ces conbgments stratégiques vont avoir un impact sur le
surplus des consommateurs et sur le signal envaoyéiravestisseurs. Sur le long terme,
I'entrée/sortie devrait réduire les rentes (detéaret/ou de monopole) ou les pertesnigsing
money» ou prix limite). Cependant, en présence de hasgia I'entrée/sortie, ces écarts peuvent
devenir durables.

1.3.3 Les barriéres a I'entrée

Dans un secteur économique normal, I'apparitioredées entraine de nouveaux investissements
qui les font disparaitre a terme. Mais sur les mésale d’électricité, ce mécanisme d’ajustement

pourrait ne pas jouer, ou ne jouer que tres lemémeause des barriéres a I'entrée.

1.3.3.1 L'effet des barrieres a I'entrée sur I'digué de long terme

En théorie, en I'absence de barrieres a I'entréemarché concurrentiel conduit a un niveau
d’investissement optimal dans les différentes tetdgies de production électrique. Si I'on

reprend notre exemple (cf. 1.2), la taille du pgptimal dépend de I'avantage de colt marginal
procuré par chaque technologie par rapport awesuMais la rémunération de la production
dépend, elle aussi, du différentiel de colts maugin La rémunération du nucléaire va dépendre
en grande partie de la durée de marginalité deddugstion fossile et des colts marginaux de
cette derniére. Si ceux-ci augmentent, les cestnaleléaires deviennent plus rentables, ce qui
doit attirer de nouveaux investissements nucléaltexpansion du parc nucléaire diminue la

durée de marginalité des modes de production é&ss@t a terme, ramene la rentabilité du

nucléaire au codt du capital

Le secteur électrique est trés capitalistique, putant, il n'y a pas de codt fixes liés a des
indivisibilités comme dans le cas de la constructiun pont (en dehors des réseaux bien sdr) :
la taille unitaire d’'une centrale est faible pgrpart a celle des grands systeme électriques (1GW

a comparer a une puissance de pointe en Francsupétieure a 80GW). Des économies
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d’échelle significatives existent, liées a la stdibation de la construction et de la maintenance
des centrales, et cela dans un contexte de forteeotration internationale des fabricants de
turbines — alternateurs — chaudiéres (Bouttes, 2006 comprend donc l'intérét d’avoir des
électriciens de taille suffisante pour maitrisex ¢edts. La fonction de codt de la production est
donc sous-additive, mais aussi, a la marge dendgrapérateurs » (et de « grands systemes »), a
rendements « globaux » constants (Bouttes, 20@h)s &serve d’absence de barrieres a I'entrée
réglementaires ou politiques pour trouver de nouxesites de production le marché est
contestable par de nouveaux entrants potentielsnéVl@vec une structure concentrée cette
possibilité discipline le prix moyen de I'électt&iau niveau du colt de développement d’'un
nouvel entrant efficace. Dans ce cas, une struoieremarché concentrée n’implique pas
I'existence d'un pouvoir de marcié l'analyse des barrieres & l'entrée réglemergaire
éventuelles (conditions d’accés aux réseaux, dsaaae nouveaux sites de production,...) et de
la concurrence potentielle est nécessaire. Cepénitlatest pas sdr que cette derniére condition
soit respectée. Les conditions de l'accés a de e sites de production mais aussi les
conditions de l'accés aux réseaux peuvent représelgs barrieres a I'entrée de nouveaux

concurrents et a la construction de nouvelles akgren général.

“Incumbent generating companies may be assistetiein strategy by the presence of other
barriers to entry. It may be difficult for new matkentrants to obtain sites for power plants,
especially in densely populated areas. Incumbenty rbe able to re-use the sites of
decommissioned plant, where they often already hasennection to the high tension grid and
infrastructures for fuel and cooling water, and wehey will probably face less difficulty in

obtaining the necessary pernii{®evries, 2003)

Quand des barrieres a I'entrée sont présentegrilepeuvent rester durablement supérieurs a
leurs niveaux concurrentiels. Des barrieres afgnélevées permettent de protéger les firmes en
place contre la concurrence des nouveaux entfaitans ce cas, la profitabilité des entreprises

3 Le modéle traditionnel de I'économie industrielles années « Structure — Comportement - Performaremsit

pertinent pour le secteur électrique et Le modalgicite retenu dans le calcul du H-H-1-concurreada Cournot
avec structure de marché (i.e. nombre de concsroamts le marché pertinent) « figée »- est doraéigaat pour les
mémes raisons (Bouttes, 2005)

34 'entrée correspond a linstallation de nouvelepacités de production soit par un nouvel ensaiitpar une
firme déja existante.
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installées dans le secteur peut étre durablemantgdevée que celle des firmes produisant dans

d’autres secteuts

Graphique 1.3.10 : L’équilibre avec barriéres atfée
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De plus, les barriéres a I'entrée peuvent avoiredfets pervers sur les incitations a investiresi |

marché est concentré. Plus le marché est concgnhi® les incitations a laisser les rentes de
rareté augmenter sont fortes. Dans ce cas, untiss@sient supplémentaire a un impact sur les
prix et sur la profitabilité de la capacité installd’'un monopole ou d'un oligopole. En présence
de barrieres a I'entrée réglementaires ou polisqueur trouver de nouveaux sites de production
le résultat de la concurrence pure et parfaiteugsgle ne pas conduire a un niveau

d’investissement optimal dans les différentes tetdgies de production électrique.

1.3.3.2 Observations et études empiriques : le®bas politiques et réglementaires

Le cas californien mais aussi le cas italien org em évidence les difficultés rencontrées pour la
construction de nouvelles unités de productiontétpe™®. La rareté des sites disponibles ainsi

gue les oppositions locales a I'implantation devwadles unités (sauf au voisinage des sites déja
existants) peuvent créer des barrieres signifieatipour les nouveaux investissements et plus

particulierement pour ceux des nouveaux entrams. Bcronymes NIMBY Not In My

3 Selon Bain (1956), les avantages des firmes esepda reflétent par la capacité des firmes insmlaugmenter
de maniére persistante les prix au dessus du no@aurrentiel sans attirer de nouvelles firmessdarsecteur.

% Bailey (2001) caractérise la situation califormiende « Botched Entry Deregulation et site comme causes
majeures les oppositions environnementales, NIMBANANA...

86



Backyard’) et BANANA (Build Absolutely Nothing Anywhere or Near AnyBperaduisent
cette attitude d’opposition d’'une population localis-a-vis d’'un projet qui comporte des
nuisances ou des risques. Les études de Mitch@Ojlet de Smith et Desvousges (1986)

montrent le lien qui existe entre I'éloignement @eglipements et le niveau d’opposition. Le
résultat essentiel de ces deux études est d’ahgedlegtaux d’acceptation de la population

dépend de la distance aux équipements. Les résuléast deux études menées aux Etats-Unis

dans les années 80 indiquent trés clairement fieemées vis-a-vis du nucléaire. Ces deux études

sont similaires en ce qui concerne le degré d'aebdpé des équipements.

Graphique 1.3.11: Pourcentages cumulés d’acceptdéalifférents équipements en fonction de
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: (@) Smith et Desvousges (1986) et (b)Hdlt¢1980)

37 Peut se traduire par “Pas dans ma cour”
38 peut se traduire par “Ne construisez absolument&iproximité de quiconque”
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Les centrales nucléaires (et les sites de stoatageoduits dangereux) sont les équipements les
plus indésirables et donc pour lesquels I'oppasiést la plus forte. La seule différence concerne
la distance minimale nécessaire a I'acceptatiotad®nstruction de I'équipement. Dans I'étude

de Mitchell (1980), la centrale nucléaire doit élmealisée a environ 180 km des personnes
interrogées pour obtenir un taux d’'acceptation @ Jlors que cette distance n’est que de 35

km dans I'étude de Smith et Desvousges (1986).

1.3.4 Taxes et subventions

Les taxes et les subventions sont des instrumetdsdésposition des autorités publiques qui
permettent des transferts entre les productedes eonsommateurs. Leur présence va influer sur
les revenus des producteurs et peut créer desdgiiste du signal envoyé par les prix mais aussi

des incitations a investir dans le futur.

1.3.4.1 L'impact des taxes et des subventionsisyektissement

Si le marché est concurrentiel, et en équilibrenile est optimal), il devrait rémunérer tous les
moyens de production au niveau de leurs colts fetesariables. Cependant, comme nous
I'avons vu précédemment, des écarts peuvent ajngasait le court terme pour deux raisons (1)
guand les conditions de l'offre et de la demandeeut et que les ajustements du parc sont
impossibles, mais aussi (2) en présence de compents stratégiques de la part des acteurs. Si
les prix spot sont jugés trop hauts, les autoptésliques peuvent chercher a diminuer les rentes
de certains producteurs en leur imposant des {@xesn leur imposant un plafond sur les prix).
Si les prix sont jugés trop bas, des subventiczisvgnt permettre a des producteurs non
rentables d’atteindre I'équilibre budgétaire. Lesoaités publiques ont donc un instrument a leur
disposition qui leur permet (1) d’extraire les esue les centrales existantes percoivent si elles

sont injustifiées mais aussi (2) de garantir I'éqee budgétaire.

88



Si les rentes de la capacité installée sont ddéesate monopole, donc injustifiées, les éliminer
reviendrait a augmenter le surplus des consomnsat€ependant, la présence de rentes de rareté
encourage les consommateurs a modérer leur condmmmat stimule de nouveaux
investissements Les éliminer reviendrait & éliminer le signalxpenvoyé par le marché. Il est
important & ce point, de distinguer la capacitéstaxite (qui s’est engagée dans des codts
irrécupérables) des investissements futurs. Lesriggg publiques peuvent ajuster les revenus
des centrales existantes en fonction des variatieagrix spot, pour les rémunérer a hauteur de
leurs codts fixes et variables, quand les prix spot en dessous ou au dessus des codlts afin de
leur permettre un taux de rentabilité « normal ur & court terme, tant que les centrales
existantes récupérent leurs codts variables ets leoits fixes, cela n’encourage pas les
consommateurs a modérer ou a augmenter leur corestionnen fonction du prix mais ne pose
pas de probleme pour les investissements futursgtee les autorités publiques s’engagent a ne
pas s’approprier les revenus nets des investisdenfigiurs (qui leur permettent de récupérer
leurs codts fixes) en effectuant les ajustementessaires. C’est le principe qui a été appliqué

dans la régulation des prix aux Etats-Unis.

Prenons I'exemple d’'un marché concurrentiel enldmai(qui permet de rémunérer exactement
les colts fixes et variables des unités de productiSi le prix du gaz augmente de maniere
considérable, et que la demande est telle quergésuau gaz sont marginales la moitié du
temps, cela va engendrer des profits considérgimes les unités nucléaires dont la quantité
demeure inchangée. Les autorités publiques pewdtententées dans cette situation de limiter
ces rentes de rareté en imposant aux productewlgames une taxe qui leur procure une
rémunération équivalente & leurs coits fixes etsleo(ts variablé& Si les prix du gaz
diminuent de maniére considérable, soit les prot spnt étre ajustés de maniere a attribuer aux
producteurs nucléaires une rentabilité normale seg derniers vont subir des pertes. Ces
interventions éliminent donc le signal prix envqyér les rentes de rareté ou les pertes. Elles
permettent de soulager les consommateurs en rdroles prix des codts. Sur le court terme,

elle ne créent pas de contrainte sur I'équilibreldétiaire puisque les centrales nucléaires

39 Dans cette étude nous allons nous concentreripaiieenent sur les signaux aux investissements aaiponse
de la demande joue un réle trés important
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existantes peuvent toujours récupérer leurs codtmbles et leurs colts fixes, a un taux de
rentabilité « normal » déterminé par les autorfigbliques. Comme le soulignent Cramton et
Stoft, (2006) :

“Markets must provide the right incentives for lamg- investment...Holding their profits
constant by always adjusting their spot price ist jtate-of-return regulation.... This shows that
preventing the signals of a uniform-price spot nearkf done carefully, simply leads back to

rate-of-return regulatiorf

Sur le long terme, les investisseurs vont doncicoet a investir tant que la rentabilité est
satisfaisante, sinon ils n’investiront plus. Mamteles revenus des producteurs constants en
ajustant leurs prix spot, si cela est fait avecg@uéon, revient donc a une régulation de type
«rate of returm, et met les autorités publiques au centre duessacs de décision des
investissements. Ces dernieres doivent déterminé&ux de rendement « normal » et I'un des

avantages fondamentaux du passage a un marchémemtial disparait.

Si les autorités publiques décident de limiter&eges de la capacité existante tout en permettant
la récupération des codts irrécupérables, cela eveall pas poser de probléemes pour les
nouveaux investissements tant qu'elles s’engagem @as s’approprier les revenus nets des
nouveaux investissements et donc a ajuster le wideatarif ou du plafond au fur et a mesure
gue des nouveaux investissements sont faits. Les algjectifs de capture de rentes éventuelles
de monopole des unités existantes au bénéfice alesommateurs et la satisfaction d'une

contrainte budgétaire pour les nouveaux investissgsrpeuvent étre satisfaits.

1.3.4.2 Observations empiriques : le maintien désteéglementés en France

a) La coexistance de tarifs régulés et de prix spot

Si le marché est concurrentiel, un tarif régulé tpgmuer le rbéle d'une taxe pour les

consommateurs au tarif (subvention pour les praauisj quand le systéme est en surcapacité et

d’'une subvention pour les consommateurs au take(pour les producteurs) quand le systeme
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est sur capacitaire. Cette discrimination par fesgntre les consommateurs au tarif régulé et les
consommateurs au prix spot peut avoir un impacsidénable sur les incitations a répondre aux
augmentations de prix par des diminutions de laathel® mais aussi sur le signal a investir dans

la quantité optimale de production.

Graphique 3.1.12: coexistence d’un tarif réguld’eh prix concurrentiel
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Quand le mix est optimal, un tarif optimal doit pettre au parc de production un équilibre
budgétaire. Il doit couvrir les colts fixes et taxits variables des producteurs et il est égal au
prix de concurrence parfaite (codt marginal). Lesdpcteurs recoivent les mémes revenus nets
dans les deux cas.

- Quand la demande diminue ou que les prix des cadiblass fossiles diminuent, sans
retraits de capacité, les prix du marché devieigrieur au tarif. Dans le cas ou tous les
consommateurs sont au tarif les unités de baseévestda différence (t - g) qui leur
permet de récupérer leurs colts et les consomrsatgobtiennent pas la quantité
optimale. Si tous les consommateurs sont au prixaehé concurrentiel les producteurs
subissent des pertes et les consommateurs ont re#stions a augmenter leur

consommation.
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- Quand la demande augmente ou les prix des comlasstdssiles augmentent {Dsans
ajouts de capacité, les prix du marché dépasseatiieet les unités de base ne recoivent
pas la rente de rareté.{pt) qui doit inciter les investisseurs & construee nouvelles

centrales et les consommateurs a réduire leur ddgman

Dans le cas de coexistence d’un tarif régulé e @iix spot (graphique 1.3.12), si I'on suppose
gu’'une partie des consommateurs paie le tarif &inguautre partie le prix de marché (sans
arbitrages possibles), avec une demande faihle g consommateurs sur le marché spot paient
Pm- et les consommateurs au tarif paient p. Avec ereamde élevée @ les consommateurs
sur le marché spot paient,pet les consommateurs au tarif paient t. Il y acdome
discrimination entre les deux types de consommsatéwec un prix uniforme, si aucun pouvoir
de marché n'est exercé sur le marché spot, le ténifduit pas de transferts entre les
consommateurs au tarif et ceux au prix spot suolat terme (le dispatching reste le méme,
'unité marginale détermine le prix) mais la prodo électrique la plus performante est en
guelgue sorte «réservée » a la satisfaction ddelmande des consommateurs au tarif (la
production performante résiduelle étant revendudesmarché spotj. Quand le prix du marché
Pm est au dessus du tarif la part vendue au tarif s&s revenus plafonnés et les producteurs
sont incités a vendre la production qui a des cedlisbles faibles aux consommateurs au tarif et
la production qui a des codts variables élevéscansommateurs sur le marché spot (comme une
procédure de rationnement). Si la quantité consareméarif dépasse la capacité avec des codts
variables inférieurs au tarif, certains productquesivent subir des pertes sur le court terme et
n'ont pas d’intérét a produire. Cette discriminatjmar les prix entre les consommateurs au tarif
régulé et les consommateurs au prix spot et peuseindiner des mécontentements. Un tarif
excessivement bas envoie un signal doublementihpgat le consommateur et le producteur.
Ceci s’accompagne d'un effet pervers sur le plas ideitations pour la consommation et les

nouveaux investissements :

(@) Le prix élevé doit inciter les consommateunsi@difier leur consommation (leurs achats et
leurs comportements quotidiens). Ainsi, un prix \dmte qui ne reflete pas le colt réel de

I'énergie donne un signal de non modération deelaahde en n’incitant pas a sa réduction ni a

1 C'est-a-dire que, ces derniers ne doivent pas peyprix plus élevé qu’en I'absence de tarifs eéugntés.
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I'effacement. Seul le colt du rationnement estignad que des investissements sont nécessaires.
Quand la demande dépasse la capacité existame, Behn, Caramanis, Schweppe et Tabors
(1988), les colts de rationnement pour les consdeurgaux tarifs prédéterminés un plafond
pour le prix spot. En fonction de ces colts derméement, une fois que le prix spot a atteint un
certain niveau, il devient plus économique de daeoter un consommateur au tarif plutét que

d’augmenter d’avantage les prix des consommateuig snarché spot.

(b) La rente de rareté attribuée par des prix élelait signaler aux producteurs le besoin de
construire de nouvelles centrales. Avec un taop tbas, un signal de sous investissement dans
les capacités de production, notamment de poistegravoyé puisque le tarif du MWh ne rend
pas rentables ces investissements. A I'extrémeo&xistence du tarif et de prix de marché
pourrait accroitre le niveau de ce dernier dansnésure ou, les périodes de tension sur
I'équilibre offre/demande seront plus nombreusedaitu(i) d'investissements limités en raison
de I'absence de signaux de prix non biaisés. Latneai des tarifs régulés trop bas ne permet pas
aux producteurs d'accéder a ces rentes et peut nudéer une incertitude politique qui
décourage les nouveaux investissements si lesitéstpubliques ne s'engagent pas a ajifster

les tarifs dans le futur pour prendre en comptedéss des nouveaux investissements.

Le maintien de tarifs régulés trop hauts ou trop freut donc créer des transferts intertemporels
de revenus (entre les consommateurs d’aujourd’hies consommateurs de demain). Si les
investissements ne sont pas réalisés en tempstoppes consommateurs dans le futur paieront
leur électricité plus cher si la production estuifisante. Bien entendu, ces effets pervers sont
d’autant plus importants que la part des consomumateénéficiant des tarifs régulés est élevée.
Or comme le rappelle Lévéque (2006), lorsqu'unegatie de consommateurs obtient un

avantage, ceux qui n’en bénéficient pas le réclathen

“2 Selon Bohn, Caramanis, Schweppe, et Tabors, (19pBjr atteindre le niveau socialement optimal
d’investissement, les prix prédéterminés doiverg &tis a jour de maniére a minimiser la covariagte le prix
spot horaire et la réponse de la demande a degemmamts incrémentaux du tarif prédéterminé etalckstn capital

3 ’adoption d'un tarif de retour pour les consomenas éligibles qui ont subi des hausses de priaves ce sens.
La loi sur I'énergie de novembre 2006 permet lentian d'un tarif réglementé (Tarif Réglementé Titnie
d’Ajustement du Marché) pendant deux ans pourdes@mmateurs qui le souhaitent, ainsi que le retuaporaire

a un tarif régulé majoré pour les consommateur®gusubi sur le marché une forte augmentatiorpdes |l s'agit

en réalité d’'un blocage des prix (Chevalier, 2006)
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b) Les tarifs réglementés en France

BN

Avec l'ouverture du marché de [Iélectricitté a lancorrence, un certain nombre de

consommateurs é€ligibles ont quitté le systéme aléfs réglementés a I'époque ou ce choix était
avantageux et ont subi la hausse des prix sur teh@alors méme que le choix de quitter le tarif
régulé est irréversible. On constate que la fownaties tarifs ne releve plus des mémes

fondamentaux que ceux de 1960 et ceci pour plusiisons dues a la formation du tarif intégré
et a I'évolution des colts de la part « productiaatans le tarif intégfé. C’est a cette deuxieme

raison que nous allons nous intéresser.

Les tarifs n’ont pas fait I'objet de réévaluatiamfenction du colt des intrants (inflation ou prix
des combustibles) alors que le décret n° 88-852%juillet 1988 dispose, en son article 3, que

I'évolution des tarifs de vente réglemerités

« ...traduit la variation du codt de revient diélectricité, qui est constitué des charges d'istigsement

et d'exploitation du parc de production ... ainsi gies charges de combustibles

Le décrochage actuel des tarifs prend sa sourck&98@ (mise en place du contrat de plan
Alphandéry). La baisse des tarifs en euros corstast d’environ 24% depuis 10 ans. Enfin, les
effets redistributifs entre tarifs ont été accestuéire distordus. Comme l'indique le régulateur
dans sa délibération du 09/08/2006, « EDF n’a pasem place de comptabilité séparée pour la
fourniture des clients auxquels sont appliquéddats réglementés ». Or, la CRE constate que :
(a) les hausses uniformes en pourcentage — plugtifférenciées — qui ont été pratiquées n’ont
pas de justification économique et pénalisent liesits au tarif bleu ; (b) la part fourniture des
tarifs de vente ne refléte pas toujours la réaks codts, elle est, en particulier, résiduelléievo
négative, pour certains clients aux tarifs veijaahe. Le graphique suivant compare I'évolution
du prix a terme pour une fourniture en base etdtivtert et met en évidence les divergences. Il

serait donc intéressant d'étudier dans quelle neesardécalage entre fondamentaux et part

4 Rapin et Vassilopoulos (2006)
5 Le tarif réglementé a initialement été construinsl les années 50 pour intégrer les colits de produet de
transport d’'un parc optimal.

94



« production » du tarif est justifié ou problématgnotamment dans un univers de prix de
marché.

Graphique 3.1.13 : Coexistence d’un prix de grast'en tarif reglementé**
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*Les prix excluent les taxes, les charges de tréssaon et la contribution au service public (CSPE)
** Tarif vert EDF C8 TLU'*® (consommateurs industriels)
Source: CRE

Sur le long terme, si les profits anticipés sost/é$, I'entrée devrait permettre de les réduire. Si
les profits sont faibles, aucun investisseur nematrsur le marché. Quand des barrieres a
I'entrée/sortie et/ou des taxes/subventions saggntes, les producteurs d’électricité pourraient
enregistrer des profits ou des pertes. Le résditgtimalité des investissements sous un régime

de prix spot pourrait ne pas étre valable et ldésys pourrait ne pas converger vers le mix
optimal sur le long terme.

% Le tarif vert sera le tarif de référence pris @mpte dans cet article. Il a été proposé par EDE grands
consommateurs industriels a partir de 1958. Cédadise I'année entre I'été {lavril — 30 Septembre) et I'hiver%1
Octobre — 31 Mars), chaque saison étant segmentfametion de I'utilisation de I'électricité au caude la journée.
En hiver, on distingue les périodes de pointe (ifeB17h-19h), des périodes de moindre intensé-(Bh et les

Dimanche) du reste de la journée. En été, les m@miesipes sont appliqués a I'exception prés quiyl a pas de
tarif en pointe.
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CHAPITRE 2 : MODELISATION DES MECANISMES DE
FORMATION DES PRIX

En simulant les mécanismes de formation des peixe @tude tente d’analyser le signal et
les incitations aux investissements sur un marplé $lous allons essayer de comprendre si le
signal envoyé par les prix observés est optimdbes quelles conditions les incitations données
par les prix futurs, qui déterminent les incitatioa investir, peuvent conduire a un mix de
technologies de production qui soit optimal suplies long terme. Cette partie a pour but de
décrire le modele qui va nous permettre de caldakeprix et les trajectoires d’investissement.
Aprés une description de la méthodologie que ndilisaions pour répondre a la question posée,
nous présenterons le modele mathématique et lesédsnqui sont retenues pour I'analyse

numeérique.

2.1 Méthodologie

Il existe différents types de modéles des prix'éledtricité. Cependant, on peut les classer en
deux catégories : les modéles purement stochastdgieype ARMA Auto Regressive Moving
Averag®é ou GARCH (Generalized Auto Regressive Conditional Heteroskigdt) et les
modeles fondamentaux. L’approche majoritairementiessuans la littérature financiére traite le
prix de I'électricité comme une variable stochastigmodeles purement stochastiques) et se
concentre sur I'étude de ses propriétés en termesldtilité, de sauts et de retour a la moyenne :
d'ou [lattrait pour des spécifications de type GARC L'approche par les modéles
fondamentaux, consiste a déterminer le prix detdeame pour chaque période en considérant
gu'’il s’établit a l'intersection de l'offre et daldemande. Cette approche se concentre sur une

analyse de l'interaction entre ces deux facteurs
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L’attrait des modeles de colts de production pmvidu fait qu'ils permettent de mettre en
évidence certains facteurs primaires qui font ésolas prix. La connaissance de ces facteurs
permet de développer une méthodologie au sein qieelle le processus d’évolution des prix
n'est pas le point de départ du modéle mais pllatdtésultante de I'évolution des facteurs
primaires. Nous allons utiliser un modéle fondarakde colts de production pour comprendre
la formation des prix sur un marché compétitif eaéficité composé de centrales thermiques et
d’'un réservoir hydraulique. Les prix espérés petingre dérivés a l'aide d'une simulation
explicite des facteurs primaires ainsi que par t@optimisation » du systeme pour différents
résultats. Le modéle développé dans le cadre de é&dtide nous permet de simuler le
fonctionnement d’'un marché de gros de I'électriettéconfrontant I'offre et la demande afin de
calculer le prix de marché ou « prix ombre ». Unecpdure d’optimisation est utilisée pour
déterminer ce prix de marché. Les moyens de pramusbnt appelés par offres croissantes pour
satisfaire la demande (les offres se font au omrginal quand les firmes sont en concurrence
parfaite) et 'unité marginale, c'est-a-dire lardére unité appelée a produire, détermine le prix
marginal du systeme (le co(t pour satisfaire umaahele supplémentaire de 1IMW). Le modelé
développé prend en compte certaines caractéristidudéonctionnement d’'un parc de production
comme les indisponibilités (maintenances et fogg)itl'existence d’'un réservoir hydraulique qui
nécessite la détermination des valeurs du stodeursde I'eau), les échanges avec les pays
étrangers, et le paysage d'effacement et de dadadél qui joue un réle fondamental dans la
récupération des codts fixes. L'objectif de notedé est double. Il s’agit d'abord de caractériser
le signal envoyé par les prix observés durant eggiéres années mais aussi les incitations

données aux investissements pour les années futures

1) Dans une premiére partie, a I'aide de donnégsrigmes sur 2003-2005, nous procéderons a

deux expériences :
a) Nous simulerons les prix concurrentiels pouradesées 2003-2005 avec le mix optimal et le

parc actuel pour comprendre les effets des déddagildans le mix de production sur les prix et

déterminer le signal optimal
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b) Nous comparerons les prix concurrentiels avauale actuel et les prix réellement observés
sur le marché spot Powernext pour caractérisaegtelsprix envoyé. Une fois que la pertinence
du signal prix est établie sur le court terme, néuslierons les conditions qui pourraient faire

dévier I'équilibre de long terme de I'optimum.

2) Dans une deuxiéme partie nous essayerons dereodnp si les incitations données par les
prix spot coincident avec les incitations nécessgiour obtenir le mix optimal sur le long terme.
Pour évaluer I'équilibre futur entre l'offre et ttemande, nous simulerons heure par heure le
fonctionnement du parc de production sur un grammbre de scénarios a l'aide d’espérances
sur les codts de chaque filiere et sur I'évolutitenla demande sur le long terme (donc pour un
mix optimal futur donné). Pour chaque scénariajdmande sera confrontée a la production du
parc simulé. Une approche probabiliste est appdicafin d’'intégrer dans le modele les aléas
climatiques et la disponibilité du parc thermiqua.demande est confrontée a la production du
parc simulé pour obtenir les prix futurs. Les irissements pour chaque filiere sont déterminés
dans une optique de maximisation des profits et danfonction des revenus issus des ventes
d’énergie sur le marché spot. Le modele est utimdr différentes situations : (a) quand I'entrée
est libre (b) quand des barrieres a I'entrée sodsgmtes pour les nouveaux entrants et que le
marché est concentré (c) quand la firme dominasiteeenplacée par cing firmes pour voir si les
incitations a investir issues des prix correspohdecelles qui aboutissent au mix optimal sur la

période considérée.

a) Dans le cas concurrentiel avec entrée libreégtoles firmes sont despaice-takers» et offrent
leur production au co(t marginal. Si un investissentdans une technologie donnée est rentable
en espérance il donnera lieu a la construction dyem de production. Dans ce cas, il n'y a

aucun bénéfice a retarder I'investissement prdétahbisqu’un autre investisseur le fera.

b) Dans le cas de barrieres a I'entrée, nous altbabord examiner le cas d’'une entrée
completement bloquée (sans — investissements)cplisd’'une firme dominante qui possede la
totalité des centrales de base et qui est la Septeivoir investir dans des centrales de Bage

scénario permet de comprendre les distorsionsraitaiions a investir du marché spot quand les

*" De maniére pratique aucun autre investisseur nggibconstruire de centrales nucléaires en Franuart EDF.
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nouveaux entrants sont confrontés a des barriefesitéée (par exemple quand des nouveaux
sites pour la construction de centrales de basemiepas accessibles). Nous voulons comprendre
si la firme dominante n’a pas intérét a retarder swestissement ou a ne pas investir afin de
bénéficier de prix supérieurs pour les centraléstantes. Si le total des revenus nets d’une firme

est supérieur sans l'investissement, celui-ci ne pas réalisé

c) Dans le cas du pentopole, la capacité nuclésireivisée en cing firmes égales. Ce cas nous
permet de comprendre I'effet d'une déconcentratiorparc de production sur les incitations a

investir et a exercer du pouvoir de marché.

La pertinence du signal d'investissement est faiteaermes “physiques” de fiabilité du systéme
(les indicateurs pertinents sont I'évolution desrgea de réserve et les caractéristiques du
paysage de défaillance) mais aussi en termes “éugnes” de profit des producteurs et de

surplus des consommateurs.

2.2 Le modele

Le modéle utilisé dans cette étude repose sur spattihing économique réalisé par le
planificateur central. Cela consiste a optimisegploitation du parc en appelant les centrales de
production par ordre de codts croissants.

2.2.1 Le dispatching

L’algorithme d’optimisation est basé sur un prognanlinéaire qui minimise le colt de

production sous contraintes de bornes et de sdimfade la demande. Les contraintes de

transmission, les services auxiliaires, les colsré et de démarrage ainsi que les taux de

8 Ce constat n'est pas si lointain du monde réellesifirmes dominantes sont les ex-monopoles \aeticent
intégrés. D’ un coté nous trouvons des firmes die teonsidérable avec une base stable de consaemnsatet une
capacité d'investissement importante et de l'al&®,nouveaux entrants qui investissent dans dé€3TC&vec une
base de consommateurs et une capacité de finantbiaemplus faible.
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rampe ne sont pas pris en compte dans le modeteahsmission et la distribution n’ont pas été
prises en compte non plus, méme si elles peuveit an impact majeur sur les prix en périodes
de congestion. L’application des services ancéijpeut influencer la profitabilité des nouveaux
investissements, mais ne sont pas couverts ennaedfio dans notre analyse. Les efforts de
modélisation sont centrés sur I'équilibre de I'efet de la demande et sur I'impact des prix de
I'énergie sur les investissements. Cependant, ldeteqrésenté, basé sur le dispatching, et donc
établissant un lien tres fort entre I'opérationhygique du systeme » et les prix, peut étre étendu
pour prendre en considération certains de ces @sfeahniques. Le programme d’optimisation
utilisé pour le dispatching est présenté ci-dessous

J
Min " C(ugj)
j=1

J

D ug (i) =dy
j=1

S.C 110w <uj max

uj 20

Avec C les charges d'exploitation de la productionde la centrale j a la période t. Le
multiplicateur de Lagrange (ou prix ombre) ass@cié contrainte de satisfaction de la demande
indique la valeur marginale et donc le prix du peio incrément de charge :

o[CH]

A= 3k

Avec : t le multiplicateur de Lagrange de la contraintesaisfaction de la demande a I'heure t,
CT; le colt total etd; la demande.

Les indisponibilités seront modélisées indépendamirpeur chaque unité de production. Nous

allons déterminer une procédure qui permette dérgémles indisponibilités fortuites en accord
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avec les données techniques et empiriques afinodeaitre le statut de fonctionnement des
unités de production a une date t (en marche carrét) en supposant qu'il n'y a pas de statut
intermédiaire («derating»). Les indisponibilités fortuites des unités deduction sont basées

sur leur occurrence et leur durée. Pour appligette procédure, nous utilisons :

(1) Le taux d’indisponibilités fortuites FOFF@rced Outage Rajeest le rapport entre la
durée moyenne des indisponibilités fortuites d'unéé et la durée totale durant laquelle

I'unité a été connectée au systéme.

(2) Les paramétres spécifiant la distribution des2ds de réparation pour une certaine

unité comme la moyenne et la variance.

La connaissance des taux d'arrivées des indisgié@ibfortuites est suffisante pour spécifier un
processus pour modéliser les indisponibilités. @ut pitiliser un processus de Poisson pour gérer
les indisponibilités. Dans un processus de Poisden, périodes de temps entre les

indisponibilités suivent une distribution exponeli. Les périodes de disponibilité

Atﬁ,AtQi ,AtéA‘J o B sont générées & partir d'un processus de Poisseec a
Pr(AtEEiSpO <x) =1-¢ VX pour  x20i=12..n,K=12..et des taux  darrivées
vA=wA vl v . vh). Les durées de réparation sont estimées & parti durée moyenne
d’indisponibilité et générées a I'aide d’une distiion uniformeAt]Lj ,Atg’i ,Atgi ,..At%yi ......

En combinant ces deux processus avec celui derée adnoyenne d’indisponibilité nous pouvons
déterminer le statut de disponibilité pour chaguiééua un instant T :

Q1 (AP'SP) = (wr 1,07 2,7 )

Avecori= 0 sia T l'unité est indisponible @tj= 1 si a T 'unité est disponible
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Graphique 2.2.1: Arrivées de Poisson des indispldgibfortuites £=0.03)
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2.2.2 Le modele mathématique du dispatching hydrothermique

Nous considérons que le parc de production esttitadgle moyens de production thermiques
(nucléaires et thermique a flamme) et d'une réshperaulique. La réserve hydraulique, donne
la possibilité de stocker I'eau. Il existe un amduje intertemporel entre l'utilisation de I'eau
aujourd’hui (qui permet de réduire les colts « irdiags ») et une utilisation demain qui permet
de réduire les codts futurs. L'utilisation de I'eaudépendre de la demande et du colt des unités
thermiques nécessaires pour y répondre. La fondiorolt « immédiat » est liée aux codts de la
production thermique requise pour répondre a laashel® pour une période t. Quand le niveau
final du stock augmente, moins d’eau est disporpblér la production d’énergie a cette période t
et donc plus de thermique est utilisé et le coiimédiat » augmente. Au contraire, la fonction

de codt futur (de la date t +1 a la derniere p&jatiminue avec 'augmentation du stockage
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final puisque plus d'eau est disponible pour leufute réservoir hydraulique a donc un co(t

d’opportunité associé aux économies réaliséesesunbyens thermiques aujourd’hui et demain.

Graphique 2.2.2: Programmation hydro — thermiquerae

Coll
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L'utilisation optimale du stock hydraulique corresiol au point qui minimise la somme du co(t
d’exploitation immédiat et du colt d’exploitatioutdir (les dérivées de ICF et FCF par rapport au
stockage final sont égales). Ces dérivées sontiégmpées « valeurs de I'eau ». Les valeurs de
'eau ou valeurs de Bellman (Bellman, 1957) sontedBinées a l'aide d’'un modele de

programmation dynamique. L'intervalle [0, T] estidé en T périodes référencées par un indice

t (ex: un pas hebdomadaire). Les commandes inda@és appliquent aux périodes [t, t+1]. Le

modele comprend une demange..,d un stock d’eau initialy, des apports hydrauliques

T-1’

a a.

+_,€t une fonction de production C des groupes theresicet nucléaires. Il s'agit d’'un

greees
probleme d’optimisation dont la résolution indiges commandes hydrauliques, et thermiques
optimales. L’objectif est de déterminer les niveaexturbinage hebdomadaire qui minimise le
colt d’exploitation immédiat et le colt d’exploitat futur du systéme hydro - thermique pour
satisfaire une demande donnée. Le probleme senpeésesi :

T-1
Min > C(ut)
t=0
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Up +vg =dt

Xt+1 =%t —Vt +at
S.C: {0< Xt < xmax

0<vt <vmax

ut 20

Ou Yt est la commande hydraulique durant la semaing test la commande thermique et

nucléaire, % le stock en eauwt la demande e4; 'apport hydraulique.

1) La premiére étape consiste a calculer la vadeustock hydraulique (calcul des valeurs de
Bellman) par programmation dynamique en partartadierniére étape (résolution a rebotirs)
La fonction de Bellman au stock x et ala périodsotrespond au colt minimum réalisable

partant de ce stock.
OtO[0,T-1]  Ve(XT)=min(C(dt —-v) +Ve(X-Vv+at,t+1))

0<Vv<Vmax
S.C X+ at - Xmaxsvsx
Vs dt

a) Pour chaque étape t un ensemble d’états du statkds€inis. Par exemple des niveaux
du réservoir de 100%, 99%, etc... jusque 0%. Le niviedtial du stock est supposé
connu. A la fin du jeu, I'eau a une valeur nulledenhc a la derniere étape, cela revient a

vider le réservoir Ox0[0, xmax] Vc(xT)=0

b) En partant de la derniere étape T le programmeigfgmidhing hydro - thermique est
résolu pour chaque niveau du stock et pour chagueaun de turbinage. Comme nous

sommes a la derniere étape les valeurs de Bellorgmslles.

“9Dans le cas stochastique, les apports hydraulispresconsidérés aléatoires. Différents scénatagmdrt (avec
leurs probabilités associées sont utilisés. Poardascription de la méthode de programmation dymaeni
stochastique le lecteur peut se référer a PeMir@ampodominico, N et Kelman, R (1999)
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c) Ce processus est répété pour les autres étapes-Z;ktc. L'objectif étant désormais de
minimiser la somme du co(t d'exploitation a I'étapel et de la valeur de Bellman

calculé précédemment.

2) La seconde étape est la simulation. Elle imgliuminimisation du coGt du dispatching (cf,
2.1.1) en incluant les valeurs de Bellman (ou valade I'eau) comme codts marginaux du

réservoir.

2.2.3 Le « Redispatching »

Pour les échanges, la modélisation consiste enrdation de groupes de production dits
« étrangers » dont la puissance et le colt sontéseptatifs des volumes de puissance
disponibles pour un certain prix sur les marchééreurs. Ces groupes de production viennent
s’'intercaler dans I'ordre de meérite. Chaque groegtecaractérisé par un couple prix / quantite.
Le modéle ne prend en compte que les contrainteaplité sur les lignes de transmission inter
frontaliéres, et les lois physiques derriere lag fle puissance. Pour chaque frontiere, la capacité
d’exports et d'imports est basée sur les diffésdatile prix entre les pays quand il n'y a pas de
contrats de long terme. Une procédure de re-dispegdntervient. La figure 2.2.1 décrit le

processus de formation des prix par dispatchimg-dtspatching :

Un premier dispatching permet de calculer le prbgriieur. Lorsque le prix « intérieur »{fPest
inférieur au prix des marchés adjacentg(Pla capacité nette de transport est saturéee Cett
procédure de dispatching - redispatching nous pedeeprendre en compte I'impact des
échanges, et notamment les exports basés surftiemtiels de prix avec les pays voisins, sur
les prix spot. Il est important de noter que ldsaéiges et le réservoir hydraulique jouent un réle
similaire en réduisant les variations de prix cagggar les variations de I'offre et de la demande.
L’eau est utilisée afin de minimiser le colt deg@sthermiques et donc plus en hiver et moins
en été et au printemps quand les réservoirs selisment (pluie+fonte des neiges). Les échanges

jouent le méme rdle en permettant des imports quem@dpacité disponible est faible et/ou la
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demande est forte et le prix domestique est éléier) et des exports quand la capacité

disponible est élevée et/ou la demande est faibeprix domestique est bas.

Figure 2.2.1 : Dispatching et re-dispatching
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2.2.4 Modélisation des effacements et de la défaitice

Dans une logique d’investissement, il est importqné les espérances des prix de marché
incluent les situations d’effacement et de défadi& Les prix autour de la capacité maximale du
systeme jouent un réle capital sur un marché paguits donnent une indication sur la fiabilité
du systéeme. Le modeéle utilisé fonctionne sur un lp@wire en intégrant au dispatching les

éléments d'offre a la demande réalisée. Il idemtén outre deux états de marché : un état
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« physique » ou le prix est égal au colt varialeld'uhité marginale et un état de rareté lorsque
la demande est supérieure a la capacité dispostbt®l le prix est fixé par (a) les contrats
interruptibles ou (b) par la valeur de la défailan(VoLL ou du moins son approximation

fiabiliste). Dans notre modéle, trois états du rmarsont donc possibles :

Figure 2.2.2 : Les différents états de la formaties prix

Oui
Dn< Kan > Pn= Cmap
Non v
Kah < Dh< Kant Keg Oui R Ph = Peg
Non
> P,=VolLL

a) La charge interruptible est modélisée comme aapacité de production additionnelle avec
des codts fixes nuls appelés a des prix prédétéanima réponse de la demande fait partie du
processus de formation de prix et concurrence éssources du coté de I'ofife Afin de

déterminer une approximation des prix prédétermileéta ressource de la demande, un modéle

de réponse linéaire est utilisé. Quat(t) > gmax(t) alors, Rnt(t) = MCmaXX(%) oud(t)

est la demande a I'heure t si le prix est égal @it enarginal maximurMiCmax, Imax(t) la

capacité maximale a I'heure t, et e le paramettadticité.

b) Quand la capacité disponible et le potentieffd&Ement sont entierement épuisés, le systeme
ne peut plus répondre a des augmentations de lartlen{par des augmentations de I'offre ou
une réponse de la demande). C’est alors que stitaieiéfaillance. La défaillance est modélisée
par un groupe de production de trés grande capaaite un codt fixe nul et un colt variable trés
élevé et égal a la VoLL (son approximation fialbd)set qui n’est appelé a produire que pendant

la défaillance du systeme. Quand) > gmax(t) + gint (1) alors, P(t) =VoLL Oud(t) est la demande

%0 Ce processus est similaire a une option “call’afXlile prix dépasse un certain niveau spécifiéetaande est
interrompue

107



a I'heure t si le prix est égal au colt marginakimumMCax, 9max(t) la capacité maximale a

I'heuret, gint(t) la capacité maximale a I' heuteet la valeur de la défaillance (VoLL).

2.2.5 La décision d'investissement

Dans notre modéle les investisseurs possedenntorenation parfaite sur les évolutions futures
de la demande et des prix des combustibles. Nausufons I'hypothese que les investisseurs
fondent leurs décisions d’investissement uniquenseintles anticipations des prix futurs. lls
anticipent les prix futurs et décident des augntemta de capacité en fonction de la profitabilité
que ces derniéres engendrent pour la firthd.es revenus ne® pour I'annéen et l'unitéj sont

la somme des différences horaires entre le piigsetolts variables de la centrple

8760
Rnj= D (R,j-VG&,j)
t=1

Pour le calcul des prix futurs, nous allons simwaes prix sur un horizon assez lointain pour
permettre une entrée substantielle mais assez gmalr garder une continuité dans certaines
hypothéses (ex : les codts fixes). Dans le modekst possible d’investir dans des unités de
base, de semi-base et de pointe. Le timing ded&sidé d'investissement se fonde sur la durée
de construction d’'une nouvelle unité. La décisiGnvastissement pour une unité avec un délai
de construction supérieur sera prise en priorité.iyestissement nucléaire qui nécessite une
durée de construction de 7 ans doit étre décid@0&% pour une connexion au réseau de
transport de haute tension en 2012. En 2012, ceité additionnelle est ajoutée au mix de
production et peut commencer a récupérer ses ie@ts Les nouveaux investissements sont
ajoutés au parc en unités indivisibles et non deién@ incrémentale (par MW) comme dans la
théorie des marchés spot. Pour un investissememtéd@x : une unité de 1,5GW nucléaire) le

probléme d’optimisation est résolu deux fois : agesans I'unité de production additionnelle.

®! Dans les modeéles de co(t marginal de long terimjettif est de résoudre un probléme de minimisaties
colts pour répondre & une demande future connonend&veau spécifié de fiabilité.
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Figure 2.2.3 : Durée de construction et de réctijpéraes codts fixes

Durée de construction
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Durée de récupération des
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Si un investissement dans un nouveau moyen de gioduest rentable en espérance il sera
réalisé si l'investisseur a un intérét quelconque &aire, c’est a dire si cet investissement lui

permet d’augmenter ses profits totaux. S'il n’yes ple barrieres a I'entrée aucun investisseur n’a
d’intérét a retarder un investissement qui seéitisé par des concurrents. De plus, si le marché
est concurrentiel et n’est pas concentré aucunegefin’a intérét a retarder ses investissements
pour améliorer la profitabilité de ses centralesstarntes. Nous allons donc émettre certaines

hypotheses sur I'entrée et notamment dans le ed®rdrée en base (Nucléaire et CP).

(1) En concurrence parfaite et quand I'entréeibst,|les investissements sont réalisés, jusqu’a
ce que les revenus nets espérés pour satisfairelemande future, soient égaux au colt en
capital du nouvel investissement. Tant que lesmevaets sont supérieurs aux co(ts fixes pour
une technologie donnée, la capacité installée wggnantée. La Figure 2.2.4 ci-dessus décrit le
processus d’investissement dans ce cas. Des mnévides prix horaires et donc des revenus nets
futurs sont déterminés pour une année données &VWenus nets sont supeérieurs aux codlts fixes,
une unité additionnelle est ajoutée au mix et ms/aaux prix sont déterminés. Ce processus est
répété tant que les revenus nets sont supériexrsodits fixes. Quand cette condition n’est plus

vérifiée pour aucune unité supplémentaire (dansliédécroissant des durées de construction)
le processus se termine. Dans ce cas, il est infg@gsour un investisseur de retarder son

investissement qui serait effectué par un autrestisseur.
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Figure 2.2.4 : Le processus d’investissement sunmairthé spot
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(2) nous allons supposer qu’aucun investissemestt jossible et que I'entrée est entierement
bloquée sur la période considérée afin d’étudiergdact des prix sur la rentabilité des différents
moyens de production et le paysage de défaillancéagpériode 2010-2020. Ce cas est extréme
mais il nous permet de quantifier I'effet des tEes a I'entrée sur les différents moyens de
production. Avec des barrieres a l'entrée en bamer fes nouveaux entrants, nous allons
supposer gue la firme dominante a un droit exclasifvestir dans les unités en base (nucléaire,

CP) lorsque les nouveaux entrants n'ont pas acdéeshauveaux sites.

(c) Dans le troisieme cas, les barrieres a I'erd@¥@ toujours présentes pour la construction de

nouvelles centrales de base pour les nouveauxnéntnaais la firme dominante (le monopole)
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est remplacée par un pentopole. Chaque firme dtopele posséde des parts égales et peut
investir dans des unités additionnelles de baseesiderniéres augmentent ses revenus nets

totaux.

Afin de simuler les prix spot, nous allons utilisls données empiriques pour nous rapprocher le
plus possible des conditions réelles de fonctiorergndu marché électrique durant les années
2003 a 2005. Pour la période 2010-2020 nous fommode certaines hypotheses sur les
déterminants de l'offre et de la demande afin deuter les espérances des prix spot sur la
période considérée notamment, sur les prix des ustilites et la demande (la croissance
annuelle et les températures) et sur les addiwbrdes retraits planifiés en France et dans les

pays voisins.

2.3. Les données: application au marché de I'éleatité en France

Cette partie a pour objectif de présenter les wfftes hypothéses envisagées pour calibrer le
modele. Aprés une breve présentation du marchédimmle I'électricité, nous étudierons, dans,

le parc de production et les caractéristiques iBquee filiere en termes de colts (fixes et

variables) et de disponibilité et nous déterminertas scénarii d’évolution de la demande et

dans une quatrieme partie les hypotheses concetfaaninterconnexions et les échanges

transfrontaliers (¢rossboarder trade).

2.3.1 Le marché de I'électricité en France

Avant l'ouverture du marché francais de [I'électéci(juin 2000), I'ensemble des sites de
consommation étaient tous soumis a des tarifs mégiees, fixés par les pouvoirs publics. A
partir de juin 2000, tous les sites ayant une comsation annuelle supérieure a 16GWh sont
devenus éligibles, c’est a dire qu’ils ont obtemudroit de quitter leur contrat sous tarif
réglementé (a) soit en renégociant leur contrat &/&urnisseur historique (b) soit en changeant

de fournisseur. A partir de février 2003, tous Btes ayant une consommation annuelle
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d’électricité supérieure a 7GWh sont devenus dbgilpuis a partir de juillet 2004, toutes les
entreprises et collectivités publiques. L'ouvertdes marchés s’est accompagnée de la mise en
place d'un marché de gros. Dans tous les systelaesigues, les transactionsspot» qui ont

lieu la veille pour le lendemain ou a quelques esutu temps réel doivent étre équilibrées pour
le gestionnaire du réseau de transport (GRT). Cetsponsabilité est assurée auprés du
gestionnaire du réseau de transport, par un nomdaheit d’acteurs du marché de gros, les

responsables d’équilibre.

- Dans le modele centralisé du pool obligatoire, @lpest lI'unique responsable
d’équilibre. Il opere la confrontation entre toutles offres et toutes les demandes
d’électricité programmées la veille pour le lendamet fixe le prix d’équilibre pour

chaque heure (ou chaque demi-heure). Il existe @8dr{ou 48) prix respectivement.

- Dans le modele décentralisé, la bourse d’échangeset des transactions bilatérales
coexistent. Les acteurs optent librement pour lam l'autre des deux types de
transactions. En J-1, la bourse opére la confriomtantre les offres et les demandes
programmées pour le lendemain et fixe le prix didlone pour chaque heure. Le

programme équilibré issu de la bourse est ensaitsmis au GRT.

En France, c’est le modele décentralisé qui a éduié. En 2001 un marché de gros facultatif
2 « coexiste » avec un marché de gré a gré (O0@r The Countdra travers des contrats
bilatéraux). Powernext SA assure la gestion d’umchmea organisé facultatif qui propose des
contrats en J-1 pour la gestion du risque voluroeudt terme sur Powernekiay-Aheaddepuis

le 21 novembre 2001, et des contrats financiers lgogestion du risque prix a moyen terme sur
Powernext Futures depuis le 18 juin 2004&es acteurs de ces marchés de gros, qui peuvent
prendre différentes formes sont essentiellemerfolamisseurs et les négociants (traders) mais il
est possible de retrouver de gros consommateursmaehé de gros est caractérisé par
limportance des volumes par rapport aux quangfésctivement livrées. Sur le marché de gros

francais les volumes pour livraison en France o@tde facon réguliere au cours des quatre

®2 Qui n'inclut pas de paiements pour la capacitéquement pour 'énergie.
%3 Powernext opére sous le controle de I'Autorité Meschés Financiers (AMF) et de la Commission dguRaion
de I'Energie (CRE).
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derniéres années. Pendant le ler trimestre 2006]uene total des transactions sur le marché de
gros livrées sur la plaque France est estimé a $HTait environ 34% des injections ou
soutirages sur le réseau électrique francais atsaiel la période. En France, comme dans le
reste de I'Europe (sauf sur NordPool, le marchéndicave), les volumes échangés sur les
bourses restent limités par rapport aux volumearggés entre acteurs sur le marché de gré a gré,
que ce dernier soit intermédié (par des sociétéscdurtage) ou non (entre acteurs
bilatéralement) au travers de transactions OTCcttiseou via des intermédiaires. Les volumes
sur PowernextDay-Aheadsont en constante progression. Le marché spotodeerRext a
progressé de 89% en un an, passant de 7,48TWH&rb2D4,18TWh en 2004. Cette tendance se
poursuit en 2005 et 2006. Au 2 novembre 2005, PoswtDay-Aheadcomptait 48 membres,
parmi lesquels on retrouve la plupart des produsted fournisseurs d’électricité francais et
européens. Le prix PowerneR@ay-Aheadest déterminé par un fixage (c'est-a-dire une @nech
journaliére). Le jour de négociation, tous les esdd’'achat et de vente sont agrégés par tranche
horaire (les participants ont aussi la possibdi#eésoumettre des ordres « blocs » liant entre elles
des heures individuelles de la journée). L'algonithde fixage détermine par interpolation
linéaire le prix d’équilibre (Market Clearing Price ) uniforme* et le volume d’équilibre

(« Market Clearing Volume)» Sur le march®ay-Ahead’électricité est négociée pour livraison

le lendemain sur 24 tranches horaires. Le graphiguadessous (Graphique 2.3.1) montre
I’évolution du prix horaire Powernext J-1 de 2002086.

Graphique 2.3.1: Evolution du prix horaire J-1 Bowernext de 2003 a 2006
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Source : Powernext

54 Tous les vendeurs et tous les acheteurs forg teansactions a ce prix
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En contrepartie de la prise de participation d’EBdns le capital de I'électricien allemand
EnBW, la Commission de Bruxelles a demandé a ED&éder 6GW de puissance installée. En
pratique EDF reste I'opérateur chargé de fairetfonoer les centrales mais le produit de celles-
ci ne lui appartient plus. Il s’agit donc de drailes tirage pour la quantité de puissance acquise.
Les VPP Virtual Power Plantysont mis aux enchéres sous la forme de troisyiisod/PP base,

VPP pointe et les PPARbwer Purchase AgreemenisO00 MW exercés au prix de marché).

Le schéma ci-dessus résume la nouvelle organisdtiomarché de I'électricité en France. La
concurrence a été introduite dans les segments tafpoyduction) et aval (fourniture) de la
chaine de valeur. L'ouverture est encore partiglene partie des consommateurs est toujours
confrontée a des tarifs régulés. Les segments camtiels sont centrés autour du marché de
gros qui comprend le marché de gré a gré (OTG3 etdrché facultatif Powernext sur lesquels
interviennent les producteurs et les « commereaitdigs » (y compris EDF) pour fournir les

consommateurs éligibles.

Figure 2.3.1: Le marché de I'électricité en France

Transactions
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EDF VPP .
Transactions
compétitives
E oTC Powernext Marché de gros
O 1 Z S
! RTE & ERC ! T&D
il TR g
EDF “Commercialisateurs Fourniture
|
v )
Consommateurs Consommateurs Consommation
au tarif régulé au prix de marché
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2.3.2 Les moyens de production existants et programes

2.3.2.1 Hypothéses sur les moyens de productistamts

Le parc de production francais comprend des mogtenmoduction centralisés et des moyens de
production décentralisés. Les moyens de produceénmtralisés incluent des centrales nucléaires,
des centrales thermiques a flamme et les centimesauligues (barrages, fil de I'eau,
écluséesy. Les moyens de production décentralisés compréreercentrales hydrauliques de
petite et moyenne puissance, les cogénérationsndésurs diesel, les éoliennes, les panneaux

solaires, et 'autoproduction thermique.

(&) Le parc nucléaire comprend 58 réacteurs nuekan service (62,000MW de capacité
installée) en unités de 900 -1,300 et 1,450MW datgdqpar EDF (Electricité de France) qui est

détenue a 85% par I'Etat Francais. Ces centralegtémises en service de 1977 a 1999.

(b) Le parc thermique comprend des centrales atbchales centrales au fioul et des turbines a

combustion Il a été construit en quatre phases :

- De 1962 4 1971, mise en service de nombreuseh&sae 250MW au charbon

- Série de centrales au fioul lourd a partir de 1977.

- Cinqg centrales au charbon de 600MW au début desesr0

- Depuis, des turbines a combustion ainsi que deaudibres a LFC (lit fluidisé circulant)
de 125 et 250MW ont été construites.

Les centrales thermiques a flamme sont exploitégsgHDF et la SNET (Société Nationale
d’Electricité et de Thermique) qui posseéde 2,50Gi\tentrales au charbon. Comme il apparait
sur le tableau A.2.1 en annexe, une grande pagecdntrales thermiques en 2003 (environ le
tiers) était en réserve. Il est important de nqtéune partie des groupes charbon a été mise hors

service en 2004 et 2005 et comme nous le verronsapsuite, une partie considérable de la

% Le tableau 1 en annexe indique la capacité igstalt la capacité de réserve pour chaque moyerodagiion en
2003. En 2004 et 2005, les mises en/hors servisergantensifiées pour les groupes charbon et.fiou
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capacité en réserve ainsi que des centrales asheit en service devraient étre définitivement
fermées a partir de 2008. En 2004, deux unitésoail (sous cocon) ont été réintégrées dans la
capacité installée. Nous retenons pour le modete aapacité de 55GW, 5,5GW et 850MW
respectivement pour les groupes charbon, fioul £€.TEn 2005, 800MW CCGYT ont été
raccordés au réseau et deux unités de 800MW CCtTpsévues pour 2008.

(c) Les centrales hydrauliques en France sont @ég&pkpar EDF, par la CNR (Compagnie
Nationale du Rhéne) et la SHEM (Société Hydroéigatr du Midi). La CNR (Compagnie
Nationale du Rhdéne) possede 2,5GW d’hydrauliqualdill'eau, et la SHEM (Société Hydro
Electrique du Midi) 750 MW de réservoir hydrauliqu@ans notre modéle, 5GW d’hydraulique
au fil de I'eau et 3GW) ont été ajoutées. La capadé stockage totale en termes d’énergie est de
10TWh et la capacité maximale de turbinage hebdamadest de 8% du stockage total

(maximum historique).

(d) L'observatoire de I'énergie a recensé envir60QLgroupes de production décentralisée. La
moitié correspond a des moteurs Diesel utilisés [@auper pointe. Le parc comprend aussi des
installations fonctionnant aux gaz industriels Jaleogénération au charbon et au fioul et au gaz
naturet®. Finalement, la production décentralisée compraussi 9 groupes au biogaz, deux

fermes éoliennes et 33 usines d'incinération d’'medu Dans le modéle nous retenons une

capacité de 3GW pour la production décentraliséesfuetirée de la demande

Selon RTE, la production nette d’électricité enréma atteint 546.6TWh en 2004 (2004/2003 :
1.1%). Cette production se répartit en 426.8TWH4{22003 : 1.7%) d’électricité nucléaire soit
78,1%, 64.5TWh d’hydraulique (2004/2003 : 0.4%Y 44di.8% de la production et 55.3TWh de
thermique classique (2004/2003 :-2.1%) soit 10. E4adroduction nette.

*% Dunkerque

®" La majorité des ouvrages hydroélectriques d’EDMt sexploités sous forme de concessions dont le
renouvellement est soumis a la concurrence. Cepégnldagquasi totalité de ces ouvrages dispose erm@mplus de
vingt ans de concession. Les concessions qui atri@deéchéance d’ici 2020 représentent moins de @d6%a
capacité hydro.

%8 La cogénération & partir de gaz naturel a conreianaissance considérable & partir de 1997 graaarase en
place de tarifs d’achat préférentiels (DGEMP, 2003)

9 Depuis 2003, RTE inclut environ 3,000 MW de cagétion et d’éolien dans le calcul de la consonmmnati
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Graphique 2.3.2: Répartition de la production dt#leité en France en 2004

O Nucleaire

m Hydraulique
B Thermique
O Autres

Source : RTE
Le tableau 2.3.1 ci-dessous résume les parts €fésedits producteurs en France. Du c6té de la
production la concentration est restée a des nivé&s éleveés avec une firme dominante qui

posséede plus de 90% de la capacité installée.

Tableau 2.3.1 : Parts de production

Parts de marché

(%) Type
EDF 91 Nucléaire, Hydro, charbon, HFO, autres
Autoproduction 3.0 Essentiellement co-génération
CNR 2.8 Hydro
SNET, Soprolif, Sodelif 1.2 Charbon
SHEM 0.3 Hydro
Petits producteurs hydro 0.6 Hydro
Autres 11 Divers

Source : AIE (2003)

Parmi les injections, I'indice HHI, qui est calcdémme la somme du carré des parts de marché,
est particulierement élevé pour la production, cg gflete le faible nombre de grands
producteurs francgais. Sur les VPP, et les impomatiles parts de marché sont équilibrées entre
les acteurs. On considére généralement qu’'un masthgeu concentré si son HHI est inférieur a
1000, et trés concentré s’il est supérieur a 180dnme le rappelle la CRE (2005), étant données

les spécificités des marchés de I'électricité imgice ne doit étre utilisé comme un indicateur du
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degré de concurrence qu’avec précaution. En eféebme nous lI'avons vu précédemment, dans
le cas de I'électricité, concentration et concuteene sont pas liées de fagon aussi directe que

sur la plupart des marchés.

Graphique 2.3.3: HHI de la production d’électric@t® France
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2.3.2.2 Hypotheses sur les additions et retradsifiés de capacité

En 2005, EDF a annoncé la construction d’'un réacdtecléaire de 1,5GW (EPR prototype de
Flamanville) qui devrait étre raccordé au réseau2@h2. Si I'on considére une durée de
construction de 7 ans, ce réacteur devrait étreratipédnel dans le courant 2012. Le
remplacement du stock existant de centrales nuekaiest pas pris en compte dans le modéle
puisque le programme de retrait devrait débutetsap020 (pour une durée de vie des centrales
existantes de 50 an®).En 2005, la construction de deux unités de 800MGGT a été
annoncée (par Poweo et GDF) ces unités devraiemtpébtes en 2008. Pour les installations
thermiques classiques centralisées, comme le la@pREE la puissance exploitable évoluera en
fonction des ajouts de capacité nouvelle et deaitetd’exploitation. Les décisions de retrait sont

en grande partie liées a des contraintes enviroan&ies (Figure 2.3.2) mais elles peuvent étre

0 Comme le notent Glachant et Finon (2005), de nembpbservateurs considérent qu'une durée de Vi® dis
est assez raisonnable a condition que certainstisgements secondaires soient réalisés et quengsosantes qui
ne peuvent étre remplacées continuent de satiséasimormes de sécurité.
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influencées par des considérations économiquesvambtides retraits plus précoces que ne

I'exigerait I'application de la I6f.

Figure 2.3.2: Incidence des réglementations enmgorentales sur le parc thermique classique
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6,1GW \ \
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Sans limitatior: 4,3GW 10,9GW
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12,9GW

Limitation 20000h:4,5GW
Arrét avant 2015
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Source : RTE (2005)

Pour les unités au charbon existantes de 250MWuetqges unités au fioul qui ont été
construites a la fin des années 60, le délai pdévietrait expire a la fin 2015, et certaines wité
devront étre retirées dés le début 2010. A l'aide données RTE, un calendrier indicatif des

fermetures peut étre mis en place
- 1350MW entre Janvier 2005 et I'été 2009
- 1000MW de I'été 2010 I'été 2012

- 2450MW de I'été 2013 a la fin 2015 (dont 2100MWgileupes charbon affectés.

2.3.1.1 Les codts variables

61 arrété du 30 juillet 2003 qui transpose les dinges 2001/80/CE et 2001/81/CE codifie les limitésmissions
(SO2 et Nox) des groupes thermiques. Les groupastreits avant 1985 doivent se munir d'équipemetds
dépollution colteux pour continuer a fonctionnerdald de 2008. Néanmoins certaines dérogationspamsibles
pour les groupes au charbon dont le fonctionnems&ritmité et interdit au dela de 2015.
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Afin de déterminer les colts variables des diff(samoyens de production, il est nécessaire
d’estimer leur efficience (taux de combustion) aigse les prix des différents combustibles

utilisés pour produire I'électricité.
a) Le colt des combustibles

Le taux de combustion est le nombre de BTU néaessabur produire 1 kWh d’électricité. I

mesure [l'efficience des unités de production poonvertir le contenu énergétique du
combustible primaire en électricité. Dans des diomth idéales (absence d’inefficience), il
faudrait 3412 Btu pour produire 1 kWh d’électricitee taux de combustion sert a estimer les

colts de combustible nécessaires pour produirainité@ d’électricité. Si le prix du combustible

est: PCOmbustim(g) alors, le colt pour la production de 1 kWh d'&ieié est :
u

. $ . Btu $
Cout__ combustile icite(——) =Taux_combustio X i (—
_ Electricite( kWh) _ (‘_kWh) PCombustibg( Btu)

Tableau 2.3.2 : Hypothéses sur les taux de contdvudés différentes filieres

Type Combustible Date de mise en service CapacitéEfficience (%)
CCGT Gaz naturel 2005 400 0.55
OCGT Gaz naturel 2010 40 MW ou plus 0.375
Oil turbine Pétrole - 40 MW ou plus 0.297
Gas engine Gaz naturel - 40 MW ou plus 0.35
Moteur diesel Pétrole - 40 MW ou plus 0.33
Nucléaire Uranium - Toutes 0.33
Charbon pulvérisé Charbon 1965 150 0.315

a) Pour les cycles combinés, si la date de misesegmice est antérieure a 1996, le taux
d’efficience est de 47%. Si la date de mise enicemst postérieure a 2010, le taux d’efficience

est de 59%, sinon le taux d'efficience est égal%#0.8%*(Date de mise en service -1995))).
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b) Pour les turbines a combustion, si la date deerah service est antérieure a 1996, le taux
d’efficience est de 30%, si la date de mise enicemst postérieure a 2010, le taux d’efficience

est de 37.5%, sinon, le taux d’efficience est d&80.5%*(Date de mise en service -1995))).

c) Pour les centrales au charbon, si la capacdé k& centrale est inférieure a 100MW, si la date
de mise en service est antérieure a 1955, le teefficcence est de 25%. Sinon, le taux
d’efficience correspond au minimum entre 0.3 eatg¢dde mise en service -1955)*0.003+0.25),
Si K < 300 MW, et si la date de mise en serviceaegtrieure a 1955, le taux d'efficience est de
28%. Sinon, le taux d’efficience correspond au mum entre 0.35, et ((Date de mise en service
-1955)*0.0035+0.28), Si K > 300MW, si la date desenen service est antérieure a 1955, le taux
d’efficience est de 30%, sinon le taux d’efficiercm@respond au minimum entre 0.38, et ((Date
de mise en service -1955)*0.0035+0.3)

b) les prix observés des combustibles

L’évaluation du colt de production des différerfiktgres nécessite de formuler des hypothéses
sur I'évolution des prix des combustibles sur laédude vie des équipements considérés. Entre
2003 et 2005, il y a eu des variations significagidans les prix des combustibles, gaz et pétrole
notamment et dans une moindre mesure charbon. adbah présente I'avantage d’'étre une
ressource abondante, bien répartie géographiqueshéatilement stockable. Son codt est plus
bas et moins volatil que celui du gaz ou du pétasequi peut s’expliquer par la faible
concentration du marché du charbon, par opposiiwrmmarché pétrolier (DIDEME, 2003).
L’inconvénient majeur du charbon est que sa condougimet beaucoup plus de CO2 que le gaz
pour une méme production d’énergie, ce qui dep&italiser sa compétitivité dans I'hypothése
d’une internalisation du co(t externe de la toneeC®2. Le prix du charbon a connu une forte
augmentation a partir de 2003 du fait d'une demamdissante. Cette hausse renchérit le prix de
I'électricité produite a partir de ce combustibin 2004 les prix du charbon ont dépassé 60
€/tonne a Newcastle. Les prix de 'uranium sonté®selativement stables durant les dernieres

années (Ceci pourrait s’expliquer par la grandé gmréserves qui maintient les prix proches des
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colits de productidf). Les prix du pétrole ont augmenté significativemeurant ces derniéres
annéesLa corrélation entre le gaz naturel et le fioukgkgue par’indexation des prix du gaz sur les
produits pétroliers, usuelle dans les contratsote terme. Cette indexation est fondée sur la
concurrence des deux énergies pour les usagesiguesnlLes évolutions des prix du gaz et du
pétrole peuvent étre décalés dans le temps a adeiseette indexation, les mécanismes
contractuels utilisés I'appliquant parfois avecratard de quelques mois. Les derniéres années:
des hubs gaziers ont fait leur apparition et proposent défrences de prix au niveau

international.

Un hub est un site qui regroupe une demande potentiellgathsactions physiques de gaz, des
canalisations multiples, des capacités de stoclagminte et une gamme de services organisée
par le gestionnaire doub. En Europ®’, on distingue deukubsde taille satisfaisante : le NBP
(National Balancing Pointau Royaume-Uni et leub de Zeebrugge (Belgique). Le volume des
échanges physiques sur le NBP représentait auigmatrtrimestre 2002 pres de 40% de la
consommation moyenne du Royaume — Uni, ce qui cesdmarchés assez liquides. Zeebrugge
est unhub de type physique qui occupe une place privilégee carrefour de plusieurs
infrastructures. Les transactions progressent iggahent mais restent modestes. Méme si les
prix du gaz sont étroitement liés aux prix du fdétrées prix du gaz (NBP) ont connu une
augmentation spectaculaire en 2005 et ont att@m/@erm durant I'hiver. Le graphique 2.3.4
montre I'évolution mensuelle des prix du charbongda, du pétrole et de I'uranium de 2003 a
2005.

82 | 'uranium est présent en grandes quantités dan®otele. Selon I'’Agence de I'énergie nucléaire, ressources
connues récupérables a des prix inférieurs a 189 @0 $/Ib) sont de 3,93 MtU43, (environ 60 ans de
consommation, et 110 ans de production aux rythaotgels et avec les technologies actuelles, dadrivt?)
récupérables a moins de 40 $/kg (15,4 $/Ib - 33-ansonsommation). (Codts de Référence, DIDEME 200

83 Le «Henry Hub »(sur leNew York Mercantile Exchanpgaux Etats-Unis, et le AECO au Canada.
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Graphique 2.3.4 : Prix du gaz, du pétrole, de huran et du charbon
de 2003 & 2005

100
90

80 -
70 -
60 -
50
40 -

Oil ($/Baril)

— — — - Coal (€/tonne)

Gas (p/therm)

— - —- - Uranium

301 ($/pound)

20 -
10

0 ‘ ‘ ‘ ‘ ‘
Jan-03 Jul-03 Jan-04 Jul-04 Jan-05 Jul-05

Source: Heren, Bloomberg

La production d’électricité a partir des moyensritigues a flamme a provoqué I'émission de
polluants atmosphériques et en particulier deséegaffet de serre. Cet effet externe peut étre
internalisé en attribuant un prix aux émissiongadléuants. Suite au protocole de Kyoto, I'Union
européenne s’est engagée a réduire les émissiogazda effet de serre avec la mise en place
d’'un systeme de quotas d’émissions de typap<and trade>. Des plans nationaux d’allocation
de quotas (PNAQ) déterminent la quantité totalegdetas d’émissions de CO2 que les Etats
membres attribuent a leurs entreprises et coulagemiere période 2005-2007. S'ils dépassent
les droits que leur conférent leurs certificats, éenetteurs de CO2 doivent acquérir des quotas
sur le marché d’échange européen. Pour les umigkmigues a flamme, une composante CO2
est incluse dans les colts variables. Cette compmsbpend du taux d’émission de CO2 de
chaque unité et du prix de la tonne de CO2. Cetsmint généralement cotés en euros par tonne

de polluants atmosphériques émis CO

Prix CO $ |_Taux_combustion MMBtu «Taux CO livres o1 Tonnexprix NO $
- MWh 1000 MWh - MMBtu | 2000| livres - Tonne

Afin de déterminer le colt du CO2, nous avons @mitaines hypothéses sur les taux d’émission

de CO2 des centrales thermiques.
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Tableau 2.3.3: Hypothéses sur les émissions del€f2entrales thermiques a flamme

Type Combustible Contenu en caFrlr:)aoi;[g)gx(i/?jée Taux d’émissions de CO2

Carbone (tC02/MWh)

CCGT Gaz naturel 15.3 0.995 0.365364

TAC Gaz naturel 15.3 0.995 0.5358672

Fioul Pétrole 21.1 0.99 0.9284

Moteur diesel Pétrole 21.1 0.99 0.83556

Nucléaire Uranium 0 0 0

Charbon Charbon 25.8 0.99 1.014434043

Il existe différents marchés organisés de quota&@@ en Europe : EEX, ECXE(ropean
Climate Exchangeen association avec IPEnh{ernational Petroleum ExchangePowernext,
APX et NordPool. Pour nos calculs, nous utilisertassprix de Powernextarbon qui est un
marché au comptant de tonnes d'équivalent dioxgdeadbone (Quotas) exprimées en euros. Le
lieu de livraison est 'Europe des 25.

Graphique 2.3.5: Le prix de la tonne de CO2 (€/tota CO2)
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Le graphique ci-dessus décrit I'évolution du prix ld tonne de CO2 en 2005 $ewwernext

Carbon. De janvier a fin mai 2005, le prix du permis d'ésios est passé 9 et 20 € par tonne.

c) Hypotheses sur les prix futurs des combustibles
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Il existe une forte incertitude sur le niveau des gu pétrole et du gaz dans le futur. Cependant,
cette hypothése joue un role fondamental dansrhadiion des prix futurs si les CCGT et les
TAC sont les unités marginales sur une grandeepduitemps. Comme nous 'avons vu, les prix
du gaz ont connu des augmentations considérabl28@t et 2005. De plus, si I'on suit I'AlE,
les prix du gaz pourraient passer de 4 $/MMBTU #MMBTU; sachant qu'aux USA, apres
avoir été a peine au dessus de 2 $ dans les a9dées 2005 ils ont atteint des niveaux proches
de 6 3).

Tableau : 2.3.4 : Hypothéses sur les prix des catiiflas fossiles

dans le scénario de référence AIE

$ par unité unité 2000 2005 2010 2015 2030
Réel (prix base 2005)
Imports pétrole brut (AIE) Baril 31,38 50,62 51,5@7,80 55,00

Gaz naturel

Imports US Mbtu 4,34 6,55 6,67 6,06 6,92

Imports Europe Mbtu 3,16 5,78 594 555 6,53

Japon (LNG) MBtu 5,30 6,07 6,62 6,04 6,89
Nominal

Imports pétrole brut (AIE) Baril 28,00 50,62 57,780,16 97,30

Gaz naturel

Imports US Mbtu 3,87 655 7,49 7,62 12,24

Imports Europe Mbtu 2,82 578 6,66 6,98 11,55

Japon (LNG) MBtu 4,73 6,07 743 759 12,18

Source : World Energy Outlook (2006)

Comme le rappelle 'AIE (2006):Prospects for Oil prices remain extremely uncertaiine
price assumptions described above are significahifjher than assumed in the last edition of
the Outlook. This revision reflects the continuimegent tightness of crude oil and refined —
product markets...Natural gas prices are assumed dlyoto follow the trend in oil prices,
because of the continuing widespread use of thermié indexation in long term gas supply

contracts and because of inter-fuel competitioend-use markets”

Nous retenons deux hypothéses sur les prix duugagsf:
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(a) Une hypothése de croissance linéaire par rap003-2004
(b) Une hypothése de prix du gaz constants sur la geéramnsidérée (2010 — 2020) a
25p/therm (moyenne NBP 2004).

Graphique 2.3.6: Evolutions des prix du gaz de MBReebrugge sur 2003 - 2005 et hypothéses
retenues sur la période 2010-2020
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La mise en place des quotas d’émissions pénaksedstrales aux combustibles fossiles. Des
prix du CO2 de 20 €/t CO2 semblent étre une hypatméaliste compte tenu de ce qui devrait

étre décidé dans le cadre de « I'aprés Kyoto »s{@edire un durcissement des contraintes par
rapport aux objectifs de 2010). Nous arrivons &ofit complet d’'une unité CP (charbon) de 60

€/MWh™,

c) Les codts d’opération et de maintenance (O&M)

Il est nécessaire de faire des hypothéses surliés d'opération et de maintenance fixes (en
€/kW) et variables (en €/ MWh) pour les difféerenféigres. Le tableau suivant (tableau 2.3.5)

résume les hypothéses retenues :

%4 Sous réserve de son acceptabilité et de son eéméoit industriel, les estimations des coits d'wemrale avec
capture stockage du CO2 utilisant le charbon p@ntae situer entre 70 et 100 € MWh (Bouttes, 2005
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Tableau 2.3.5 : Codts d’'opération et de mainten&DéaV)

Type Fuel Colts fixes O&M
(E/kW)

CCGT Gaz naturel 10

TAC Gaz naturel 8

Fioul Pétrole 8

Moteurs Diesel Pétrole 50

Nucléaire Uranium 50

Charbon * Charbon 30

O&M variable costs

(€/MWh)
2
2.8 — 10%*
2.3 - 16%
5
0.5
2.3

* Pour une unité charbon a Lit Fluidisé CirculaoEC): 39 (€/kW) et 1.8 (€/MWh)

** 2.8 €/ MWh (2.3 €/ MWh) pour la semi-base et 10/8/h 16 (€/MWh) pour 250 heures (100 heures)

Le codt variable représente donc la somme des atgltsombustible, des codts variables

d’opération et de maintenance variablegi) et des colts du CO2 pour les unités thermiques a

flamme. Le tableau 2.3.6 suivant donne quelquesphas d’estimation des codts variables pour

différents types d’unités pour une heure donnée.

Tableau 2.3.6 : Exemple de codts variables d'umikéstantes

Taux de Co(t
o Début. K Type combustion combustible
d’opération MW Btu/kWh €/MWh
EDF 1981 900 Nucléaire 11006 7.567
EDF 1983 600 Charbon 8978 17.958
GDF 2005 800 CCGT 6203 36.850
EDF 1995 200 TACgaz 11373 67.558
EDF 1977 700 Fioul 10339 94.778

Colts
variables
O&M
€/MWh

2.3

2.8*
2.3%

Colit Colt

Taux variable variable

d’émission €/MWh €/MWh
tCO2/MWh  CO2 Cco2

100% 5%

0.000 10.56 .5610
1.014 39.84 .6425
0.365 46.15 41.04
0.536 80.2772.77

0.836 113.4801.791

2.3.1.2 Le réservoir hydraulique

Pour le réservoir hydraulique, nous utilisons lakeurs de I'eau comme codts variables du stock

hydraulique (les valeurs de I'eau sont calculéesisipas hebdomadaire).
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Graphique 2.3.7 : Variations du réservoir hydraudigc Lac France »

(Début janvier a fin décembre)
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Le principal aléa qui affecte la production hydrqué concerne les apports naturels aux
barrages. Afin de calculer les valeurs marginaled’@hu il est nécessaire d'utiliser les séries
chronologiques des apports hydrauliques sur le& &fance » (un réservoir unique en France).
Les données d'apports hydrauliques sont présersées forme de chroniques. Il s'agit de
'agrégation des débits moyens hebdomadaires dhague réservoir du parc hydraulique
francais. Les apports moyens sur la période 1990-20nt utilisé¥. L’apport moyen est censé

représenter des conditions hydrauliques norrffales
2.3.1.3 La disponibilité

Chaque unité de production centralisée est cars&gepar un programme de maintenance et un

taux de disponibilités fortuites :

a) Les maintenances

% Les apports hydrauliques moyens sur la périod® £92000 sont des données confidentielles fouée<EDF.
Afin de respecter les clauses de confidentialitécaZDF nous ne présenterons pas les chroniquesridpists
d’apports hydrauliques.

66 La corrélation entre les apports hydrauliquéa ptobabilité d’une sécheresse n'est pas prissmpte
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Nous utilisons un programme de maintenance passé @uaque unité de production. Ce
programme doit permettre d’avoir le plus faible mwend’unités en maintenance en hiver quand
la demande est supérieure avec une augmentaticluediea jusqu'en été avec un maximum

d’unités en maintenance en &t

Graphique 2.3.8 : Indisponibilité des centraledémioes pour maintenance
en 2002-2003
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b) Les indisponibilités fortuites

Comme les données statistiques sur les indispdégifortuites sont confidentielles en France,
elles ont été estimées a partir de la base de dsMERC GADS (nombre d’occurrences/an et
intervalles d’'indisponibilité). Le Tableau A.2.3 emnexe montre le hombre moyen d’heures
d’indisponibilité (intervalle moyen d’indisponibi#) pour chaque type de centrale et le nombre

moyen d’occurrences de 1999 a 2003.

7 par exemple, le 25 février 2002, 5 centrales Btdiees service (Blayaisl, ChoozB1, Cruasl, Graes8 et
Tricastin3). Le 25 juillet 2002, 13 centrales étdidors service (Belleville2, Blayais4, Bugey2 etigBy3,
ChinonB3, Cruas2, Dampierre3, Fessenheiml, GraglinPaluel2, Penlyl, Saint-Alban2, etTricastin2).
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2.3.3 Les nouveaux moyens de production

Placons-nous dans la logique d’un investisseugépltitinvestissement privé est jugé en fonction
de sa profitabilité. Une hypothése médiane de 10définant une idée du retour sur
investissement recherché par des investisseurgsprive modele du CAPMCapital Asset
Pricing Mode) donne une estimation de la rentabilité exigée datif financier Rf a partir du
taux de rendement R d'un actif sans risque, du @eixentabilité exigé en moyenne par le
marché Rm, et d'un facteur mesurant la volatilgd’dctif par rapport a la volatilité du marché :
Modéle du CAPM: Rf = Rm $(Rm-R).

Tableau 2.3.7 : Le Béta de certaines entreprisg@satiction électriqf&

Utilities B
Edison Int'l 0.218
ENDESA (Spain) 1.014
E.ON (Germany) 0.329
ENEL (ltaly) 0.56

SUEZ (France) 1.702
PG&E (US) 0.524

AEP (US) 0.416

Beta Industrie 0.680

Le « béta » des entreprises de production éleetrégait relativement faible a la fin des années
1990. Il était de 0,81 pour ENDESA, la plupart seivant autour de °8 En 2004, le Béta des
entreprises de production électrique était de 8ré&oyenne. Certaines entreprises ont des Béta
nettement supérieurs (Suez de 1.702, ENDESA 1.@Mec un taux sans risque de 3%, et une

prime de 4% un rendement de 10% semble une hymo#ssez réaliste.

Les codts fixes annuels actualisés sont calcul&sde des bvernight costsen €/kW pour les
différents moyens de production. Les investisseumtsle choix entre quatre technologies: Du

nucléaire pour la base, des cycles combinés a@@&T) et des unités au charbon pulvérisé

% | es Bétas sont calculés & I'aide d’une régressamnrendements des différentes entreprises steridements du
marché global de 1990 a 2003 (S&P500).
% (Eon 0,61, RWE 0,58, Electrabel 0,54, IberdroB20Hidrocantabrico 0,66
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(PC) pour la semi-base et des turbines a combulid@ ou OCGT) pour la pointe. Le Tableau
2.3.8 résume les hypotheses sur les codts fixesaniutilisées dans cette étude. Elles ont été
essentiellement basées sur I'étude des colts éenée de la DIDEME (DGEMP)

Tableau 2.3.8 : Co(ts fixes retenus pour les ims@snents futurs

. . ) Durée de Co(t .
Délai de construction Capacité ] ] ) Colts fixes
i vie d'investissement
(mois) MW i M€/an
(années) €/kW

Nucléaire 72 1500 60 1800 275
CP 36 800 35 1200 99
CCGT 26 800 25 450 43
TAC (gaz) 12 300 25 350 12

2.3.4 La demande
2.3.4.1 La demande passée

La mesure de la consommation est faite par RTE al@are indirecte et correspond a la somme
des productions des centrales (nucléaires, thessiguflamme, hydrauliques et la production

décentralisé@), dont on retranche le solde des exports suideed d'interconnexidh
Consommation (avec pertes) = Production + ImpoEsgports

Le graphique suivant montre les monotones de pwss&n France pour 2003 — 2005. Le
comportement de la demande de base est restéveelatit stable durant ces trois années
contrairement a la demande de pointe qui a coneuforte augmentation en 2005 suite a un

hiver rigoureux. La différence entre la demanddase et la demande en pointe est considérable.

* Direction Générale de I'Energie et des Matiéremniéres, (2003), Colts de référence de la produéliectrique,
Paris

LA partir de 2003, le calcul de la consommationrietére intégre I'ensemble des productions "déckswes".

2 En effet la production comme les transits surligses d'interconnexion sont mesurés continimentdes
capteurs, alors que la consommation est essentmtieconnue a posteriori par reléve des compt&irE)
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Par exemple, en 2005 la demande intérieure esé@asds 30,811MW (minimum d'été) a
84,706 MW (maximum hivernal).

Graphique 2.3.9 : Monotones de puissance en Fds2603 a 2005
(MW)
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La demande de pointe est extrémement sensibleaiations de la températifelLe graphique

suivant (graphique 2.3.10) montre la relation efdardemande intérieure et les températures en
2003 pour I'heure 8 et I'heure 20. La relation pkts forte pour les heures de pointe. Il est
possible de prendre en compte la thermosensilibtda demande a l'aide des gradients de
température. Le gradient est obtenu par une régreds |'écart des températures journalieres a
la moyenne trentenaire sur la demande. Il permetétierminer la variation de la demande pour
une variation de 1°C par rapport a la moyenne eraite. En 2003, en moyenne, en France, la
demande a augmenté de 1,5GW pour un écart desrinmaes de 1°C par rapport a la moyenne

trentenaire.

3 Cette forte thermosensibilité de la demande estda large part du chauffage électrique.
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Graphique 2.3.10: Corrélation entre la demandedtétité (MW) et la température (°C)
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2.3.4.2 Hypotheses sur la demande future

Afin de réaliser des estimations de la demandeedtétité a I'horizon 2010 - 2020, il est
nécessaire de faire des hypotheses sur la crossemmuelle et sur les températures (en termes

d’énergie appelée et en termes de puissance agpkigminte).

a) Hypothéses sur la croissance annuelle en a44mf020

Le bilan prévisionnel de RTE décline des scénatiégolution économique, sociale et politique
a long terme. Un scénario de croissance forte ésae®) et un scénario de croissance faible
(scénario 3 : efficacité énergétique et maitrisd'@ergie) s’articulent autour d’'un scénario de
référence (scénario 2). Dans le scénario médian, Rf&oit un taux de croissance annuel
moyen de 1,5% sur la période 2002-2010 et de 1/ daspériode 2010-2020. Sur la période
1996 : 2002, le taux de croissance de la consoramast de 1.75%. Pour les besoins de I'étude,
nous allons retenir une croissance de 1.5 % su5-20Q0 et une croissance de 1% sur 2010-

2020 scénario le plus crédible de RTE.
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Tableau 2.3.9 : Prévisions de consommation en é&nanguelle

Prévisions de consommation en énergie annuelle
(Twh) 2002 2003 2004 2010 2015 2020 TCAM TCAM
2002-2010 2010-2020

R1 - - - 515 534 569 1,7% 1,3%
R2 453,6 461,0 4685 508 522 552 1,5% 1,1%
R3 - - - 494 499 518 1.2% 0,7%

En 2020, la demande espérée en France est de 552M@re si en 2016, une durée de
défaillance de 12 heures associée a une probatiditdéfaillance de 32% est prévue si aucun
investissement n’est réalisé (RTE 2004, R2 médiaahs le bilan prévisionnel de RTE, si les

simulations font apparaitre une durée moyenne thalldéce inférieure a trois heures par an en
espérance l'offre est suffisante et il n'y a pasdie d'en rajouter davantage. Sinon, les
simulations sont reprises en rajoutant de nouveaayens d’offre jusqu'a ce que la moyenne des
durées de défaillance soit ramenée a trois hewarearp Comme le montre le tableau suivant ce
critere est atteint a partir de 2010 (RTE ne prendcompte aucun nouvel investissement
thermique a cette échéance). Au-dela de 2010, R@kdEen compte l'arrivée de 'EPR et l'arrét

de EURODIF, mais aussi la fermeture de certainsigge thermiques. En 2016, la durée de

défaillance espérée dans le scénario R2 médiateel2GWh.

Tableau 2.3.10 : Paysage de défaillance pour asasios R2 et R2 Médian
a I'horizon 2010 et 2016

Paysage de défaillance 2010 et 2016 2010 2016
Scénarii R2 Bas R2 Médian R2Bas R2 Médian
Probabilité de défaillance (%) 13,6 10,1 67 32
Energie de défaillance en espérance (GWh) 9,9 5, 38 12
Espérance de durée de défaillance (h) 4,8 3,1 38 12
Puissance manquante (GW) - 1,2 7,3 3,4

Source : RTE (2004), Bilan prévisionnel

RTE a modélisé les moyens devant fonctionner pkistrdis mille heures par an avec les

caractéristiques technico-économiques des cyclesbioés a gaz (sachant que le charbon
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pourrait aussi remplir ce rofé) Le complément éventuel étant modélisé par des. T?dBs le
scénario R2, le risque de défaillance dépassedpgant le critere de 3 heures par an a partir de
2011. Dans le scénario moyen de RTE, le besoinaens supplémentaires a installer avant la
fin 2015 est de 7,3GW.avec un minimum de 4,5GWaselmu semi-base (le solde pouvant étre
constitué de moyens de pointe). La trajectoireéérence fondée sur le scénario R2 et sur les
dates de retrait aujourd’hui annoncées fait apfrartibis périodes. Un besoin de 1GW en 2011
puis une pause en 2012 et 2013 (avec l'arrivéeERR de Flamanville et I'arrét ’'EURODIF)
suivie d’'une reprise au rythme de 2GW par an et 2812015 pour suivre la croissance de la
demande et compenser l'arrét des derniers grougban concernés par la date butoir de 2015.
Les soldes exportateurs sont inférieurs aux solflesnts dans la mesure ou des moyens de
production charbon, tres utilisés actuellement,t\sentrouver déclassés et les moyens au fioul
n’'ont pas le méme niveau de compétitivité et njmam vocation a produire sur un grand nombre
d’heures. Le simple développement des moyens akiption aujourd’hui programmes et l'arrét

de EURODIF® ne suffisent pas pour que le critére de défaiéasuit respecté.
b) Hypothéses sur les températures et la puissanpeinte

Les températures influencent significativement tmsommation d’électricité en France au
moment des pointes hivernales. Le tableau suivéime les prévisions de puissance appelée a
la pointe dans le scénario R2 de RTE. La pointa &mpérature normale correspond a la
prévision (ou aux observations corrigées de la &atpre et des effacements pour 2003 et 2004)
de la consommation atteinte en janvier vers 19ts ds conditions climatiques normales. La
pointe maximale atteinte (avec une chance sur abrlespond a la valeur atteinte a partir de

conditions climatiques froides, susceptibles d'apfiee une année sur dix (statistiquem@ént)

" RTE suppose dans son évaluation que les groupebahet gaz installés en France ou a I'étrangeredesnt &
des niveaux de compétitivité trés voisins. RTE algra fragilité de cette hypothése : un prix éldeda tonne de
CO2 sans renchérissement du prix du gaz amélibtaraompétitivité relative des CCGT et réduiraitdroduction
charbon au profit de la production gaz. Ces résuldépendent de I'ordre d’'appel des moyens de ptmtuen
France et dans les pays voisins. Comme le rappdlle, les évolutions de certains des paramétresffikardre
d’appel (les prix du gaz, du charbon et du CO2} soprévisibles et donc les résultats énergéticpoes frappés
d’incertitudes.

> L'arrét de EURODIF European Gazeous Diffusion Uranium Enrichment Caism) est prévu pour 2012. L
consommation annuelle de Eurodif est proche deS\ib6T

"8 Dans les deux cas les puissances prévues par ®RifExprimées hors effacement.
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Les prévisions de puissance de pointe de RTE fogparaitre une puissance appelée en pointe de
88,5GW avec des températures normales et 100GW ahamce sur dix en 2016.

Tableau 2.3.11 : Prévisions de puissance appd&épdinte

Prévisions de puissance appelée a la pointe

(GW) 2002-2003 2003-2004 2009-2010 2015-2016 202
Pointe a la température normale 76,6 77,6 84,0 88,5 92,3
Pointe atteinte a 1/10 87,2 88,2 95,2 100,1 104,1

Source : RTE (2004), Bilan prévisionnel

Nous utilisons les chroniques passées des tempEsafournalieres moyennes (températures
réelles observées sur les dix dernieres années) ddfivoir des données plus ou moins
représentatives des conditions climatiques sudieptd’étre rencontrées aux différents horizons
retenus. Afin de prendre en compte I'effet des &maures, nous allons utiliser des gradients de
température. Le gradient est obtenu par une régrekiséaire de la demande intérieure observée
sur la différence entre la température et la mogerentenaire des températdfe€haque heure

de la journée est modélisée séparément. En utilisanéthode des moindres carrés, la tendance
de la demande est retirée des données historig@esdonnées sont corrigées des variations
saisonniéres (par différenciation hebdomadairejest températures (gradients). Le résidu peut
étre modélisé a l'aide d’'un processus ARMA. Un ARMA(7). Le modele final obtenu est un
ARIMA saisonnier (1,0,7)x(0,1,@) L’'estimation du modéle final pour chaque heutex@mple

de I'heure 10 est donné dans le tableau B.1 enxahn@ontre que les coefficients sont
significativement différents de 0 avec des fondigmi ont les caractéristiques d’un bruit blanc.
Le corrélogramme en annexe indique que les fonstidlautocorrélation et de corrélation
partielle du résidu. La probabilité de la statisédqJ® est toujours au dessus de 0.05 et tous les
termes du corrélogramme sont dans l'intervalle defiance indiquant qu'il s’agit d’'un bruit
blanc. Pour les simulations futures afin de repriesel’aléa climatique, cinq scénarios de
demande sont échafaudés a partir des écarts deerwnres des dix derniéres années a la

moyenne trentenaire a l'aide de la méthode descpatites (on définit le x-pourcentile comme

" Par exemple, durant I'hiver 2003 en moyenne ufférénce de températures de 1°C par rapport a enme
trentenaire méne a une augmentation de la consaamiatérieure d’environ 1,5GW.
8 Ljung et Box Q- statistiques
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la valeur pour laquelle x% de la population sorférieures ou égales) Chaque scénario
représente la probabilité que les températuresdget la demande) dépassent la moyenne

trentenaire d’un certain niveau sur une heure denné

2.3.5 Les échanges

Les échanges de la France avec les pays frontalgnsdéterminés en grande partie par les
différentiels de prix et la capacité d’interconrexi(NTC : Net Transfer Capacit{). Pour les
années passées (2003-4-5) nous avons utilisé pegités nettes de transport (NTC) avec les

différents pays voisins et les prix spot sur lesamés étrangers (quand cela était possible).

Figure 2.3.3 : NTC moyenne pour les imports eebgzorts en 2004 (MW)

Belaiaue

Royaume-
y n.d

Uni 195(

Allemaane
5600

Suisst

Espagne 45C

Source : CRE

9 Respectivement, des probabilités de 5%, 20%, 50% & 95%
80 Capacité annoncée par le transporteur comme didpan J-2 aprés réservation par les contratsmig terme et
les enchéres explicites annuelles et mensuelles
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Les interconnexions avec les pays importateursecfgtité sont couramment congestionnées
dans le sens exportateur. Le graphique ci-dessous montre les imports et les exports pour la

France de novembre 2002 a juillet 2005 :

Graphique 2.3.11 : Moyenne journaliere des impexgsdrts de la France
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Source : RTE

Les exportations oscillent en moyenne autour d&W @&lors que le niveau moyen des imports
se situe autour de 2,8GW (graphique 2.3.11). De 2084 a mai 2005, le prix moyen de
I'électricité était de 34 €/ MWh en France, 39 €/ M\atn Belgique, 35 €/ MWh en Allemagne, 32
€/MWh en Espagne et 50 €/ MWh en ltalie. Les impuoisnent des pays ou les niveaux de prix
sont les plus proches de ceux du marché franglaiziennent surtout des pays ou les prix sont

les plus bas. L’Annexe B.5 montre les soldes dbar@ges entre la France et ses voisins.
2.3.5.1Les échanges observés aux différentes interconmexio
Les éléments décrits dans ce point refletent leecadntractuel des échanges et ne prennent pas

en compte les évolutions récentes (mise en placandiket couplingFrance-Benelux et

d’enchéres explicites sur les frontiéres Francdlemfagne, France — Espagne et France - Italie)
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a) Frontiére France- Belgique :

L’interconnexion entre la France et la Belgique e wapacité totale de 2828MW. Les
exportations vers le Benelux restent largement ritajees méme si des importations non
négligeables sont parfois programmées, comme anl&mregistrer en juillet et aolt 2004. Le
graphique B.5 en annexe montre le solde entredaderet la Belgique. Les échanges dans le
sens France — Belgique, étaient de 9.40TWh en 2@&3exportations variant entre 700 et 2 650
MW, mais étant inférieures & 950MW que six heu@ssd’année. Le marché belge ne possede
pas de bourse de I'électricité. Dans notre mod#ie,de relier la capacité d’interconnexion avec
la Belgique a un prix fixé par un marché de grasysnallons utiliser le prix néerlandais de
APX. Nous pouvons estimer qu’il existe un lien feritre les prix du marché néerlandais et le
prix de I'électricité en Belgique qui n’expliqueeli sir pas parfaitement la formation du prix de
I'électricité belge mais qui peut nous donner uppraximation. Electrabel publie sur son site
Internet I'historique de prix BPIBglgium Price Index qui peut étre considéré comme une
bonne référence sur la période considérée. On atengtie le BPI est effectivement aligné sur
APX sur 2003 et 2004 (graphique 2.3.12 (b)).

Graphique 2.3.12 : (a) Prix de la base sur APX 91:92006) et (b) comparaison BPI - APX
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Source : APX, BPI

b) Frontiére France- Espagne :
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L’interconnexion entre la France et 'Espagne a gapacité totale de 3129. En 2003 les
échanges dans le sens France - Espagne étaiehepmbe 6.4TWh.La méthode d’allocation de

la capacité d’interconnexion utilisée par RTE repssr une liste de priorité dans le sens France -
Espagne, et sur une allocation au pro rata desmseadans le sens Espagne — France quand
celui-ci est congestionné (CRE, 2005). Comme letmode solde France — Espagne en annexe
(graphique B.5) , les exportations connaissentlangher a 500MW qui peut correspondre a un
contrat de long terme, mais les exportations antde méme été inférieures a ce plancher durant
1000 heures en 2003. Pendant 5500 heures paisaxgertations sont supérieures a ce plancher
et vont jusqu’a 1200 MW.

Le marché espagnol OMEL est un pool (obligatoisfin de s’adapter a I'ensemble des
demandes, le marché organisé OMEL propose un mapbg (jour pour le lendemain et
infrajournalier). Il est donc un bon indicateurphix de I'électricité et des échanges effectués par
les différents acteurs. Le prix de I'électricité bausse en niveau au cours des derniéres années
mais reste relativement peu volatile. Entre 2002085, le prix pour de I'électricité en base était
de 32 €/ MWh. Depuis fin 2004, les exportations cet ficcélérées en raison d'une hausse des
prix espagnols, due & de mauvaises conditions bigues dans la péninsule ibérique. Les
échanges nominés en infrajournalier sont importantette interconnexion, stimulés par les

volumes élevés sur OMEL.

Graphique 2.3.13 : Les prix J-1 sur OMEL de 202B@5
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Le graphique ci-dessous (graphique 2.3.14) matdres le cas de la frontiére espagnole, le lien

entre le solde des échanges et le différentiekistg(ipi I'heure 15) entre le pool espagnol OMEL

et le marché organisé francais Powernext.

Graphique 2.3.14 Comparaison entre le solde Fraitspagne
et le spread OMEL-Powernext (h15)
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Source : RTE, OMEL, Powernext

Le flux d’énergie reste en moyenne dirigé vers p&gne mais comme le montre le graphique
I'orientation du flux entre la France et 'Espagrst cohérente avec les différences de prix entre

les deux marchés.

c) Frontiére France- Italie :

L’interconnexion entre la France et I'ltalie a ucepacité totale de 3500 MW. En raison d’un
déficit de moyens de production en Italie, la itéade la capacité disponible est utilisée pour des
exportations vers I'ltalie. Jusqu’en 2004, la cajgaétait attribuée annuellement au pro rata des
demandes des consommateurs italiens. En 2005, ainelie méthode d’allocation, fondée sur

des enchéres explicites, a été introduite concéunaa partie de la capacité commerciale (CRE,
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2005). En 2003, les échanges étaient de 18.03 Taivk lé sens France — Italie. Le graphique en
annexe (graphique B.5) montre le solde des échamyges la France et I'ltalie de 2002 a 2005.
Les prix tres élevés en ltalie expliguent qu’aucimportation n’en provienne. Sur la frontiere
italienne, les exportations s’établissent quasineenpermanence a 2 650MW en hiver et 2 400
MW en été. Le niveau de prix sur IPEXafian Power Exchangé’, la bourse de I'électricité en
Italie qui été mise en place en juin 2004, est kigpérieur a celui des autres marchés européens,
du fait des colts de production tres élevés eieltal

Graphique 2.3.15 : Prix de gros de I'lPEX
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Comme nous ne disposons pas d’historiques de prix pO03 pour le marchBay-Aheadde
I'électricité en ltalie, nous supposerons que lgmédations vers I'ltalie se font a un prix congtan
de 75€/MWh qui refléte le prix moyen payé par lessgconsommateurs d’électricité en Italie en

2003 selon la Commission Européeifhe
d) Frontiere France- Allemagne :
L’interconnexion entre la France et I'Allemagnereecapacité totale de 5906 MW. En 2003, la

France a fait transiter environ 20.23TWh vers Ehtlagne. C’est dans ce sens que I'on trouve les
principales congestions. En 2004, contrairementannées précédentes, cette interconnexion a

81 Gestore del Mercato Elettrico (GME), I'opérateurrdarché électrique italien est responsable dgdiisation et
de la gestion de 'lPEX.
82 Commission Européenne (2004)

142



principalement été utilisée pour des importatioepuis I'’Allemagne. Comme le montre le

graphigue en annexe (solde France — Allemagnd)uesians le sens Allemagne - France sont
assez volatils. lls peuvent atteindre des niveaas tlevés, en particulier les jours ou la
production éolienne est importante outre-Rhin. Dees situations, des contraintes techniques
apparaissent sur le réseau allemand (CRE, 2b@%llocation des capacités d’exportation ayant
lieu avant la notification par les acteurs du nivee leurs importations, RTE est contraint de se
référer a une prévision sur la puissance impogeéer décider du niveau de capacité d’export a
allouer aux acteurs. Cela conduit a une sousattidis de la capacité réellement disponible. De
plus, la méthode d’allocation utilisée par RTE,déa sur une liste de priorité. De plus, la nature
des méthodes d’allocation et la non coordinatiorcete dernieres entre RTE et RWE Netz a

empéché de nombreux acteurs du marché d’avoir adeeSTC".

En Allemagne, une bourse facultative, EE2ufopean Energy Exchanpa été mise en place en

2001. Sur la bourse EEX, on trouve des produits-Bagad (horaires ou blocs) et des cotations
pour des contrats a terme allant jusqu’a I'annég f-existe actuellement des prix pour un ruban
d’électricité livré en 2010. Mais en pratique, senént les contrats pour (n+1) et (n+2) sont
échangés. Ce sont donc les contrats les plus éguigi représentent moins d’'un quart de la
consommation annuelle (133,5TWh). Le prix du marghét et du marché a terme a connu une

forte hausse depuis 2002, avec une hausse deg88¥@uniquement sur I'année 2003.

8 En fin d’année, & la demande du gestionnaire skearéde transport allemand RWE Netz, les flux giognés en
J-1 ont dO étre réduits ponctuellement au pro dat quantités que les acteurs souhaitaient fairsiter. (CRE
2005)

84 "absence de régulateur investi de pouvoirs app#sen Allemagne a empéché la CRE d'établir urmpémation
de méme nature que celle qui a été développédeveégulateurs des Etats membres voisins.
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Graphique 2.3.16 : Prix de I'électricité en Allemagen €/ MWh) sur EEX
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La corrélation entre le marché de I'électricité Fenance et en Allemagne est trés importante.
Cette corrélation comme nous allons le voir pasuide s’explique en trés grande partie par les
échanges entre les deux pays notamment la grapaeigad’import depuis I'Allemagne et les
prix sur le marché Allemand. Le graphique ci-dessitlustre cette relation entre les prix de

I'électricité en France et en Allemagne en 20020815.

Graphique 2.3.17 : Relation entre les prix PowereeEEX en 2004 et 2005
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Néanmoins dans le cas de I'Allemagne, le lien elgreolde des échanges et le différentiel de
prix est beaucoup moins évident que pour d’'autess [fle Royaume — Uni et 'Espagne par

exemple). Le graphique ci-dessous compare le sokece - Allemagne et le différentiel de prix

entre EEX et Powernext pour I'heure 15. En toutgdoe, les soldes devraient refléter les écarts
de prix entre les deux pays. Dans le cas de liotarexion France - Allemagne ce n’est pas
toujours le cas. Le différentiel de prix reste kadt plutét faible, sauf dans des circonstances
exceptionnelles (été 2003) alors que le solde dedace n'a cessé de décroitre sur la période

considérée.

Graphique 2.3.18 : Comparaison entre le solde Erar&llemagne et
la difféerence PNXT — EEX (heure 10)
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Source : RTE, Powernext, EEX
e) Frontiere France- Suisse :
L’interconnexion entre la France et la Suisse a caqgacité totale de 6GW. Le graphique en
annexe (graphique B.5) montre I'évolution du sdfslance — Suisse sur la période 2005. Les

échanges commerciaux dans le sens France - Seseatrimportants et I'interconnexion est

frequemment saturée (CRE, 2005). Les flux oriedi&éda Suisse vers la France ont atteint un
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volume élevé en 2082 Les échanges en 2003 dans le sens Suisse — Etares de 1.46TWh,

et dans le sens France - Suisse : 11.69TWh. Swori&iere Suisse, les exportations sont toute
'année supérieures a 1,5GW variant la plupart @aps entre un plancher de 2GW et un
maximum de 3,5GW. L’interconnexion entre la Suiss&Allemagne permet un arbitrage des

prix entre le marché électrique Allemand et le rhérélectrigue Suisse. Des capacités sont
souvent disponibles sur ces interconnexions, ebittage est possible. Dans notre modele,
comme nous ne disposons pas de prix spot pourisgesunous allons utiliser les prix Allemands

pour paramétrer le moyen étranger « Suisse ».
f) Frontiere France- Royaume-Uni :

L’interconnexion entre la France et le Royaume-dlnine capacité totale de 2000 MW. Les
échanges en 2003, dans le sens Angleterre — Fietatent de 2.98 TWh, et dans le sens France
— Angleterre de 5.3TWh. Le graphique en annexeplagaie B.5) montre I'évolution du solde
France — Angleterre de 2002 a 2005. L'interconmeXoance — Angleterre (IFA) est surtout
utilisée pour des exportations de la France véusgieterre, méme si la volatilité des flux est trés
importante et ces derniers sont parfois susceptidie s’inverser. Dans les deux sens de
circulation, RTE et NGC attribuent la capacité mhas encheres organisées a différentes
échéances (de l'annuel au journafierlLe graphique suivant montre I'évolution de I'ioei
LEBA (London Energy Broker’'s Associatipdu marché de I'électricité au R-U. Le LEBA a été
mis en place en 2003 et regroupe dexkersde I'énergie basés a Londres (APX, GFI, ICAP,
Tullet Prebon, Spectron, TFS, etc.). L'indice jaaliar est calculé comme la moyenne pondérée

par les volumes des prix des échanges réaliséd ehdz les brokers qui y contribuent.

8 | s'agit pour partie de transactions correspondatiactivation d'offres & la hausse proposées ges acteurs
suisses dans le cadre du mécanisme d’ajustemegafsa( CRE, 2005).

8 Des échanges infrajournaliers commerciaux et stajuent sont possibles entre la France et I'’Angketéls sont
conditionnés a 'obtention de capacité lors dehéres amont, ce qui est une source d'inefficaCli€f (2005)).
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Graphique 2.3.19 : PriRay-aheadde I'électricité au Royaume - Uni (en €/ MWh)
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De maniére générale, ces flux sont cohérents asdifférences de prix observés entre les
marchés anglais et franc¥is

Graphique 2.3.20 Comparaison entre le solde FrRogaume Uni
et le spread LEBA-Powernext (h15)
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2.3.5.2 Les contrats d’exports de long terme

87 Ce point est confirmé par la CRE dans son ragpottel de 2005
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Une partie de la capacité d’interconnexion estidésta des contrats de long terme avec les pays
voisins. Il existe une incertitude sur la quantité ces contrats de long terme et sur leur
flexibilité. Selon le Rapport d’enquéte de I'lnspen générale des Finances et du Conseil
Général des Mines (2004) sur les prix de I'éleit&jdes exportations depuis la France étaient
supérieures a 5GW toute I'année 2003. Elles comstit donc une base de consommation
inélastique qui correspond en grande partie autratsnde long terme. Notre étude retient les
capacités suivantes. Ces flux constants vont étidélisés comme une augmentation de la
demande intérieure. En 2003, 2004 et 2005 nousar$eune capacité de 5000, 4500 et 4GW
respectivement de contrats de long terme qui ¢éistéeede la NTC de chaque interconnexion et

ajoutée a la demande intérieure.

2.3.5.3 Hypothéses sur les échanges futurs

La plupart des pays européens ont opté en faveu€@&T pour satisfaire leur demande future
(et le charbon dans une moindre mesure en Allen)ag@ertains se sont montrés
particulierement réticents a la construction devetias centrales nucléaires (Italie, Allemagne,
Suisse, etc.). Le tableau ci-dessous montre la sodes projets en construction, approuvés et
proposés dans les pays frontaliers de la Franoes annonces d’investissement proposées et
approuvées dans les pays voisins de la France rmmmteexclusivement des installations
thermiques fossiles (des CCGT et du charbon daasmoindre mesure en Allemagne). Dans
notre modele nous allons supposer que le prix esimiarchés voisins est déterminé par des
CCGT. Cette hypothése semble assez réaliste méumné Albemagne en considérant I'évolution
des prix futurs. Comme le montre Redl (2006) leGtswariables des CCGT jouent un role

capital dans la formation des prix allemands:

“According to econometric analyses, generation sast CCGT plants and moving 12 month
spot market price averages provide a very goodasgilon for the year-ahead baseload futures
trades at the EEX. This shows a stronger influesicthe CCGT technology on the electricity

futures price compared to hard coal power plants.”
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Tableau 2.3.12 : Projets d’investissement en coctn, proposeés et autorisés
de 2004 a 2010

(GW) Statut Nucléaire CCGT Charbon

Construction 0 2 0

Allemagne Approuvé 0 1 2
Proposé 0 5 3

Construction 0 2 0
Royaume-Uni  Approuveé 0 1 0
Proposé 0 8 0

Construction 0 14 0

Italie Approuvé 0 3 0
Proposé 0 0

Construction 0 0

Benelux Approuvé 0 0
Proposé 0 0,4 0

Construction 0 13 0

Espagne Approuvé 0 2 0
Proposé 0 14 0

Source : Platts

Aucune modification n’est apportée a la capacitétefconnexion depuis 2005. Cependant, au
dela de 2005 nous faisons I'hypothése qu'il n'yiusmle contrats de long terme entre EDF et les
pays voisins et donc que la capacité totale descohnexion est destinée a des échanges en
fonction des prix relatifs des pays frontaliersslaapacités correspondant a chaque contrat de

long terme sont réintégrées au NTC de chaque &enti

2.3.6 Hypotheses sur les effacements de puissance

Les effacements sont modélisés d’une maniére digplpar des groupes de production appelés

groupes d’effacement dont le colt est tres élevguiehe sont appelés a produire que dans des
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conditions trés difficiles pour le systéffieLe bilan prévisionnel RTE, indique qu'il est pibés
d’effacer 4,5GW de consommation en hiver dont 3G\Wes des clients non éligibles sur signal
EJP® (les EJP représentaient environ 6GW dans les arftéselon RTE) et 1,5GW auprés des
clients éligibles. L'ouverture a la concurrencests’¢raduite par une érosion sensible des
effacements. Comme I'ouverture pour les consommstda £ juillet 2004, est susceptible
d’avoir eu un impact sur les effacements, nousnis une hypothése prudente de possibilité
d’effacement de 3GW sur la consommation intérieuaecapacité interruptible correspond donc
a environ 3% de la capacité installée (3GW). Ellété@ modélisée comme deux unités de
production supplémentaires, chacune avec 1,5GW aleacité, déclenchées a un prix
prédéterminé. Notre modéle suppose donc qu'auakdaTAC il existe des moyens de pointe
dont le colt variable est de 150 et ¥5@/kWh et qui représentent les effacements de
consommation. Le eall» de ces moyens a été modélisé a un prix prédétérmin

correspondrait & une élasticité de la demande.@8 € de -0.1 pour le second bloc.

Comme l'indique RTE dans le Bilan prévisionnekst possible qu’une partie du potentiel perdu
au cours des années passeées puisse étre regagi@@ par négociation commerciale entre
consommateurs et fournisseurs qui peut étre stampdéd des prix élevés de la pointe, (b) La
participation des gros consommateurs au mécaniapestément (la symétrie entre I'effacement
et 'augmentation de la production peut permettne gros consommateurs de faire des offres a
la hausse sur le mécanisme d'ajustement. Cetteibgitésexiste mais n’est que trés peu
appliquée aujourd’hui (RTE, 2005) et (c) la contmatisation d'effacements par RTE
directement auprés des consommateurs. Face auxtitumbes concernant la capacité
d’effacement de la consommation dans le futur (20020) nous retenons une hypothése
prudente similaire a RTE d'un potentiel d’effacemnétoutes catégories de consommateurs
confondues) de 3GW en 2010 et d’un maintien aweani jusqu’en 2020.

8 De plus, des clauses tarifaires de type EJP oupdefireffacement du tarif vert EJP représente uapacité
d’effacement de 22 périodes de 18 heures par ant)moposées par les fournisseurs aux clients [@suinciter a
réduire leur consommation les jours de forte dermand

8 Des clauses tarifaires de type EJP ou Tempodtefihent du tarif vert EJP représente une capdeitacement
de 22 périodes de 18 heures par an proposées gpdoumisseurs aux clients pour les inciter a nedlgur
consommation les jours de forte demande.

% Ces niveaux étant particuliérement difficiles dréihender ils ont été approximativement évaluésiréir e
différentes études dont celle de Taylor, CocheB&twarz (2002) auprées des clients industriels wleeEnergy
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2.3.7 Hypotheses sur la valeur de la défaillance

La valeur de I'électricité en situation de défaile est déterminée par un calcul de fiabilité a
I'aide des colts fixes d’une centrale de pointe CyAAvec un critére de fiabilité de 3 heures par
an (une espérance d'une défaillance acceptée dm)3bthe TAC avec des colts fixes de 42
€/MWh nécessiterait 14,000 €/ MWh durant chacuneete trois heurés Ceci n'est pas une
estimation de la valeur de la défaillance (VoLL)isndu prix requis pour investir suffisamment
afin de réduire la durée de défaillance au nivezaeptable pour les consommateurs de trois

heures par an en espérance.

1 Pour Hirst, E et Hadley (1999), le critére d’unijéous les dix ans est équivalent & une approiomaie la VOLL
de 21000$/MWh (basé sur 2.4 heures /an de défedlandes colts fixes annualisés de $50/kW pouturbine a
combustion).
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CHAPITRE 3 : RESULTATS DES SIMULATIONS
NUMERIQUES

Le modéle décrit dans la partie 2 est utilisé pcaiculer les prix spot passés et les
espérances de prix futurs qui vont nous permeéreadactériser les signaux envoyés par les prix
spot passés en France mais aussi de détermineciedions a investir en France dans le futur.
Dans une premiéere partie, a l'aide de données @mups (1) nous simulerons les prix
concurrentiels pour les années 2003-2004-2005 &veamix optimal et le parc actuel afin
d’analyser les effets des déséquilibres dans led@igroduction sur les prix spot et déterminer le
signal optimal puis (2) nous comparerons les pamcarrentiels avec le parc actuel et les prix
réellement observés (Powernext) et nous analyselemsecarts entre le signal prix pour
l'investissement envoyé par ces derniers et leasigptimal. Dans une deuxiéme partie nous
simulerons les prix futurs en utilisant des espg&gardes prix des combustibles et de la demande
(donc pour un mix optimal donné) et analyser lastations a investir quand I'entrée est libre
mais aussi quand des barrieres a I'entrée sonemess et que le marché est concentré pour
comprendre quelles sont les conditions qui peufaarg dévier I'équilibre de I'optimum sur le

plus long terme.

3.1 Simulations de prix historiques sur 2003-2005

Les simulations des prix historiques sont réalisébaide de données empiriques sur le systeme

afin de représenter au mieux la formation du puixusr marché concurrentiel avec les conditions
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réellement observées. Nous voulons d’abord ist@éfet des éventuels déséquilibres dans le mix
de production durant les années 2003, 2004 et @006caractériser le signal optimal qui devrait
étre envoyé aux investisseurs avec le parc adtigaart entre les prix avec le mix optimal et le

parc actuel nous permet de comprendre quelleslesninités qui devraient faire des profits

(quantité < quantité optimale), quelles devraientegistrer des pertes (quantité > gquantité
optimale) et lesquelles devraient étre au seuiktdéabilité (quantité optimale) et donc quel est le
signal optimal qui devrait étre envoyé. Dans unexglame partie, nous comparerons les prix
concurrentiels simulés avec le parc actuel et tes gbservés sur Powernext pour étudier les

écarts et donc les distorsions éventuelles du kRmaernext par rapport au signal optimal.

3.1.1 Prix avec le mix optimal et avec le parc actl

Nous commencgons par simuler les prix concurrenfieé le mix optimal (qui minimise le colt
pour répondre a une demande donnée). Les courbegsdeening » les monotones de
puissances et le mix optimal sont représentés esugraphique en annexe (graphique C.2).
Comme le montrent les monotones de puissance xfgste augmentent considérablement la
demande du systeme. Il existe une boucle entreixeoptimal de production et la demande
ajustée aux exports qui rend la détermination duoptimal plus difficile. Pour un niveau donné
d’exports sans le mix optimal, le niveau d’expat®ec le mix optimal peut étre plus faible ou
plus élevé en fonction des prix aux interconnexigngec le mix optimal, une plus grande part
de nucléaire augmente le solde des échdhd@spendant, données les trés grandes variations de
la demande durant I'année (causées en grande parti@a dépendance au chauffage électrique
en hiver) et de la structure du parc il semblguegisque impossible que le solde moyen annuel

des échanges durant I'année devienne négatif ou nul

En 2003, quand les exports sont pris en comptejieoptimal (graphique C.2) comprend moins
de nucléaire, plus de CCGT et de TAC. Avec leg ptbyens des combustibles fossiles sur
2003, il y a 50GW de nucléaire dans le mix optimalkec une disponibilité moyenne de 55GW il

y a toujours 5 GW de surcapacité. Des désequilibees le mix peuvent aussi étre identifiés

92 En 2003 avec le mix optimal le solde est toujdargement positif (52TWh) mais inférieur & celueltément
observé en 2003 (70TWh).
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pour les autres technologies. En 2003, il y a 4G\tldarbon et 15GW de CCGT et 8GW de
TAC alors que le parc comprend 5GW de charbon, @8WCGT et 1GW de TAC.

En 2004 et 2005 avec 'augmentation de la demaféectricité et 'augmentation des prix des
combustibles fossiles, le mix optimal comprend 682GW respectivement de nucléaire. Avec
une disponibilité moyenne de 55GW, il devrait y ias@GW de moins en 2004 mais 7GW de
plus de nucléaire dans le mix en 2005. Les prixédelu charbon en 2004 et la composante CO2
intégrée en 2005 font du charbon une technologmime dans le mix optimal durant ces deux
années (il y a OMW de charbon dans le mix optirakd)s que le parc comprend 5GW. Pour les
unités au gaz, leur part augmente légerement e @@dnme la part du charbon baisse) mais
diminue fortement en 2005 avec l'augmentation desqu gaz naturel (14GW pour les CCGT
et 7GW pour les TAC). Comme nous pouvons le vairlesi courbes de screening »méme si

les premieres années étudiées sont marquées pautcapacité en base, la part relative des
CCGT est trop faible et ce sont les imports quinpetent de combler ce déficit (le potentiel
d'import est d'environ 11GW), de plus cette surcdiga tend a disparaitre avec les
augmentations de la demande et des prix des coillesstossiles. Le graphique (graphique
3.1.1) ci-dessous montre les monotones des prixlégmavec le parc actuel et avec le mix
optimal en 2003, 2004 et 2005.

Graphique 3.1.1 : Monotones de prix concurrensatfailés
avec le parc actuel et le mix optimal en €/ MWh p20®3, 2004 et 205%
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%3 Les prix de la défaillance ne sont pas représestése graphique pour maintenir une certainesibilité ».
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En 2003, 2004 et 2005 le mix n’était pas optimammhe le montre I'analyse graphique, les
désequilibres du mix ont un impact important s peix spot. Avec le parc actuel, le signal
envoyé par les prix doit refléter ces déséquililwtass le mix de production. Dans notre cas, les
prix concurrentiels simulés envoient le signal gt qui permet aux investisseurs de mettre en
évidence ces déséquilibres. C’est ce signal qus athons comparer avec le signal envoyé par

les prix Powernext.

3.1.2 Prix avec le parc actuel et prix observés

Avant de comparer les prix concurrentiels simuléscale parc actuel et les prix observés

Powernext deux précisions s'imposent :
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€/MWh

€/MWh

Source: RTE, Powernext et simulations

Graphique 3.1.2: Consommation Vs. Prix en 2003428®005
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1) La canicule de ao(t 2003 a entrainé I'arrét dmand nombre d'unités nucléaitégpour
limiter les rejets d’eau a des températures trepégls) qui ne sont pas pris en compte dans notre
modele. Des pics des prix Powernext ont été obsgreér des niveaux de demande relativement
faibles. Le graphique suivant montre la relatiotreetes prix (Powernext a droite et les prix
concurrentiels simulés a gauche) et la demandeigaté. L'effet canicule sur Powernext est

visible sur le graphique 3.1.1 (haut a gauche)

2) Dans notre modeéle, nous supposons que le mastheén «Pool » obligatoire et donc que tous
les MW sont échangés sur ce pool. A ce point, tilimportant de rappeler que les prix spot
Powernext sont basés sur des volumes plus faibles gartie des consommateurs étant a des
tarifs régulés et une partie sur 'OTC). Seule fmble partie de la demande est traitée sur
Powernext. Méme si le résultat devrait étre simelafl’'unité marginale détermine le prix
uniforme) les prix Powernext sont plus sensibles\ariations de I'offre et de la demande. Sur
guelques heures, une plus faible liquidité (a calise plus faible nombre de transactions) et
donc une résilience limitée peuvent entrainer Une forte sensibilité des prix a une demande

additionnelle durant certaines heures).

Les graphiques suivants (graphique 3.1.3) compdaentonotone de prix Powernext en 2003,
2004 et 2005 et la monotone des prix concurrensigalés avec le parc actuel. Pour 2004 et
2005, lorsque I'on compare les deux courbes, omrgbsune forte symétrie sur les heures de
semi- base — plus de 45% du temps — et des diffésemarquées sur la base et I'extréme
point€”®, respectivement 15 et 20% des heures les moisstpléres. Sur la pointe, on constate
que les prix de Powernext Day-Ahead sont en dess®gsux du benchmark compétitif pour les

1500 heures les plus chéres. Cela suggére qu'ifjude I'argent sur les heures de pointe

% Malgré les dérogations accordées, la capacitéairel disponible était trés faible durant les natiguillet et ao(t
2003

% || est important de noter que le modéle ne presml gn compte les colits de démarrage des centralsseton
plusieurs études leur effet aurait tendance dansalgéé & augmenter les prix de pointe et dimidegrmprix en base.
Ce qui devrait exacerber le probléeme que nous asoukevé (c'est a dire que les prix de pointe topt faibles et
les prix de la base sont trop élevés).
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Graphique 3.1.3 : Monotones de prix concurrensatalés
avec le parc actuel et Powernext en €/ MWh pour 20034 et 2005

200

180 -
160 -
140 -
120 -
100 -
80 4
60 {:
40 -

20 A

0

0% 9% 18% 27% 37% 46% 55% 64% 73% 82% 91%

200

180
160
140 |
120
100
80 -
60 4~
40 1

20

0
0% 9% 19% 28% 37% 46% 56% 65% 74% 83% 93%

200

180
160 |
140
120 {4+,
100
80 -
60 -
40 -

20 A

0

0% 16% 32% 48% 64% 80% 96%

Source: Powernext et simulations

158



a) Ecarts sur la semi-baseour la semi base, en 2004 et 2005 il sembleradt lqudegré de
concurrence ou contestabilité soit le plus forts imports provenant de I'Allemagne (du pays
voisin avec les prix les plus faibles et une impioie capacité d’export), jouent un réle
fondamental dans la formation du prix en Francegtande capacité d'import garantit que les
prix allemands sont marginaux pour un grand nonheures dans notre modeéle (c’est un
fonctionnement normal du marchés qui reflete Idsagges entre les deux pays). La capacité
d’'import dans le sens France — Allemagne et leauwaes prix allemands (le pays voisin au plus
bas prix) garantit que les prix en France sontrdétes pour une grande partie du temps par les
prix Allemands (plus de 3000h/an). Dans le cas dech@s concentrés, les imports permettent
une plus forte concurrence mais, ils rendent les g France tres sensibles aux variations des
prix étrangers. Si du pouvoir de marché est exers® reflete a travers les deux prix). Notre
modele n’a aucun moyen de nous indiquer le pougteimarché exercé par les producteurs
étrangers. Cependant, I'étude de Schwartz et LaBg6) montre qu’en Allemagne, les marges
prix — codts étaient importants en 2003 mais omiimlié sensiblement durant les années
suivantes. Suivant leur modeéle, la marge prix -t codrginal représentait 30% du prix total en
2003, 14% en 2004 et 16% en 2005 (la marge annoedyenne était la méme en 2004 et
2005Y°. Ceci est consistent avec nos résultats. Avecrixnupiforme tous les producteurs sont
capables de bénéficier de I'exercice de pouvoirntirché des autres producteursfrée-
riding »). D’autres raisons peuvent expliquer cette tatslité des prix de la semi base en
France comme la présence trés majoritaire de Itdas EDF mais aussi la menace de I'entrée
ou la menace d’'une intervention du régulateur (vealf 1998). Par exemple, a) la peur d’'un
démantelement de la firme dominante ou comme nibarssde voir par la suite b) la peur que le

gouvernement permette le maintien de tarifs réggd@s augmentation de ces derniers.

b) Ecarts sur la base : sur la base, les prix deeRwext ressortent nettement au dessus des prix
concurrentiels avec le parc actuel qui donnent poniron 20% des heures un prix de 9€/MWh,
le colt variable des unités nucléaires. Ces prpaggssent lorsque la demande est si faible que

le nucléaire devient marginal dans I'ordre de reér@r, les prix de Powernektay-Aheadne

% Une raison possible avancée par ces auteurs esegproducteurs Allemands ayant anticipé que 2@0&it
I'année étalon pour le second plan national d'alfimn des quotas de CO2 qui est passé dans laurddi€2006, ils
avaient une incitation d’augmenter la productios deités thermiques fossiles et donc des émissiertSO2 pour
récupérer un grand nombre de quotas.
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reflétent pas les prix concurrentiels simulés supaoint. La question essentielle qui se pose est
celle de la durée de marginalité de I'outil de prctébn nucléaire de la firme dominante. Si les
offres sont faites de maniére concurrentielle lelénire est marginal en France quand la
demande (y compris les exports) est inférieure solame de la capacité hydraulique au fil de
'eau et de la capacité nucléaire disponible. Sidgports ne sont pas pris en compte (ni les
contrats de long terme avec les pays étrangemsnédhanges basés sur les prix), le nucléaire
devient marginal sur une durée beaucoup plus imptat Les unités nucléaires sont marginales
pour moins de 5% du temps dans le cas de Powéfnextime le montre le graphique ci

dessous.

Graphique 3.1.4 : Prix concurrentiels simulés éfiEh avec le parc actuel avec et sans exports
et avec une faible disponibilité du nucléaire
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Source: Powernext et simulations

Les exports augmentent les prix de base et dimtraeturée de marginalité du nucléaire et les
imports diminuent les prix de semi-base et de pogtlt garantissent que I'Allemagne est le
moyen marginal pour la France pour une grande dutés consommateurs situés dans la zone
de production a faible colt voient le prix augmemteles consommateurs situés dans la zone de
production a codts élevés vont bénéficier d'un mixs faible. Quand les exports réduisent la

durée de marginalité du nucléaire en France, lesaomateurs francais perdent mais les

" Dans Spector (2006) le nucléaire est marginal I@u%emps pour une capacité nucléaire disponiblgemue de
52 GW.

160



consommateurs allemands ne « gagnent » pas bea(leonpcléaire n’est jamais marginal en
Allemagne§®. Sans les exports le nucléaire est marginal encEraresque 50% du temps. Avec
les exports, le prix est déterminé par le voisinplus faible prix (Allemagne) plus de 50% du
temps. Ceci entraine des transferts de revenusots®mmateurs en France vers les producteurs.
Néanmoins, les exports n’expliqguent pas l'écart 186 entre la durée de marginalité du
nucléaire des prix simulés et de Powernext. Damsdédele, il n'existe aucune limitation sur les
guantités de combustible. Dans la réalité, undedg la capacité nucléaire de EDF est utilisée
en fonction de sa valeur d’'usage (pour un stockdimfuraniumf®. Ce stock est préservé durant
les périodes de faible demande et utilisé de mampikis intensive quand la demande (et donc les
prix) est élevée. Comme la part du nucléaire quutksée a sa valeur d’usage est inconnue, il
est difficile de déterminer dans quelle mesure teléte surestime la durée de marginalité du
nucléaire. Néanmoins on peut intégrer de maniés dimplifiee I'effet des valeurs d’'usage du
nucléaire par une plus faible disponibilité du @adle en été (quand les valeurs d’'usage du
nucléaire sont faibles). Comme le montre le graphiqgquand les exports et une faible
disponibilité du nucléaire sont pris en comptemirginalité du nucléaire disparait comme dans
le cas de Powernext. Alors que les échanges nefléte fonctionnement normal des marchés,
I'utilisation du nucléaire reflete un certain mapgie concurrence sur les prix de base et crée une
distorsion du prix et donc du signal envoyé auxestisseurs. En réalité, des lors que chaque
producteur maximise a chaque instant son prix deeve’électricité et que la concurrence
n'existe pas sur l'outil de production qui faitdéférence avec I'étranger, a savoir le nuclédee,
marché francais n'a « pas de raison » de se si&nedessous du niveau proposé par les
concurrents étrangers les moins chers disposamipditantes capacités d’exportation vers la

France.

c) Ecarts sur la pointepour les prix de pointe, en 2004 et 2005 notre yaeakuggere que
malgré I'exceés de capacité de pointe (la capadist pas encore adéquate et aucune défaillance
n'a été observée ni en réalité ni dans le modélg)a un probleme demissing monéysur les

prix Powernext mais dans un sens un peu diffé@ertelui de Cramton et Stoft (2006). En effet,

dans notre cas la capacité installée du parc actesi ni optimale ni adéquate (il n'y a aucune

% Comme le rappelle Lévéque, F (2006) par la vee'échange, les premiers perdent cependant maisses
seconds gagnent.
% Le modéle ORION est utilisé par EDF pour détermias valeurs d’usage de I'outil nucléaire
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défaillance). Cependant les prix concurrentielst gbus élevés que les prix observés pour une
partie de la demande de pointe. Cela suggere qaleddgia capacité est adéquate, les revenus
issus des prix de pointe risquent d’'étre toujonférieurs aux prix optimaux. Cette définition de
«missing money est donc une définition au sens large qui inglique les prix sont inférieurs a
leur niveau « normal ». Trois causes probablesrpmnt expliquer la différence entre les deux

courbes sur la pointe. Les deux premiéres relédetd méthodologie de simulation.

a) Le modéle considere les contrats de long telwnare une capacité fixe d’exportation alors
gue, en réalité, EDF disposait a I'époque de cld&ffacement. Deuxiemement, les arrivées de
Poisson des indisponibilités fortuites utiliséesglée modéle sous estiment les incitations des
opérateurs a faire fonctionner leurs centrales dules périodes de pointe (Hirst et Hadley,
1999). Une analyse de sensibilité sur ces deugresttend a rejeter ces deux arguments. Tout
d’'abord, lorsque I'on fait varier la capacité demtrtats de long terme de 20% (de 5000 a
4000MW), le prix sur les 1500 heures les plus ch@eepointe) diminue d’environ 1%.

b) On peut adopter la méme analyse pour le degdispenibilité des centrales en période de

pointe. Lorsque I'on fait fonctionner la totalitéesd moyens de pointe lors des périodes de
demande correspondantes, on observe une dimindtigorix de seulement 1% par rapport a la

simulation qui elle, intégre les indisponibilitértiasites (les prix concurrentiels pour les 1000

heures max passe de 106.5 a 105.8 €/ MWh).

c) Une derniere explication réside dans I'impact ¥®P. Mise en place en contrepartie de la
prise de participation d’EDF dans le capital ddéeké&icien allemand EnBW, le dispositif des

centrales virtuellesMirtual Power Planty est une forme de régulation asymétrique qui eblig

'opérateur historique a céder une partie de stitsa&EDF reste I'opérateur chargé de faire
fonctionner les centrales mais le produit de cadldsles kWh) ne lui appartient plus. Le produit
vendu peut étre assimilé a une option d’achat touketenteur paie une prime mensuelle fixe
(couvrant les colts fixes d’EDF) afin d’acquérir Iddectricité de base ou de pointe a un prix

prédéterminé (le prix d’exercice) fixé lors de lbbére initiale et représentant les colts variables.
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Graphique 3.1.5 : Evolution du prix d’exercice 8 pointe et base en € MWh durant les 21

rondes d’enchéres du 9/12/2001 au 9/13/2006
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Le graphique ci-dessus décrit I'évolution des miigxercice des produits VPP base et pointe
durant les 21 rondes d’enchéres du 9/12/2001 a8/Z)Q6. L'option d’'achat est exercée
lorsqu’elle se trouve « dans la monnaie » i.e qoesle sous-jacent (le prixay-ahead se trouve

au dessus du prix d’exercice. Cependant, dans fammeou les prix d’exercice sont fixés au
cours de chaque encheére (une tout les trois mbis} pour I'ensemble des produits a acquérir
lors de I'enchére (produits ayant des maturités3da 36 mois), il subsistera toujours une
différence entre le prix d’exercice et ce qu'il legente (le prix du combustible) si ce dernier
augmente. Cet effet retard implique que les achew® VPP pointe soumettent leurs produits au
moins au niveau du prix d’exercice alors que leteéél de I'exercice (le prix du combustible)
est en réalité plus élevé, puisque le charbonale e le pétrole ont augmenté sur la période
2003-2005. Lorsque l'on ajuste le benchmark cortipéte ce critere (les VPP Pointe sont
considérées comme des capacités de productionéaspabn pas en fonction de leurs colts
variables mais du prix d’exercice déterminé lord’éiechere), les deux courbes se rapprochent
nettement sur la pointe Les prix compétitifs pas 1000 plus hautes heures baissent de 106.5 a
103.3 €/ MWh. Le graphique suivant montre les prawBrnext et les résultats de la simulation

des prix compétitifs avec et sans les contrats P& les 5000 prix max.
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Graphique 3.1.6 : Prix concurrentiels simulés atezans contrats VPP en €/ MWh pour les

5000 heures les plus élevées
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Pour toutes les années, la forte disponibilité deisés de pointe et la prise en compte des
contrats de long terme n’améliorent pas les résulf@ maniere significative. Cependant, la
faible disponibilité du nucléaire et l'intégratiate I'effet VPP pointe ont un effet considérable

sur les prix. Le graphique 3.2.7 ci dessous coefes monotones de prix résume ce résultat.

Graphique 3.1.7 : Monotones de prix Powernext, Emavec VPP et faible disponibilité
en €/ MWh pour 2003, 2004 et 2005
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Source: Powernext et simulations
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Tableau 3.1.1 : Régression des prix Powernextesuptix concurrentiels simulés*

Disponibilité. VPP Disponibilité. Disponibilité +
COMP Contrats LT (Pointe) (Base) VPP
C Pente c Pente c Pente c Pente c Pente c Pente

o003 208 037 1042 045 2099 038 921 069 921 070 316 096
(0.641) (0.023) (0.671) (0.03) (0.643) (0.023) (0.680) (0.020) (0.680) (0.020) (0.713) (0.023)
R 0.03 0.03 0.03 0.12 0.12 0.17
o004 1219 059 1244 060 11.88 063 1062 067 567 081 098 097
(0.153) (0.005) (0.152) (0.005) (0.152) (0.005) (0.156) (0.005) (0.127) (0.004) (0.035) (0.001)
R 0.61 0.61 0.62 0.64 0.81 0.98
o005 1450 076 1455 077 1436 077 1444 079 6017 084 048 101
(0.288) (0.006) (0.300) (0.006) (0.288) (0.006) (0.283) (0.006) (0.302) (o 005) (0.077) (0.001)
R 0.69 0.67 0.69 0.70 0.98

* t-statistiques entre parenthéses

La régression des prix Powernext (comme variabpeadante) sur les prix compétitifs (variable
indépendante) avec la méthode des moindres card@sames nous permet de quantifier les
différences entre les prix observés et simulésnQues prix observés et les prix compétitifs sont
€gaux, la constante est nulle et la pente est @ghl®uand une plus faible disponibilité est prise
en compte pour les heures d’'été et que les proW#B pointe sont pris en compte dans notre
calcul, la différence entre les prix Powernextest prix concurrentiels diminue considérablement
(0.05 €/MWh pour 2004 et 0.2 €/ MWh pour 2005).

3.1.3 Le signal d'investissement

Quand le mix est optimal, toutes les technologmst fu seuil de rentabilité. Ceci doit étre
valable tous les ans. Avec le mix optimal, sanstrats interruptibles (effacements), tous les
revenus des TAC viennent des heures de défaillafacec 3 heures de défaillance valorisée a
14000 €/MWh, le prix permet a toutes les unitéduimat les TAC datteindre le seuil de
rentabilité. Environ 10GW de capacité de pointet s@tessaires pour satisfaire cette condition
.Sans VoLL, si le prix maximal était constammerted@iné par les contrats interruptibles (ex :
350 €/ MWh qui correspondent a une élasticité d@0D.dans les conditions actuelles du
systeme), les contrats interruptibles devraienerdéner le prix environ 120 heures (pour
respecter la rentabilité des TAC). La récupératies colts fixes pour toutes les technologies
guand le mix est optimal n’est pas étonnante. Eluamt les rentes de rareté pour les contrats

interruptibles et/ou la défaillance quand le mikasimal et que la capacité est adéquate, chaque
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technologie de production récupére ses colits &xesriable¥’. Stoft (2002) et Joskow (2006)

ont déja montré ce résultat.

Tableau 3.1.2 : Revenus nets issus des prix cardiels simulés avec le mix optimal et avec le
parc actuel, en 2003, 2004 et 2895

Millions d'€ Nucléaire CP CCGT TAC Prix moyen
1,500 MW 800 MW 800 MW 300 MW  €/MWh

Co0ts fixes annuels 274.88 99.38 42.74 12.60 -
2003 CO_MP 184.00 49.71 12.29 1.65 22.84
Optimal 306.12 100.98 43.78 12.99 34.66
2004 CO_MP 198.69 32.96 32.86 1.53 27.09
Optimal 305.39 - 52.11 12.90 35.96
2005 COMP 376.71 82.40 44,71 5.71 42.03
Optimal 304.80 - 58.31 14.99 40.22

Avec le parc actuel, le signal envoyé par les goxcurrentiels simulés est optimal et nous
indique les déséquilibres du mix de production.r2203 et 2004 il nous indique que la capacité
nucléaire est toujours trop importante, Le maramée toujours le signal que trop de capacité
de base a été construite durant les années préegédsne prix moyen est en dessous du codt

complet.

Tableau 3.1.3 : Prix concurrentiels avec le pateedcPrix Powernext et colts complets
en 2003, 2004 et 2005
Prix Pwnxt et prix compétitifs

moyens

€/Mwh 20h  5000h 7000h 8700h TAC (20hgg§)ﬁ) (70P(§E)h) N('“ggg')re

COMP 123.00 30.90 25.68 22.84

Colt complet

02
2003 L xt 55124 238.60 23351 2030 2120 3377 3253 2823
COMP 7985 3608 3158 27.09
2004 Skt 7053 3525 3179 2822 2126 3769 4779 30.82
o005 COMP 31614 6122 5127 4203 ,,cc o100 175 3483

Pwnxt 327.78 60.40 52.79 46.78

Les trois graphiques suivants comparent pour 22034 et 2005 les prix concurrentiels simulés
avec le parc actuel, les prix Powernext et le coaplet des différents moyens de production de

base et de semi-base (pour différentes duréesndédonement). Pour 2003, les tirets indiquent

199Bjen que les deux chiffres doivent étre égauxinemrts de pointe créent des différences

101 | es calculs en termes de capacité et d’énergi@aiinies mémes résultats. Dans les deux cas lebasde
screening (linéaires pour la capacité et hyperlpmar I'énergie) se coupent au facteur de capaditéune
technologie devient plus économique qu’une autte gdes codts fixes et des codts variables donnés.

192 Quand les prix élevés (20h) de la canicule somtége le prix moyen passe & 165€/MWh pour les 80rés
suivantes, 35€/MWh pour les 5000 heures, 31€/MWlr fes 7000 heures, et 28€/MWh pour les 7000 lseure
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le niveau des prix Powernext quand les 20 heures k&g prix les plus élevés de la canicule sont

retirés.

Graphique 3.1.8 : Colts complets et prix moyensvéPoext et COMP simulés)
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1) Pour une nouvelle centrale nucléaire, en 20@®@4, le prix moyen de Powernext est proche
du colt complet (pour 8700 heures), et signifietient supérieur en 2005. En 2005, pour la
base: une rente de rareté apparait. Cette rentelestente avec le signal optimal (indique que la
capacité nucléaire est déja en dessous de la tapgtimale) et reléeve d’'un fonctionnement
normal des marchés mais, comme nous pouvons lesuoite tableau ci-dessus la rente est
majorée sur Powernext (par la faible durée de malitgg¢ du nucléaire comme mentionné dans la
partie 3.1.1)

2) Pour les nouveaux CP le prix moyen de Poweraax2003 est au dessus du colt complet
(effet canicule) mais en dessous en 2004 et 208ia. £explique aisément par I'augmentation du
prix du charbon en 2004 et les prix du CO2 proateeg0€/tonne en 2085. Ce résultat indique

un fonctionnement normal du marché et cohérent veignal optimal.

3) Pour les nouveaux CCGT le prix moyen est auudeds colt complet en 2003 (en partie a
cause de l'effet de la canicule) et en dessousO&d 2t 2005. Cependant, le signal optimal
indique que les CCGT devraient étre rentables &% ZId capacité est résorbée) mais le signal
est trop faible (effet VPP mentionné dans la paBtie.1) et ne permet pas aux CCGT de
récupérer leurs codts fixes. Ce phénomene qui @eaetcomparé aux problemes denissing

money» semble étre causé par les prix d’exercice foes enchéres VPP dans un contexte de

forte variabilité des prix des combustibles.

4) Pour les nouvelles TAC, le prix moyen est totgonférieur au colt complet (si I'on suppose
gue les colts fixes annuels sont partagés suril@ydrait un prix moyen d’au moins 2,000
€/MWh durant ces heures) et nous sommes encoredisncoits fixéd*. En 2003, on peut
observer 7 heures a 1000 €/ MWh sur Powernext pémaa&anicule mais méme dans ce cas, les
revenus sont loin de couvrir les codts fixes de<TRe critéere de défaillance n’est pas encore
atteint. En 2003, 2004 et 2005, il y a encore tdep capacité de pointe. Ceci indique un

fonctionnement normal des marchés et il semblel qlyi a pas de rétention de capacité des

193 Comme le montrent les courbes de « screening aneexe les CP sont des technologies dominées ek 200
2005.

104 5elon RTE (RTE, 2005), méme si nous supposonsrqiseheures de défaillance sont compatibles agea 20
heures de tensions sur le marché, le prix moyen gegsi120 heures devrait atteindre 2000 & 3000 €/ MWh
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unités de pointe en France sur la période congdéxé plus, I'effet VPP n’a pas d’impact sur les

prix d’extréme pointe.

Graphique 3.1.9 : Colt complet des TAC et prix nmsygPowernext et Compétitifs simulés)
pour les 20 heures max
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Pour résumer, mis a part les TAC qui ne sont jamegitables, durant les trois années étudiées (et
durant les 7 années depuis la création de PowgrreexR003 (ajusté a la canicule) et 2004 les
deux prix envoient le méme signal de surcapaci&n{esi ce phénomeéne est plus clair dans les
prix simulés). En 2005, lorsque la menace de l&ntlevient plus crédible, le prix Powernext
signale bien (a) une rente de rareté pour le nueléaais (b) ne permet pas aux CCGT d’étre
rentablet™. Il semblerait donc que par rapport aux prix si#sules prix Powernext aient
tendance a surestimer la profitabilité pour la b@sesignal est trop fort par rapport au signal
optimal) et sous-estimer la profitabilité pour &rs-base (le signal est trop faible par rapport au
signal optimal). Hormis le point décrit ci-dessles résultats du modéle valident la pertinence
des prix de Powernext par rapport a une situatimmpetitive. Il convient désormais de comparer
les prix du marché avec le niveau des tarifs etaledans quelle mesure la coexistence de ces
deux variables est possible.

1951 a différence moyenne entre les prix Powernexé®prix concurrentiels avec le parc actuel suSR80 heures
est de -0.82 €/ MWh.
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Durant les années considérées, plus de 60% demoraeurs en France paient le tarif
réglementé. Au moment de I'ouverture du marchél'électricité, le tarif était nettement
supérieur au prix de gros. Aprés 2004, le prix desgasse au dessus du tarif (en 2004 la
moyenne des prix Powernext est de 27.09 €/ MWh &trieréglementé de 28 €/ MWh). En 2006,
gue I'on soit dans le cadre de notre benchmark étitifpou des prix du marché organiseé, il
existe une différence fondamentale par rapportiaean des tarifs. Pour 2005, le prix respectif
de ces trois variables est de 43.4, 46.7 et 28€/M@4mme nous l'avons évoqué dans la
premiere partie, le niveau des tarifs actuels mebge plus refléter les fondamentaux de codts de
I'ensemble du parc de production. Le tarif a éabkten partie selon le colt de développement
du nucléaire, dans un contexte de surcapacitérd’off base. Le tarif historique reflete donc la
surcapacité historique en base, pas le déficiehetu pointe. De leur c6té, les prix de marché ont
augmenté pour plusieurs raisons. Tout d’abordptesommation continue a croitre a un rythme
de 1 a 2% par an alors que l'offre est restée aatest Ainsi, les besoins supplémentaires
nécessaires en France ont été estimés a 1700MW 200 et a 2600MW d'ici 2013.
Deuxiemement, le prix des combustibles fossilearfwtn, gaz et pétrole) a fortement augmenté
depuis 2003. Ces hausses renchérissent le prix’étkctiicité produite a partir de ces

combustibles. Enfin, le colt des missions de serpilic s’est accru.

Si nous supposons, que la demande au tarif etnfemide au prix de marché, sont égales mais
que les consommateurs au tarif sont servis en preitomme une procédure de rationnement),
uniguement la capacité nucléaire résiduelle sefertefsur le marché spot. Les revenus nets
totaux avec 100% des consommateurs qui paientifeetel00% des consommateurs qui paient
le prix de marché est représenté dans la deuxi@ere de la Table 8. La troisieme colonne

montre le cas mixte ou une partie des consommaeatrau tarif et le reste au marché. Le cas
mixte est censé représenter la situation frangaiseelle ou I'on estime qu’environ 150TWh ne

sont plus fournis au tarif en France. Un tarif moge 30€/MWh a été pris en considération pour

refléter la diversité des tarifs. Quatre faits megepeuvent étre dégagés de ce tableau :
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Tableau 3.1.4 : Revenus annuels totaux, coltgxepr2003, 2004 et 2005 dans le cas
concurrentiel (tarif a 30 €/ MWh)

Millions d'€

Tarif
Marché
Nucléaire
Fil de I'eau + Cogen
CP
CCGT
Hydro res.
TAC
Fioul
Diesel
Imports
Effacements
Revenus nets totaux
Codt total
Tarif (€/MWh)
Prix moyen
(E/MWh)
Prix Pwnxt moyen
(E/MWh)

Nucléaire

2003
Tarif Marché
8,651 0
0 7,254
8,651 7,254
1,704 1,489
180 307
0 0
565 698
-13 7
-36 16
-0.66 0.18
36 172
-1.6 0.6
11,084 9,945
5,823
30
22.84
29.30

2004 2005
Mixte  Tarif Marché Mixte Tarif Marché Mixte
5,743 8,898 0 5,938 8,972 0 6,012
2,369 0 7,920 2,246 0 15,000 3,813
8,111 8,898 7,920 8,184 8,975,000 9,825
1,489 2,097 1,893,893 2,097 2,997 2,997
307 31 263.7 263.7 -194 444 444
0 0 0 0 -46.3 44.7 44.7
698 552 699 699 590.9 1,362 21,36
7 -9.79 3.87 3.87 -17.1 13.6 13.6
16 -15.7 1.4 1.4 -146 60.4 60.4
0.18 -0.17 0.02 0.02 -9.2 5.6 5.6
172 54.8 189 189 -584 389 389
0.6 0 0 0 -18.4 8.7 8.7
10,802 11,607 700,911,234 10,645 20,325 15,150
6,029 7,079
30 30
27.09 42.0
28.22 46.8

1) En 2004, les revenus nets issus des ventes suariehénspot dans le cas concurrentiel

sont inférieurs aux revenus issus de la vente @uréglementé. Si toute la production

existante est vendue au tarif, les revenus nasxat'élevent a 8.9 Milliards € contre 7.9

Milliards d’€ sur le marché. Si seule la capacésiduelle est vendue sur le marché, les

revenus nets s’élevent a 8.1 Milliards € donc torgoen dessous des ventes au tarif. A

partir de 2005, il existe un signal de profitakiliort pour I'outil nucléaire. Ainsi, les prix

de marché dépassent le tarif. Cela accroit mécamgnt les revenus du nucléaire qui —

dans le scénario d’une fourniture totale au prixmtarché — doublent alors que les colts

totaux augmentent de 20%. Comme en France, ileexist monopole de fait pour la

production nucléaire, la seule contrainte pesantisumonopole nucléaire en période de

marginalité du nucléaire est le colt marginal dedpction du moyen immédiatement

plus colteux. Si ce colt augmente, la capacité miomopole nucléaire a augmenter ses

prix augmente mécaniquement. Le second facteur dida structure du parc optimal :

plus les énergies fossiles sont colteuses, plpartadu nucléaire est importante dans le

mix optimal. Dans le cas d’'une fourniture de toes dlients au tarif, seuls le nucléaire et

I’hydraulique sont « rentables ».
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2) Pour 2005, les chiffres négatifs pour les autregans de production impliquent que ces
derniers ne peuvent pas récupérer I'ensemble ds kmlts variables. On voit donc
I'apparition de parts de production négatives. Diensas d'une fourniture de tous les
clients au tarif, si les imports sont achetés a e marché du pays exportateur et qu'ils

sont vendus au tarif, ils sont « déficitaires ».

3) Ce prix élevé signale une rareté des ressourcsese®®t un colt environnemental. La
forte hausse du prix concurrentiel s’explique pandphénomenes : la hausse du prix des
combustibles (gaz, pétrole, charbon,) et I'impact@0% comme défini infra.) des quotas
de CQ sur les moyens thermiques. Dans la mesure ou tBems thermiques sont
souvent marginaux dans notre modeéle (environ 3@@Ovenant des centrales thermiques
allemandes via les imports) cet effet n'est pasligégpble. Le maintien de prix
administrés inférieurs aux prix de marché détroinale signal, le renchérissement des
prix de I'électricité étant davantage di au renissément du prix du gaz, a l'intégration

des quotas de CO2, et a la baisse des margesetieerési’a du pouvoir de marché.

4) Si les fournisseurs sont soumis a des prix de végfementés trop bas, ils risquent de ne
pas couvrir le montant de leurs approvisionnementainsi de mettre en danger leur
profitabilité et leur participation au marché. Comta modéle nous l'indique, on constate
que le niveau actuel des tarifs ne permet pas ntiéecprofitable des moyens de semi
base et de pointe. En outre, investir dans le aureléprésente aujourd’hui des barriéres a

I'entrée suffisamment fortes, pour que seul 'opgwaen place soit en mesure de le faire.

Nous avons vu que le marché spot en France enuaegoal proche du signal optimal mais trop
fort en base et trop faible en pointe. Cependamei; &&s augmentations de la demande des rentes
de rareté apparaissent pour « signaler » le begour de nouveaux investissements. Ces
nouveaux investissements ne se feront pas parcles|pex passés étaient élevés mais parce que
les prix futurs et donc les revenus futurs antigipéront élevés. Ce sont les anticipations des prix
futurs qui déterminent les incitations a investang de nouveaux moyens de production. La
consommation en France continue a croitre a urmetinodéré alors que l'offre est restée
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constante. Sur le périmétre Benelux — France, fs@ommation augmente d’environ 2% par an
depuis 10 ans alors que la construction de nowvahéés de production n'a pas dépassé 1% sur
la méme période et que les centrales existantes \seiflissantes et seront éventuellement
fermées'®. De nouvelles centrales devraient étre nécessaines le futur si cette tendance se
prolonge (RTE, 2005). Nous avons vu que le compuete « malthusien » de court terme du
monopole semble limité. Cependant la concentraidréme de la production souleve certaines
interrogations fondamentales sur les incitatiomsvé#'stissement sur le long tertie Méme si le
signal prix envoyé par le marché est adéquat @easioptimal), il pourrait y avoir un probleme
en termes d’incitations si des barriéres a la caosbn de nouvelles centrales de base sont
présentes pour les nouveaux entrants. Comme nloas & voir dans la partie suivante avec des
prix du gaz et des prix du CO2 élevés, la menadediee n’'est pas crédible puisqu’elle est trés
limitée. La firme dominante pourrait donc avoir pelincitations a ajouter des unités
additionnelles si les revenus nets espérés dentaate additionnelle sont inférieurs aux revenus

nets de sa capacité totale quand l'investisseniest pas réalisé.

3.2 Simulations des prix futurs sur 2010-2020

Nous allons calculer les espérances de prix futtifes trajectoires d’investissement dans les
différentes technologies pour comprendre dans gqaasldes producteurs sont incités a augmenter
leur capacité installée et si ces augmentationggpondent avec les investissements requis pour
obtenir un mix optimal.. Les résultats qui suiveont basés sur les simulations des prix futurs et
des trajectoires d’investissement dans différecdsarii sur la concentration et la liberté d’entrée

sur le marché.

3.2.1 Avec une entrée libre

198 5elon I'AIE (Agence Internationale de I'Energi@f% des centrales de charbon ont plus de vingemriurope.
197 Comme le note Glachant (2005), en 2010-2020, giesidéinvestissements dans le nucléaire vont Quigk-
monopole verticalement intégré pourrait étre plus/ép que public, comment se comportera t-il facaira
investissement nucléaire potentiel de 100 Milli&rds
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Quand l'entrée est libre, les investissements séalisés si les revenus nets espérés sont
supérieurs aux codts fixes. Si un investissementeasable en espérance, il sera réalisé et il est

impossible de le retarder puisqu’un autre investispourrait le réaliser a son profit.

3.2.1.1 Prix futurs et investissement

Le graphique suivant illustre I'effet de I'entréardes prix sur la période 2013 — 2020. Les
investissements nucléaires additionnels font baissedurée de marginalité des moyens

thermiques et des valeurs de I'eau, et augmerdahire de marginalité du nucléaire.

Graphique 3.2.1 : (a) Prix concurrentiels et (botones de puissance
de 2013 a 2020 avec libre entrée
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En 2013, avec I'hypothése de croissance des prigaduet de la demande d’électricité, cinqg
réacteurs additionnels de 1,5GW entrent sur le InéarBans le cas concurrentiel avec libre
entrée nous supposons que les réacteurs peuveet sat le marché a partir de 2013 et ceci

explique donc l'arrivée brutale (les unités nuaiésisont déja rentables depuis 2010).

Table 3.2.1 : Revenus nets espérés/type en 20X3paque unité additionnelle

(Millions €) +1,5 +3 +4,5 +6 +7,5 +9 Colt
d'investissement
570.08 446.04 426.99 357.20 317.59 279.59 294.
0 479.17 418.62 350.15 312.22 274.50 274.88
Nucléaire 0 0  425.96 356.27 317.30 278.46 274. 88
(+1,5GwW) 0 0 0  335.37 297.01 259.12 274. 88
0 0 0 0 321.01 280.63 274. 88
0 0 0 0 0 284. 84 274.88
CP (800 MW) 128.66 93.14 86.29 62.68 50.16 44.63 389

CCGT (800 MW) 51.32 4051 3210 21.90 17.45 14.14 2.74

TAC (300 MW)  0.379 0.192  0.147 0.055 0.017 0 10.69

Le tableau ci-dessus montre les revenus nets pmgue unité nucléaire additionnelle et pour
chaque type de centrale existante en Millions W&e centrale nucléaire additionnelle percoit
des revenus nets de 570 Million €. 1l est impor@anoter que lorsqu’une centrale additionnelle
est ajoutée toutes les autres unités installéenvédurs revenus nets baisser. Ce processus est
répété jusqu’a ce que la derniere unité qui entrdesmarché génere des revenus nets suffisants
pour récupérer ses colts fixes. Si les colts Boas$ proches des 275 Millions €, 5 unités seront
construites, s'ils sont proches des 400 Milliorse@lement trof$®. L'incitation & investir dans le
nucléaire (forte profitabilité du nucléaire) esttémnent influencée par le prix du gaz naturel et
donc les codts variables des CCGT. Ceci est cohénest la méthodologie des courbes de
«screening> qui montrent une augmentation de la part duéaild dans le mix optimal.

Néanmoins, le marché concurrentiel signale un exagsbase qui permet de saturer les

108 | existe une forte incertitude sur les colts $ixBun nouvel EPR étant donné que les deux pragstypont pas

encore été achevés (en Finlande et en France).
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interconnexions et donc de maximiser les exports les pays frontaliers (Graphique D.4 en
annexe). Ceci est cohérent avec un mix optimairgiit des interconnexions (pour un prix des

marchés étrangers donné).

Table 3.2.2 : Revenus nets espérés pour chaguenudtéaire additionnelle avec libre entrée

(Million €) 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 (02
+1 317.59 309.02 299.37 295.34 330.37 321.228.59 346.38
+2 312.22 306.09 307.82 302.35 323.22 316.308.19 352.96
+3  317.30 309.35 303.89 308.14 328.48 318.3B2.96 346.38
+4 297.01 288.42 308.31 302.57 304.63 298.366.81 351.46
+5 321.01 310.62 286.94 307.22 327.79 319.871.66 327.15
Nucleaire +6 0 315.79 308.06 284.34 333.45 323.99 281.350.30
(+1500 MW) +7 0 0 313.02 313.00 322.70 313.62 312.07 286.
+8 0 0 0 301.14 320.21 311.13 316.49 344.78
+9 0 0 0 0 0 324.62 305.09 342.17
+10 0 0 0 0 0 0 301.60 355. 44
CP (800 MW) 50.16 53.56 58.64 60.49 73.93 7321 166. 88.44
CCGT (800 MW) 17.45 1587 1440 12.82 1507 12601.11 11.83
TAC (300 MW) 0.017  0.0002 0 0 0 0 0 0
Prix moyen €/MWh 36.68 3564 3563 3564 37.19 536. 35.86 39.00
Capacité cumulée (MW) 7,500 9,000 10,500 12,000 0Q2, 13,500 15,000 15,000

Avec une demande et des prix du gaz en augmentddgigrart relative du nucléaire augmente
rapidement dans le mix optimal et la part des C@@&Ainue™®. Quand les prix du gaz sont bas,
I'entrée du nucléaire est plus faible. Roques (2QD@stimé a partir d'un modéle d’options
réelles la valeur d’un investissement nucléaire mmentouverture des risques d’'un électricien
confronté a l'incertitude des prix du gaz et du G2onclut que valeur de couverture dépend de
facon critique du degré de corrélation entre legatians du prix de I'électricité, du gaz et du
carbone. Cette étude suggére donc I'existence lofais qui conduirait les investisseurs ne pas

109 Ce point est développé plus en détail dans Ro(DEs).
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valoriser autant que la société la diversité dedhrnelogies de production. Les centrales
nucléaires constituent des actifs risqués sur urchdaspot ou les prix de I'électricité seraient

fonction des colts d’équipements de productionaatiy

Graphique 3.2.2 : Capacité nucléaire en MW de 202020

avec libre entrée
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Ces simulations permettent de montrer que lesaitigits a investir sont en accord avec les
courbes de gcreening» et le mix optimal. Quand les prix du gaz soewés ils permettent de
saturer les interconnexions sortantes vers les pagsigers avec des prix plus élevés. La
premiere année, le marché concurrentiel signaléasoin de 7,5GW. Le marché donne des
incitations qui devraient permettre de minimisenlimaser les imports/exports depuis/vers des
pays plus chers, et de maximiser /minimiser lesomspexports depuis et vers des pays moins
chers (cela se produit essentiellement pendantdeses de pointe). Comme nous pouvons le
constater (tableau D.4 en annexe), le prix moyem [@&s 8760 heures est juste au dessus du codt
complet des centrales nucléaires. Le prix de magsh@uste au dessus du CMLT d’expansion du
nucléaire (qui est proche de 35 €/ MWh dans notudedt Comme les pays voisins n'ont pas

investi dans le nucléaire, pour que les consommatu France puissent bénéficier de ce moyen

10 pour que des investisseurs soient intéressée parcléaire sur un marché concurrentiel, il fauglrdls aient la
conviction gu’en espérance mathématique et surdenmggriode, celui-ci est moins colteux qu'un CCGEagit
d’une condition nécessaire dans la mesure ou drafpcomme plus risqué et présentant d’avantagewkrsibilité.
(Penz et Lescoeur, 1998)
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de production I'entrée doit étre plus importanteisnia synchronisation des prix francais et
allemands diminue considérablement. Le lien emseprix dans les deux pays peut diminuer si
la capacité nucléaire en France augmente forternantes capacités d’'interconnexions limitées

ne permettent pas '’homogénéisation des prix.

3.2.1.2 Parts de marché

Sur un marché trés concentré, la libre entrée garare les rentes de rareté et/ou de monopole
seront éliminées sur le long terme. Si I'on partadsituation actuelle en France avec une part de
marché de 85% pour la firme dominante EDF, si @stnpas cette derniere qui réalise les

investissements nucléaires sa part de marché dameduction passera de 85 a moins de 75%.

3.2.1.3 Paysage de défaillance

Avec l'entrée additionnelle, méme dans le scéndgotres faible demande, il n'y a pas de
défaillances. Le critére de défaillance de 3 hepersan n’est atteint pour aucune année dans ce
cas et les TAC existantes ne parviennent pas pééeuleurs codts fixes. Ceci signifie que la
part relative des unités au gaz est trop élevéei @mvrait inciter certaines unités a sortir du
marché (ou ne pas étre renouvelées) afin de rétablcritere proche de 3 heures de défaillance

par an.

3.2.2 Barrieres a I'entrée: le cas sans investissent

Nous avons simulé les espérances de prix futurs tamras ou des barrieres a I'entrée sont
présentes pour tous les investissements. Sans ipalezanarché et sans taxes/subventions, le
scénario sans investissement entre 2010 et 2028usst le scénario avec profit maximal —

surplus du consommateur minimal. Comme nous allrsir ce scénario est peu crédible, étant
donné les profits énormes attribués par le manetags il va nous servir comme référence de la
profitabilité quand la firme dominante pratiqueldaétention d’investissements pour augmenter

la profitabilité de ses centrales existantes.

178



3.2.2.1 Prix futurs

Le Graphique en annexe (graphique D.2) montredpérances de prix horaires et les monotones
de puissance (incluant les exports) de 2010 a @20 les 8760 heures et pour les 100 plus
hautes heures sans investissements, avec des prgazl et une demande d’électricité en
croissance. Le potentiel de profits sans investissg est si important qu’il devrait assurer des
investissements, a moins qu'il N’y ait des barségei empéchent toute entrée. Comme nous le
verrons plus tard, en 2020 I'espérance de défa#lariteint une durée de 41.6 helired e coit
complet des CCGT représente une limite supérieorg fes prix jusqu’en 2013 puis il est
rapidement dépassé avec l'arrivée des effacemenmtssedéfaillancés® Sans investissements,
avec des augmentations de la demande les défadiasmnt inévitables. Avec les augmentations
de la demande et des prix du gaz, le prix de fé@EE est déterminé plus souvent par des unités
avec des codts variables plus élevés. Le prixieueaugmente et le solde des échanges diminue.
L’énergie totale produite par chaque type de centeatre 2010 et 2020 est montrée dans le

tableau en annexe (tableau D.1).

Graphique 3.2.3 : (a) Prix moyen pour chaque sa@dardemande sans investissements et (b)

comparaison dans le scénario médian du co(t comiptlt prix moyen
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11 En termes de défaillances les scénarios moyeréeiam différent.
12 Cette arrivée est retardée par I'entrée en 201E@R, et la diminution de la demande d’électéaiausée par
I'arrét ’EURODIF.

179



Le tableau ci-dessous montre les revenus netsipmitnité représentative de capacité installée
pour chaque type de centrale, les revenus nets lpocapacité nucléaire installée et le prix

moyen (base) dans le scénario médian de 2010 a 2020

Tableau 3.2.3 : Revenus nets pour une unité igstakk 2010 a 2020 dans le scénario médian

sans investissements

(Millions d'€) 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 012 2018 2019 2020

(1'\,"‘:8?:‘)'{,‘\*,) 422.44 467.85 467.79 538.35 598.95 674.04 722.881.081 886.43 1,068.70 1,213.55
(Sgg,%v) 36.99 40.79 4402 59.31 6292 69.12 70.26 9516 .1602 169.51  215.43
(SOSEAW) 62.24 85.60 101.33 141.64 172.32 212.67 237.49 8983322.87 420.89  499.04
(SOTOAﬁW) 0.307 0553 0518 0531 0.997 167 273 7.94 9492263  47.39

Revenus nets totaux

dunucléaire 16,438 18,218 18,746 21,741 24,169 27,217 29,1806032 35617 42,317 47,859
(Million €)

Pg‘M”\‘,%e” 4712 5117 51.02 57.88 63.01 69.75 7409 81.69 3388. 103.30  115.42

Les augmentations de la demande font disparaitcapacité nucléaire excédentaire. Avec nos
hypothéses, en 2010, la capacité installée esherde mix optimdf-> Les courbes de screening
en annexe (graphique D.4) illustrent bien I'effelscaugmentations du prix du gaz sur le mix
optimal, par un déplacement vers la gauche du ptemtrée des centrales au H4zLes revenus
nets d’une unité de 800MW CCGT s’élevent a 37 Mhil € et donc sont toujours en dessous des
colts annuels en capital (42 Millions €). A ce polies unités nucléaires font des profits mais les
autres unités n’arrivent pas a récupérer leursschies et enregistrent donc des pertes. Cela
signifie que la capacité nucléaire est inférieursoa niveau optimal et que la somme de la
capacité des autres moyens de production (CP, C&Gde TAC) est supérieure. Si aucun
investissement nucléaire n'est réalisé, les augatiens de la demande conduisent

nécessairement les autres unités au seuil de r@BtaBelon nos hypotheses cela se produit en

13 En 2005 la capacité nucléaire était déja infégearla capacité optimale, mais en raison de prixgan
“exceptionnels” pour 2005.

114 Ce n'est pas une coincidence. Les investissemetéaires réalisés durant les années 80 et %nétaasés sur
des scénarios (peut étre exagérément optimisteg)rdedes combustibles fossiles et de la croissaeda demande
d'électricité.
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2013 simultanément pour les CCGT et les CP. Clesside laps de temps minimum requis pour
réaliser un investissement nucléaire, le délai destruction étant de six ans. Une CCGT
additionnelle gagne 47 Millions d'€ sur le marchapts(les colts fixes annuels sont de 42
Millions €) et une unité au charbon additionnelegge 104 Million € (les colts fixes annuels
sont de 100 Million €). Cependant, au seuil dealifité des centrales au gaz et au charbon
plusieurs unités nucléaires sont profitables. Caedire qu’il manque déja de la capacité
nucléaire par rapport au mix optimal, comme nousvpas le voir sur les courbes dereening

en annexe (graphique D.4). En 2013, en espérae8, theures de défaillance ne sont pas encore
atteintes et donc les TAC ne sont pas encore riestab

3.2.2.2 Paysage de défaillance
Les défaillances apparaissent a partir de 2014 tassénario a faible demande. Selon nos
hypotheses, le critere des trois heures est dépas2616, en espérance, il y a déja 4 heures de

défaillance et 32 heures d’effacements.

Graphique 3.2.4 : Espérance de la durée d’effaceetate défaillance en heures (gauche) et

dans les trois scénarios (droite) (haut : Prob 158 : Prob = 5% et moyen : Prob = 50%)
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Dans le modéle, nous avons supposé que lorsquapéité disponible est épuisée (en incluant
les effacements possibles) et que les défaillanpparaissent, le prix est directement établi au
niveau de la VoLL. Les revenus des moyens de paeiote dépendre du scénario de demande.
Les deux scénarios extrémes avec une probabilit8ad@ermettent de mettre en évidence les
écarts de profitabilité pour les moyens de poimefanction des variations de la demande
(graphique 3.2.5). Cet exemple met en évidenceoint pnportant : si les critéres de défaillance
(la valeur et la durée de défaillance) ont étélistabrrectement il N’y a pas de raison valable de
supposer qu'un marché concurrentiel conduise aous gvestissement en moyens de pointe.
Quand le critéere de défaillance (critere de fiadjliest atteint, en espérance, toutes les unités
incluant les TAC ont des revenus nets supériedesid codts fixes. A ce point, le marché est
extrémement sensible (a) aux variations de la ddmast (b).a I'exercice de pouvoir de

marché®®,

Graphique 3.2.5 : Revenus nets pour la capaciéetde pointe dans les deux scénarios de
demande extrémes (scénario haut a gauche et bbageg d
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(a) Comme nous pouvons le voir sur le graphiqueasitj la durée de défaillance va dépendre de

maniére considérable de la demande et donc de€tatapes. Un hiver rigoureux peut étre suivi

15 Comme l'explique RTE, lorsque le critére de 3 lsupar an est respecté, la répétition d’'alertes fadne
apparaitre un sentiment de fragilité du systemeEjR
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de plusieurs hivers doux. Méme si en espéranazitéze de 3 heures/an (1 jour tous les dix ans)
doit étre respecté, une année de demande forte 8@vieeures de défaillance) peut étre suivie de
9 années de demande faible (sans aucune défa)llabes revenus nets des moyens de
production de pointe qui ne recoivent de revenus durant ces heures de défaillance (TAC)
vont donc étre assez variables, ce qui rend cestisgements risqués.

(b) Mis a part le risque qui est porté par les @tigseurs, dans cette situation, une firme
dominante pourrait avoir de fortes incitations iefale la rétention de capacité pour augmenter
les prix mais cela augmenterait I'entrée en I'absete barrieres et donc une part de marché et
des revenus futurs inférieurs. Dans le modéle, cenhm’existe pas de prix intermédiaire entre
la valeur de l'effacement et la valeur de la dé&faie la rétention de capacité augmente le
nombre d’heures de VoLL. S'il est impossible poes investisseurs de faire la différence entre
la “rareté réelle” et “la rareté artificielle” laétention de capacité crée des incitations
supplémentaires a I'entrée. Pour la firme domindeseprofits supplémentaires de la rétention
peuvent étre trés importants mais ils ne devraet que temporaires. En 2016 avec une TAC
supplémentaire la durée espérée de la défaillagcelee 2.6 heures, soit juste en dessous du
niveau optimal de fiabilité. Si la firme dominam&tient 2 centrales au fioul, elle augmente la
durée de défaillance a 6 heures.

Tableau 3.2.4 : Durée de défaillance (en espérqme)deux années consécutives avec et sans
rétention de capacité et revenus nets dans le rsoéleaforte demande

2016 Durée espérée Revenus nets toyaux
de défaillance p=0.05
oMW 4 47,576
+1*300MW TAC 2.6 42,258
+2*300MW TAC 1.6 38,467
- 2*250 MW Fioul 6 54,795
- 2 * 250 MW Fioul+300MW TAC 4.8 50,201
- 2 *250 MW Fioul+2*300MW TAC 3.6 45,741
2017
oMW 8.2 63,481
+1*300 MW TAC 6.2 42,034
+3*300 MW TAC 3.2 48,716
- 2 * 250MW Fioul + 5 * 300MW TAC 3.2 48,066

Si les investisseurs ne sont pas capables deglistirentre la rareté réelle et la rétention de

capacité, ils devraient investir suffisamment pgarder le niveau de fiabilité proche des 3
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heures de défaillance en espérance. Si une réietiticcapacité est exercée, les prix devraient
inciter une entrée plus importante que celle quirale avoir lieu dans le cas contraire. Dans
notre cas, 5 nouvelles TAC devraient entrer sundché I'année suivante au lieu de trois. Si
aucun investissement n’est réalisé sur la périodsidérée, la capacité de production disponible
devient inférieure a la demande pour 41.6 heureslest effacements de puissance sont
nécessaires pendant 109 heures! Bien sOr, a cawnles profits pour chaque type d'unité de
production y compris les TAC sont énormes (40h*DEIMWh=560,000€/MW). Une centrale

nucléaire de 1,4GW percoit des revenus nets anmigels230 Millions d’€. A ce point, dans

notre modele les CCGT recoivent des revenus netsomil quatre fois supérieurs a leurs colts
fixes. La différence entre les revenus nets etctdds fixes pour chaque moyen de production

nous donne une indication du colt nécessaire agHissement des barriéres a I'entrée.

3.2.3 Barrieres a I'entrée en base et firme domimae

3.2.3.1 Prix futurs et investissement

On a vu a quel point le prix dépend de la capad@é installations de base. Comme la
consommation augmente, il est utile d’étudier lappnsion a investir en nouvelles capacités de
base. Un producteur investira si cela augmentbé&esfices (les bénéfices percus pour le nouvel
investissement mais aussi pour la totalité de padit® installée). Nous sommes donc conduits a
étudier comment les bénéfices varient en fonctienlal capacité de base. Nous supposons
d’abord qu’une firme dominante possede la totaliééla capacité installée de base mais aussi
gu’elle est la seule pouvoir investir dans les tetbgies de base. Cette hypothése n’est pas
irréaliste dans la mesure ou la firme dominantesg@ds déja des sites disponibles qui peuvent
accueillir les nouveaux investissements nucléairesgraphique ci-dessous montre (a) le total
des revenus nets de la firme dominante en fondiiola capacité nucléaire investie (par tranches
de 1,5GW) et (b) la perte de revenus induite pagolastruction d’'une unité additionnelle. I
semble plus intéressant pour la firme dominanteedpas investir du tout. Les revenus nets pour

la capacité nucléaire totale installée (qui appatta la firme dominante) sont supérieurs avec
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I'entrée de 800MW au charbon d’un nouvel entranfaegc un investissement propre de 1,5GW

nucléaire.

Graphique 3.2.6 : (a) Revenus nets totaux en M#lid’€ de la firme dominante avec une unité

additionnelle (par tranches de 1,5GW) et (b) ldgode revenus avec une unité additionnelle.
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Avec nos hypothéses sur les prix des combustilildsl €02 (20 €/ MWh), la firme dominante

n'a pas d'incitations a investir méme si la rétemtid'investissements permet I'entrée de
nouveaux concurrents et lui fait perdre des pagtsnarché sur le plus long terme. Si aucun
investissement nucléaire n’est réalisé, les autezhnologies deviennent éventuellement
rentables. Dans notre cas, ce sont des unitésabarhqui entrent sur le marché (la derniére
unité recoit 108 Millions soit au niveau des coditsn CP et les revenus de la firme dominante
sont de 20 Milliards d’'€). Ceci est vrai dans lasome ou trois CP sont rentables. Si une
quatriéme entre sur le marché il serait plus pabfé d’'investir dans une centrale nucléaire et

laisser seulement deux CP entrer.
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Tableau 3.2.5 : Revenus nets en 2013 avec des @uithtionnelles.

+3GW +1,5GW +1,5GW
o Sans +3,2GW  +2,4GW nucléaire nucléaire nucléaire
(Millions €) ] )
investissement charbon charbon + 800 MW + 1,6GW + 2,4GW
charbon Charbon Charbon
Revenus nets
141.65 96.28 108.46 84.15 103. 57 84.57
0,8GW CP
Revenus nets
21,741 19,564 20,064 18,271 19,860 18,556

1,5GW Nucléaire

Si la firme dominante ne se soucie pas de sa pamaiché et de ses profits futurs, elle investit

donc le minimum nécessaire pour maximiser les groft sa capacité installée. Si ce scénario est
prolongé jusqu’en 2020, une quantité considérahbleiteés au charbon CP arrivent sur le marché

et la part de marché de la firme dominante pas$b#ea 75% (si ce n'est pas cette derniere qui
investit dans les CP). Le prix moyen demeure aeanivdu colt complet des unités au charbon
(=61 €/ MWh for 7000 h).

Graphique 3.2.7 : (a) Prix concurrentiels et (botones de puissance

de 2013 a 2020 avec barriéres a I'entrée pourdiaiie
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Avec l'entrée des unités au charbon sur la péripd&0-2020, la durée de marginalité du
nucléaire diminue et la durée de marginalité des aBmente. S’il n'est pas possible de
construire des CP, ce sont des CCGT qui entreresuarché (s'il existe des barriéres politiques

ou réglementaires pour la construction de nousemtrales au charbdf.

Graphique 3.2.8 : Investissements d’unités au cm@P en MW de 2010 a 2020 avec entrée
libre, et avec des barrieres a I'entrée pour ldaaie
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Pour la firme dominante, les incitations sont lé&smas que pour les unités au charbon mais sont
encore plus faibles. La menace d’entrée n'est ge peu crédible. Il est plus profitable de

laisser les CCGT entrer sur le marché que de adrestles unités additionnelles pour empécher

18 par exemple si le prix du CO2 est établi & unanivees élevé
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I'entrée (Si les CCGT n’étaient pas rentables €820 n’y aurait aucune incitation a investir et
les profits de la firme dominante seraient maximawRette rétention des investissements
nucléaires représente une perte de surplus poucdasommateurs et crée une distorsion

importante du mix par rapport a 'optimum.

Table 3.2.6 : Revenus nets totaux pour le nucléaiee des unités additionnelles

+1,5GW +1,5GW nucléaire
OMW + 0,8GW CCGT

Million € Nucléaire + 0,8GW CCGT
Revenus nets nucléaire (2013) 21,741 21,399 20,772 20,483
Revenus nets nucléaire (2015) 27,216 26,512 25,658 25,206

Les revenus nets de la firme dominante sont magsrgsiand les investissements en nucléaire ne
sont pas réalisés. Comme nous pouvons le voiresgrdphique ci-dessus, le prix moyen des
5000 heures les plus élevées reste au niveau dwceooiplet des unités au gaz. Dans ce cas, le
surplus des consommateurs est la plus faible (glemdnités sont offertes au colt marginal
méme si comme nous allons le voir par la suiteechttpothése est peu crédible avec des
barrieres a I'entrée en base).

Graphique 3.2.9 : (a) Prix concurrentiels et (b)otones de puissance

de 2013 a 2020 avec barrieres a I'entrée pourd&aire et pour les CP
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Avec I'entrée des CCGT, la durée de marginalitc@EST augmente considérablement tandis

que la durée de marginalité du nucléaire et dedi@ihue.

Graphique 3.2.10 : (1) Investissements CCGT en MVZQILO a 2020 avec libre entrée, et avec

des barrieres a I'entrée et un marché concentréofBparaison entre le colt complet des CCGT

en €/ MWh et le prix moyen (€/MWh) pour 5000h avecrigres a I'entrée.
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L’effet du pouvoir de marché sur 'investissemeluisire la situation ou un investisseur (la firme

dominante) a un droit exclusif & investir jusquhtiolizon 2010-2020 dans le nucléaire et dans les
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CP. Ceci bien sir est un cas extréme puisqu’iltexisn grand nombre de participants qui
considérent la décision d'investir au méme mom@spendant, une telle situation avec des
droits d’'investissement exclusifs peut se prodside nombre de permis de construire est limité
ou si les sites disponibles appartiennent tous amémne entreprise. Ce résultat illustre
'importance d’avoir des barrieres a I'entrée faglpour les nouveaux entrants pour éviter que
les participants avec des parts de marché impeganinvestissent pas pour faire augmenter les
prix. Comme nous allons le voir par la suite, plascapacité initiale est importante, plus la
propension a investir est faible. Le producteur ithamt a matiére a redouter l'arrivée d’un
nouveau venu ou l'investissement réalisé par udymteur avec une faible part de marché car
celui-ci y gagnerait beaucoup alors que lui y patdiie rapport d’enquéte de I'Inspection
générale des Finances et du Conseil Général dessMz004) arrive a des conclusions assez
similaires. Comme le souligne ce rapport la firmemthante a grandement intérét a ne pas
investir, mais si les nouveaux entrants ont acads @ouveaux sites et peuvent investir, la firme
dominante a plus d’incitations a vendre une patéeson propre potentiel de production pour

éviter la construction de nouvelles unités.

3.2.3.2 Parts de marché

Les barrieres a I'entrée maintiennent les rentesadeté du nucléaire. Considérant la situation
actuelle en France avec une part de marché de &a¥ola firme dominante EDF, si cette
derniére ne réalise pas les investissements theesiglors sa part de marché dans la production
diminue de 85 a moins de 75% (entrée des CP) et(8af¢e des CCGT).

3.2.3.3 Paysage de défaillance

Avec I'entrée additionnelle des CP ou des CCGT, méans le scénario de faible demande il
n'y a pas de défaillances. Le critere de défaikkate 3 heures par an n’est jamais atteint. Dans ce
cas les TAC existantes ne parviennent pas a réauleénrs colts fixes. Cela signifie que la part
relative des unités au gaz est trop élevée et dévcier certaines unités a sortir du marchédou

ne pas étre renouvelées) afin de rétablir le eritier 3 heures de défaillance par an.

3.2.3.4 Comportements stratégiques
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Nous avons supposé que la firme dominante offreisiéés au colt marginal, et donc qu’elle ne

possede aucune influence sur les prix. Cepend#ptlogothése n’est pas tres réaliste quand des
barrieres a I'entrée sont présentes en base. i fitominante peut augmenter ses profits de
court ou de long terme en offrant ses unités astemais aussi comme nous allons le voir en

dessous de leur colt marginal.

a) Les offres stratégiques

Nous avons supposé que la firme dominante offraisiés au colt marginal, et donc qu’elle ne
posséde aucune influence sur les prix. Si la fidmminante offre ses unités nucléaires plus cher
(au-dela du codt marginal), elle peut bénéficiemé’ rente de monopole pendant les heures de
marginalité nucléaire. Si par exemple une parte w@tés nucléaires de la firme dominante est
offerte & 1€ de moins que la prochaine technoldgres I'ordre de mérite (unités au charbon) elle
profite de I'écart entre les colts variables dasxdechnologies sans interférer avec l'ordre de

mérite et donc sans inefficiences allocatives.

Graphique 3.2.11 : (a) Prix avedielding » stratégique des unités nucléaires
Sur 2013 a 2020
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Il peut donc étre profitable d’'investir dans de velles unités si I'entrée n‘augmente pas la
marginalité du nucléaire et peut permettre de émitarrivée de nouveaux entrants en semi —

base.

Graphique 3.2.12 : Revenus nets/unité additionmpelie la firme dominante avec bidding
compétitif et stratégique
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Le graphique ci-dessus montre I'impact des addstide capacité sur la profitabilité des unités
nucléaires quand les unités sont offertes de margéncurrentielle et stratégique. La firme
dominante ne subit pas les baisses de revenusogucausées par I'entrée de nouvelles unités
sur le marché. La firme dominante peut donc invegtiur maintenir sa part de marché intacte,
tout en gardant sa profitabilité initiale. Il exdstin arbitrage entre rentes de rareté et rentes de
monopole qui permet de limiter I'entrée. Bien edignquand les deux sont présentes, les profits
sont maximaux. Cet exemple montre clairement quka siapacité nucléaire était fortement
augmentée, la disparition des rentes de raretérgbwentrainer I'apparition de rentes de
monopole. Il serait alors nécessaire de faire fonoer la concurrence pour rapprocher les prix

des colts marginaux.
b) Les offres « limite »

Il peut étre profitable pour la firme en place uhaiter les prix sur le marché spot afin de limiter
I'entrée et de bénéficier de prix supérieurs end’'part de marché plus importante sur le long
terme. Le pouvoir de contraindre les nouveaux atdraa dépendre essentiellement de la

capacité de la firme dominante a se contraindereBme. Par exemple, si les TAC et/ou les
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unités au fioul (qui ont des codts variables tlesés) sont offertes 1€ de plus que la centrale la
moins efficiente (interne ou importations) dansdie de mérite, les revenus nets des unités de

semi base baissent de maniére significative.

Graphique 3.2.13 : Co(ts et profits d'une stratégigrix limite (2013)
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Bien s0r, la décision de la firme dominante detimles prix va dépendre moins des pertes sur
les unités offertes en dessous de leurs coltshlesigue des profits « perdus » pour les unités de
base. Le graphique ci-dessous illustre ce fait@nparant les pertes pour les moyens de pointe
(offerts en dessous de leurs colts variables) @t les unités de base. Comme le coilt potentiel
de cette stratégie est considérable, pour que laceesoit crédible, les nouveaux entrants
doivent étre convaincus que la firme dominante gagins a limiter les prix qu'a les laisser
entrer et donc qu'elle peut renouveler cette gjiatéa chaque fois que les nouveaux
investissements pourraient étre rentables. Poutagfiene installée décide de limiter les prix, il
est nécessaire que son gain soit supérieur a desqrdit si I'entrée avait lieu. Cependant, pour
gue la firme dominante puisse limiter les prixfailit aussi qu’elle soit en mesure de le fairedil n
suffit pas que cela lui soit profitable). Si audomestissement n’est réalis€, inexorablement, des
défaillances surviennent avec une demande croess8nia valeur de la défaillance est établie
par le régulateur a un niveau assez élevé la fidoeninante doit s’assurer que les
investissements nécessaires seront réalisés pater €es situations de défaillance (ou en
réactivant des unités de production en réserven Bilr étant donnée la rentabilité plus faible de
ces investissements, la firme dominante peut ahdisilaisser ses concurrents réaliser ces
investissements de pointe mais au risque de peedmpacité de déterminer les prix. Dans ce

dernier cas, cette stratégie permet plus de retadele limiter les investissements que de les
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bloquer complétement. Le graphique suivant (gramhigj2.14) montre les revenus nets de la
firme dominante avec et sans engagement d’investisst.

Graphique 3.2.14 : Revenus nets pour la firme dant;mavedidding compétitif et
bidding stratégique des unités nucléaires (Millions d'€)
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Comme nous l'avons remarqué précédemment I'effdteddérée de nouvelles unités nucléaires
peut étre rentable si les unités sont offerteségiguement et permet de limiter I'entrée (méme
impact qu'un prix limite). Si une stratégie de liation de I'entrée a travers les prix ou les
guantités est appliquée, une firme dominante pentpenser une partie de ses pertes par les
rentes de monopole. La combinaison d’'une stratédgigidding limite des unités de pointe (ou
une entrée minimale en base) ethigding stratégique des unités de base garantit a la firme
dominante de maximiser ses profits de court etotg terme en minimisant I'entrée sur le

marché. Le tableau ci-dessous résume les revetsigiunenonopole

Tableau 3.2.7 : Revenus nets totaux du nucléaire lpdirme dominante

Entrée  Bidding  Bidding  Bidding | S99ng
2013 CCGT stratégique  compétitif « limite » siading
stratégique

Prix moyen (€/MWh) 56,93 61.9 57.8 56.2 60.4
Revenus nets 21399 22933 20938 20168 22162

Nucléaire (Millions €)

1) Quand l'entrée des CCGT se réalise et la firmmidante ne cherche pas a limiter leurs

revenus (elle offre sa production de maniére caratielle).
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2) Quand la firme dominante offre ses unités de samtégiquement (au colt variable des unités
thermiques). C’est aussi le scénario qui permetdgsnus nets les plus élevés pour la firme
dominante.

3) Quand la firme dominante offre ses unités a it marginal, les rentes de rareté sont
présentes pour le nucléaire mais la rente de méa@sb nulle.

4) Quand la firme dominante limite les prix de geien offrant sa capacité de pointe (TAC et
Fioul) a pertes. C’est le scénario qui rapporte regenus nets les plus faibles a la firme
dominante mais qui permet d’augmenter les profitsrs. Comme nous pouvons le constater les
revenus nets d'une stratégie de prix limite somériaurs a ceux escomptés dans le cas ou

I'entrée a lieu mais le rapport s’'inverse trés aitefur et a mesure que la rareté augmente.

5) Quand la firme dominante limite les prix de fieiet exerce du pouvoir de marché en offrant

sa capacité de base stratégiqguement.

Graphique 3.2.15 : Stratégie d'offre optimale sucdurt et le long terme pour la firme
dominante avec barriéres a I'entrée en base en @¥3Vh)
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3.2.4 Le pentopole

3.2.4.1 Prix futurs et investissement

Si la capacité nucléaire est divisée en cing, etgob firme est capable d’investir dans le
nucléaire, quand les unités sont offertes de maméncurrentielle, la somme des revenus nets
d’'un investissement additionnel et des revenus aetm capacité installée de chaque firme est
supérieure aux revenus nets sans l'investisserbenibleau ci dessous montre les revenus nets
pour chaque firme du pentopole sans investisseraeqtuand la firme 5 investit dans une et deux
unités de 1,5GW.

Tableau 3.2.6 : Revenus nets/firme pour une unitBaire additionnelle
en 2013 en pentopole

Million € Firmel Firme2 Firme3 Firme4 Firme 5 riPmoyen
oMW 4,572 4,198 4,336 4,491 4,142 57.67
+1,5GW nucléaire 4,244 3,899 4,021 4,184 4,421 ®4.2
+3GW nucléaire 3,757 3,462 3,535 3,720 4,333 49.10

Si la firme 5 investit dans une unité additionnéde@gmentation des revenues nets de cette unité
additionnelle sont supérieurs aux revenues netdadeapacité installée totale sans l'unité
additionnelle (toutes les autres unités voientdaevenus nets baisser). Ceci est vrai dans une
certaine mesure. Apres la premiére unité, si ladi5 investit dans une seconde unité, cette
derniere fait baisser les revenus nets pour tdesermes (y compris celle qui investit). Dans ce
cas, la menace de I'entrée par les unités au chatbaent plus pertinente (tableau 3.2.6). Avec
une firme dominante, quand deux unités nucléaioe$ sonstruites, il n'y a plus d’incitations
pour les unités au charbon a entrer sur le mardig les revenus nets pour la firme dominante
sont plus faibles (qu’avec une unité nucléaireeixdunités au charbon). Si la capacité nucléaire
de la firme dominante est divisée en cing partgzdes, il est plus profitable pour une des firmes

du pentopole d’'investir dans une centrale nucléadditionnelle et bloquer I'entrée.
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Table 3.2.7 : Revenus nets/firme pour une unitééaire additionnelle

en 2013 en pentopole avec menace d’entrée

Millions €
oMW

+1,5GW nucléaire

+1,6GW CP

+3GW nucléaire
Energie totale (TWh) 94.90

Firme 1l Firme2 Firme3 Firme4 Firme $rix moyen

57.67
52.31
49.10

suivant montre les prix avec un pentopole sur 22020 :

Dans ce cas, I'effort minimal d’investissementfestrni en base afin de rendre I'entrée en semi-
base non profitable. Ceci est vrai dans une certaiesure. Si apres I'entrée de la premiére unité
nucléaire seulement une unité au charbon est abtditméme dans le cas du pentopole il est
mieux de ne pas construire une centrale nucléalditiannelle afin de bénéficier de prix
supérieurs (I'entrée d’'une nouvelle centrale deMd@0au charbon est toujours plus rentable
gu’une unité nucléaire de 1,500MW). Néanmoins, quarbase est moins concentrée le prix ne
prévaut plus sur la quantité. Quand la capacitdéaire est divisée en cing 5, les incitations

investir sont plus importantes pour les firmes gpssedent la plus faible capacité. Le graphique

Graphique 3.2.16: (a) Prix concurrentiels et (bphotones de puissance

de 2013 a 2020 avec un pentopole
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La durée de marginalité du nucléaire augmente @tilée de marginalité du thermique diminue,
cependant, dans une moindre mesure que dans &veadibre entrée. Le graphique ci-dessous
compare la capacité nucléaire et thermique instgjiéand I'entrée est libre, avec un monopole et

avec un pentopole.

Graphique 3.2.17 : Unités additionnelles (a) nudseet (b) charbon en MW de 2010 a 2020
avec libre entrée, barriéres a I'entrée avec fidominante et pentopole.
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Le tableau ci-dessous décrit le cas ou la capacitéaire est divisée en parts plus ou moins

égales entre deux puis trois firmes. Dans le cadutiyole nucléaire, quand la firme 2 investit
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(avec la plus faible capacité et donc la plus fdaneitation a investir) dans une unité
supplémentaire, les deux firmes voient leurs researais totaux baisser. Dans le cas du triopole
nucléaire, quand la firme 2 investit dans une usitgplémentaire, seules les deux autres unités
voient leurs profits baisser.

Tableau 3.2.8 : Production et revenus nets d’uipdigcet d’un triopole

(Millions €) Duopole Triopole

Revenus nets totaux
(+OMW) 10549 11536 7495 7048 7543
Production
(TWh)
Revenus nets totaux
(+1,5GW nucléaire)
Production
(TWh)

218,2 229,5 155,7 141,7 150,2
10368 10745 6956 7128 7030

230,9 227,3 155,7 141,7 150,2

Cet exemple met clairement en évidence le lieneelatrcapacité installée d’'une firme et les
incitations a investir. Plus la capacité initialst @nmportante, plus la propension a investir
diminue. Dans notre exemple, un monopole et un aleop'ont aucune incitation a investir. Le

graphigue suivant montre les gains/pertes que peoan investissement supplémentaire de

1,5GW nucléaire pour le monopole/oligopole.

Tableau 3.2.18 : Structure du parc de productigratension a investir
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Bien entendu, la déconcentration du parc nuclégest bénéfique pour les consommateurs que
si les producteurs ne peuvent pas entrer en coflusiplicite ou explicite entre eux. Dans ce cas
la concurrence sur les quantités investies ne pouse

3.2.4.2 Comportements tédding stratégique

Nous avons supposé que le pentopole nucléaireito$iea unités de maniere concurrentielle.
Cependant, comme nous l'avons vu dans le casfitenka dominante, le manque de concurrence
en base lui permet de bénéficier d’'une rente deopale en offrant stratégiquement ses unités de
production. Si I'on se place en 2020, le mix optic@mprend une capacité disponible de 75GW
et donc chaque firme du pentopole dispose d’'unadit@pdisponible de 15GW. En période de
marginalité du nucléaire quand la consommation faktie (inférieure a la capacité fil de
I'eau+nucléaire soit environ 50 % du temps), la dede adressée au nucléaire varie entre 45GW
et 75GW, elle serait en moyenne de 60GW. En moyeameériode de marginalité du nucléaire
personne ne pourrait demander de prix supériewmsu® de ses concurrents. Les concurrents
pourraient offrir 60GW (4*15GW), ce qui leur perrnait de satisfaire la demande totalement et
aucune firme ne serait « pivot» (au sens ou saibatibn serait nécessaire pour satisfaire une
partie de la demande quand les capacités des centusont utilisées au maximurf) La
division de la capacité nucléaire en cinq permetde disparaitre presque totalement la rente de
rareté comme nous l'avons vu (cf. infra) mais alesssénte de monopole dans sa totalité (Spector
montre que la séparation de EDF en trois ne fafaiaitre que la moitié de la rente de monopole

et une séparation en quatre les deux tiers)

3.2.4.3 Parts de marché

17 Spector (2006), propose de « couper EDF en trdians son exemple, chaque opérateur saurait cgraers'il
était plus cher que ses deux concurrents, il pa@uwemdre au moins une puissance de 11 GW, soidée sa
capacité de 24 GW. En conséquence, chacun desopéisteurs nucléaires serait en mesure d’obtenjprafit
équivalent & 46 % de celui qu’obtiendrait un modepuicléaire disposant d’une capacité de 24 GWesnathdant
un prix égal au prix du monopole nucléaire. Le pptoftal du triopole nucléaire serait donc équivdla au moins 46
% du profit d'un monopole nucléaire ; et « coup&FEen trois » ne ferait disparaitre que la moigéla rente de
monopole. Avec le méme raisonnement, Spector (28@Bikre qu'il faudrait partager la capacité nuciéai égalité
entre quatre opérateurs pour faire disparaitrddes tiers de la rente de monopole.

200



Nous partons d’'une situation initiale avec desged marché de 15GW / firme du pentopole.
Entre 2010 et 2020, les investissements qui arrisenle marché sont réalisés a « tour de role »
par les cing firmes. En effet, a partir de partaxdeché égales, la firme qui dispose de la plus
faible capacité a aussi la plus forte incitatian\éestir dans une unité nucléaire additionnelle. Ce

processus permet de maintenir des parts de magetheséentre les concurrents (15%).

3.2.4.4 Paysage de défaillance

Avec I'entrée additionnelle des unités nucléaineéme dans le scénario de faible demande il n'y
a pas de défaillances. Le critere de défaillancg deures par an n’est jamais atteint dans ce cas.
Les TAC existantes ne parviennent pas a récupéues kcolts fixes. Cela signifie que comme

dans les autres cas d’entrée en base ou en semilbgsart relative des unités au gaz est trop
élevée et devrait inciter certaines unités a sddimarché (ou ne pas étre renouvelées) afin de

rétablir le critére de 3 heures de défaillancegpar

Afin de résumer les trois cas décrits précédemnmmtparerons I'évolution de la capacité

installée nucléaire et thermique sur la périodesic@rée. Avec une entrée libre, I'investissement
est cohérent avec le mix optimal. Une capacité mapbe de nucléaire arrive sur le marché.
Cette capacité permet de saturer les interconng:€ortantes et de limiter les imports depuis les

pays voisins dont les prix sont déterminés paiQesT.

Graphique 3.2.19 : Capacité installée (a) nucléstife) thermique fossile dans les trois cas :
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Un monopole risque de ne va pas investir suffisantraén de préserver les rentes de rareté du
nucléaire, a moins d’exercer son pouvoir de mormpdhe maniere de limiter les rentes futures
du monopole nucléaire serait par exemple de taxegprbduction nucléaire. Cet effet serait
renforcé si les producteurs percevaient ce morftdnt comme incertain et fixé arbitrairement
par I'Etat. Une éventuelle augmentation de la iaratles centrales nucléaires devrait donc étre

modérée et s’assortir de garanties pour diminiresdititude sur son niveau futur.

Comme nous l'avons vu dans la partie 2, une padiesidérable des consommateurs n’est pas
encore éligible. Si une partie des consommateurs pa tarif régulé et qu’il n'y a pas
d’arbitrages possibles entre les deux (la parcdasommateurs au tarif est fixe) il est intéressant
de comparer les différentes situations décriteséu@mment. Les deux tableaux ci-dessous
(tableau 3.2.9) indiquent les revenus nets totaax fpiere quand 100%, 40% et 0% des

consommateurs sont au tarif pour les trois scémafiibre entrée, Barrieres a l'entrée et
pentopole) pour 2013 et 2020.

Quand l'entrée est libre, les profits du nucléaomt trés proches avec un tarif régulé et au
marché mais dans le cas du tarif tous les autrgemsode production a part I’hydro (qui a des
colts variables nuls) font des pertes (y compssngorts). Quand des barrieres a I'entrée sont
présentes en base, le tarif qui est plus prochedgs de développement permet d’extraire les
rentes de monopole des unités nucléaires maisde®@ertes importantes pour toutes les autres
unités. Il est important de noter a ce point quceaxistance d'un tarif et d’'un prix de marché, si

des barrieres sont présentes en base pour lesawougatrants, le tarif donne des incitations a un
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monopole a investir pour augmenter la quantitééaic résiduelle sur le marché. Dans le cas du
pentopole, la concurrence dans les investissenmercigaires va permettre a la différence entre
tarif et prix de marché de diminuer considérableinsenla période.

Tableau 3.2.9 : Revenus nets annuels totaux, ebpisx moyens (1) 2013 et (2) 2020 avec libre
entrée, barriéres en base et firme domirtdhes avec un pentopole (tarif & 40€/MWth
2013

(Millions d’€) (Pentopole) (Entrée libre) (Barriéres en base)
Tarif Marché Mixte Tarif Marché Mixte Tarif Marché Mixte
Tarif 14,103 0 9,350 14,832 0 9,385 13,5632 0 9,343
Marché 0 18,809 6,166 0 13,841 4,958 0 20,064 6,035
Total nucléaire 14,103 18,809 15,158 14,832 13,844,343 13,532 20,064 15,379
Fil de I'eau + cogen 2,796 3,431 3,431 2,796 2,562,564 2,796 3,770 3,770

Nucléaire

CP -14.42 376.54 376.54 -9.41 203 203  -122.6  757.357.3
CCGT -190.7 120.45 12045 -9.85 52.34 5234 -220.535.9 135.9
Hydro 837.18 1,319 1,319 784.7 1,098 1,098 835.9 3971, 1,397
TAC -3.71 0.451 0451 -0.187 0.049 0.049 -423 6.740.746
Fioul -0.255 0 0 -0.011 0 0 -0.533 0 0
Diesel 0 0 0 0 0 0 0 0 0

Imports -537.63 136.10 136.10 -276 25.7 25.7 -563.848.6  148.6
Effacements 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Revenus nets totaux 17,039 24,643 20,992 18,0283499, 18,288 16,251 26,274 21,622

Co(t total 8,310 8,310 8,310 7,067 7,067 7,067 2®,179,172 9,172
2020
(Millions d’€) (Pentopole) (Entrée libre) (Barriéres en base)

Tarif Marché Mixte Tarif Marché Mixte Tarif  Marché Mixte
Tarif 15,684 0 9,968 16.072 0 9,972 13,624 0 9,964
Marché 0 18,464 6698 0 16,936 6,288 0 21,995 5,387
Total nucléaire 15,684 18,464 16,666 16,072 16,936,260 13,624 21,995 15,350
Fil de 'eau + cogen 2,796 2,960 2,960 2,796 2,72@,726 2,796 4,051 4,051

Nucléaire

CP -8.9 439.85 439.85 -5.46 307.85 307.85 -250.205022 2,502
CCGT -260.35 39.81 39.81 -240.90 35.49 35.49 -%79.240.82 40.82
Hydro 866.27 1,381 1,381 881.67 1,265 1,265 971.49,637 1,637
TAC -0.23 0 0 0 0 0 -0.18 0 0
Fioul 0 0 0 0 0 0 -65.74 0 0
Diesel 0 0 0 0 0 0 0 0 0

Imports -5637.82 28.93 28.93 -481.79 23.20 23.20 0485 23.88 23.88
Effacements 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Revenus nets 18,539 23,314 21,516 19,022 21,2946120, 16,236 30,250 23,605

Colt total 7,651 7,651 7,651 7,393 7,393 7,393 59,6 10,659 10,659

Le tarif et la concurrence ont les mémes effetdastente du monopole nucléaire mais le tarif ne

permet pas aux investissements dans les autresnsiaye production (semi-base) d'étre

118 Avec une entrée de CP
19 Un tarif de 40 €/MWh est utilisé
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rentables si son niveau est trop bas. Si des besri& I'entrée sont présentes, pour éviter les
effets pervers sur I'investissement les autoritdsliques peuvent extraire les rentes de monopole
a l'aide d’'un plafond sur les prix de détail malie® doivent s’engager a I'ajuster de maniere a
respecter la contrainte d’équilibre budgétaire desiveaux investissements. Cela revient a
appliquer une régulation classique de tygeate-of-returr». Les investissements se feront tant

que leur rentabilité est suffisante. Si cet engagenm’est pas pris, les investissements ne se

feront pa$®.

120 ¢ président d'EDF a estimé dans une allocutiorrésides parlementaires en ao(t 2006 que le cofibukel
EPR de Flamanville serait de 46 €/ MWh. Ce chiffst & mettre en rapport avec notre étude qui retiantolt
37€/MWh et I'étude des colts de référence de [&EMB (2003) qui obtenait un chiffre entre 28.4 e€/8MWh
(taux d’'actualisation de 8 ou 11%). Comme nousoie/vu, avec un co(t plus élevé, les investissesrrantiéaires
sur un marché sont moindres. Avec un tarif trop tkesont nuls.
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CONCLUSION

Notre recherche s’inscrit dans le cadre d’'une xé&le et d'une modélisation du lien entre les
prix spot et les investissements en capacité daugtmn sur les marchés de I'électricité. Aprés
avoir rappelé la théorie des marchés spot et sesigerements concernant les investissements,
nous avons examiné certaines limites pratiques ahieta théorique et notamment les problemes
de «signal » sur le court terme et les problemescithtions qui pourraient faire dévier

I'équilibre de long terme de I'optimum.

Nous avons d’abord cherché a déterminer le sigptinal d’'un point de vue empirique. Les
simulations des prix de marché nous ont permisodéirmer que quand le mix est optimal si les
parameétres administrés de la défaillance ont étidligtcorrectement par le régulateur (un « prix
fictif » de I'électricité a un niveau suffisant poinciter a développer les moyens nécessaires,
compte tenu de la qualité du service souhitdes prix permettent & tous les moyens de
production de récupérer exactement leurs colts.figeand le mix n'est pas optimal, le signal
doit refléter les déséquilibres du mix pour guidles décisions dinvestissement de maniere
optimale. La comparaison du signal optimal avesigeal envoyé par les prix Powernext nous a
permis de montrer que ces derniers, envoient uraktgop fort pour la base et trop faible pour la

semi-bas¥?

12! ceci signifie des niveaux de I'ordre de 14000 €/MWf I'on souhaite limiter & environ 3 heures ttessans, ou
une journée tous les 10 ans, la probabilité destEleles clients pour des raisons liées a I'éqeiliroduction
consommation (hors réseau). Retenir 1000 €/ MWhifségait alors que les pouvoirs publics sont pr@&tassumer
une qualité de service 14 fois moins bonne.

122 Cela tend a confirmer la vision de Green et Newk#992) selon laquelle la concurrence sur les hésc
électriques, peut étre modélisée soit comme uneucence a la Cournot soit comme une concurretedartrand,
selon le niveau de la demande.
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1) Pour que la situation sur la base évolue, itlifail que soient réunies deux conditions (IGF,
2004) : la présence de plusieurs producteurs dispate la technologie nucléaire et une capacité
totale disponible supérieure a la capacité appehébase. Sur le marché francais, compte tenu
des limites de capacité des interconnexions, |xidee condition est réalis®é mais pas la
premiere ; sur le marché continental, la premi@rdition est réalisée mais pas la seconde et il
n'est pas envisageable que cette deuxiéme condsibiinréalisée avant de trés nombreuses
années. En conséquence, les prix de base et débasensur le marché francais s'alignent non
pas sur les codts de production en France maig snarché étranger susceptible de répondre au
meilleur prix a une demande francaise, c'est-adgirmarché Allemand. Bien entendu, sur le
court terme comme le parc nucléaire n’est pas staie » méme une déconcentration extréme
du parc nucléaire ne permettrait pas d’augmentdutée de marginalité du nucléaire au dela de
20%.

2) Pour que la situation sur la pointe évolueaildrait que le prix d’exercice des produits VPP
soit variable en fonction des codts réels des akrsique ces produits remplacent. Pour I'extréme
pointe, notre analyse suggeére que la capacité passencore adéquate mais que les revenus nets
sont cohérents avec les déséquilibres du mixdsidxclut la canicule, il ne semble pas que de la
rétention de capacité de pointe soit pratiquéeuhirgprobleme de ®issing money au sens
large soit présent). Les capacités de productiocessaires a la satisfaction du critere
d’adéquation ne seront maintenues en service oelafgdées que si elles procurent des revenus
suffisants aux producteurs. Des revenus nets déssuie pointe a des niveaux aussi faibles ne
permettent pas de justifier de nouveaux investiss¢gnmais le risque de tensions au cours des
derniéres années était inférieur a celui que Ivend dans le futur avec les augmentations de la
demande de pointe et les arréts de certains grabpasiques au fioul. Si la demande de pointe
augmente, le nombre d’heures de tensions sur leshés devrait normalement se stabiliser
autour de ce critere de défaillance si les prix t®onassez haut. Cela ne veut pas dire qu’il ne
peut y avoir de fortes variations d'une année ati&a En espérance ce critére devrait étre

respecté. Au vue de ces résultats, il est toujdiffisile d’affirmer que le marché va permettre

123 a puissance appelée en base, y compris I'expamtagst d’environ 47GW (dont 8 ou 9GW & I'expol#) parc
nucléaire actuel comptant 63GW nominaux.

206



dans le futur des prix suffisamment élevés poururérer les codts fixes des unités de pointe
mais notre analyse suggere qu'il n'y a pas de maifmdamentale pour supposer que la
concurrence empéche la rémunération des coltstlixesgjue le plafond sur les prix spot reste a

un niveau assez élevé.

Si les marchés de I'énergie ne parviennent pagpeéndke a ce critére, la mise en place d’'un
mécanisme qui rémunere la capacité, en complénentevenus de I'énergie, sera nécessaire.
Les mécanismes de capacité ont été mis en plaseutiacertain nombre de pays pour maintenir
une capacité de production suffisante sur le largné. Méme s’ils sont souvent considérés
comme des mesures transitoires qui permettent ed®efér le passage vers un marché
concurrentiel, il se peut que ces mécanismes desrgrpermanents si I'élasticité de la demande
aux prix n‘augmente pas. Il n’y a pas de consersusle mécanisme de capacité optimal.
Cependant, les propositions récentes de VasquerErRit Perez-Arriaga (2003), Cramton et
Stoft (2006) ont des objectifs similaires : staahi le signal prix, permettre une visibilité des
revenus futurs sur le plus long terme tout en pvése les mécanismes de marché (qui favorisent
I'efficacité) et en limitant le pouvoir de marchién France, la dépendance aux prix spot est
réduite par l'arrété relatif a la PPl (ProgrammatiBluriannuelle des Investissements) de
production d’électricité qui fixe les objectifs de&veloppement en termes d’énergies primaires
renouvelables ou non et de techniques de produdtlanappel d'offres peut étre lancé si les
objectifs de la programmation pluriannuelle (adeppér le gouvernement) ne sont pas atteints.
Dans ce contexte, la PPl demeure un garde fou seicesi le marché n’arrive pas a fournir les
incitations nécessaires pour linvestissement, nwaisime le rappelle Bouttes (2005), elle
pourrait laisser une place trop faible aux investisents spontanés. Si les acteurs anticipent un
comportement trop prudent des autorités publigetedes prix durablement bas sur les marchés a
terme ils ne vont pas investir suffisamment. Caatlonc poser un probleme pour les moyens

de production qui ne sont pas rémunérés pour kautribution a la pointe.

Les nouveaux investissements ne se déciderontrpésnetion des prix passés mais des prix
futurs et donc des revenus futurs anticipés. Corlimdique RTE, de nouvelles centrales
devraient étre nécessaires dans le futur. Mémeoss rsupposons que le comportement

« malthusien » du monopole est limité sur le cdertme et que le signal est optimal, la
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concentration extréme de la production, (qui njgst une condition nécessaire a I'exercice de
pouvoir de marché sur le court terme), souléveaoers interrogations fondamentales sur les
incitations d’'investissement sur le long terme ebasur la capacité du marché a fonctionner
normalement. Nous avons donc étudié les conditouispeuvent créer des distorsions des

incitations a investir et faire dévier I'équilibde I'optimum.

a) Quand l'entrée est libre la croissance de laasel®m et des prix du gaz entraine de fortes
incitations a investir en base dans le nucléaies incitations données par les prix spot sont
cohérentes avec un mix optimal qui prend en coregtinterconnexions et les échanges avec les

pays frontaliers. Dans ce cas, les rentes sorgsull

b) Si des barriéres a I'entrée ne permettent araumuestissement de se réaliser, la croissance de
la demande entraine des profits considérablestpaares moyens de production mais aussi une
durée de défaillance trés élevée en espérancepr@ies rendent I'lhypothése de barrieres totales
peu crédible. Si des barrieres a I'entrée sontepités en base a cause de I'incapacité de trouver
de nouveaux sites de construction, la concurreageermet plus de limiter ni les rentes de rareté
ni les rentes de monopole. Dans ce cas, une fiomerénte qui cherche a maximiser ses profits
et qui possede la totalité des unités de basepasad’incitations a faire les investissements qui
diminueraient les prix et donc les profits de saacité installée. Dans ce cas les investissements
sont nécessairement des installations thermiquessidoet les prix de I'électricité vont étre trés
sensibles aux variations des prix des combustfbiesiles. Si aucun pays ne décide de s’appuyer
sur un mix utilisant le nucléaire et donc si lexptdies marchés de I'électricité est fait par les
centrales a gaz et au charbon, apparait une situatin soutenable avec des rentes de rareté
inacceptables en faveur des producteurs nucléaireffet de long terme des décisions
d’investissement stratégiques induites par la peEsale barriéres a I'entrée sur des marchés
concentrés peut voir des effets néfastes sur usudes consommateurs méme si aucun pouvoir
de marché n’est exercé sur le court terme et gseul@tés sont offertes de maniére
concurrentielle (& noter que dans ce cas le cdietdHI semble pertinent). Si les investissements
sont réalisés, pour éviter de céder des parts dehenaux concurrents, une firme dominante qui
dispose de la totalité de la capacité en base gféut ses unités stratégiquement et bénéficier

d'une rente de monopole durable. Cela nous mortieement que méme si les capacités
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nucléaires augmentent et que la rente de rarepardi, se pose le probléeme de la rente du

monopole.

c) Ces résultats illustrent la nécessité de limasrbarrieres pour les nouveaux entrants. Si ces
barrieres ne peuvent étre levées, notre analyggereigjue la séparation de la capacité nucléaire
en cinq permet de faire disparaitre presque totrna rente de rareté mais aussi la rente de
monopole. La déconcentration parait donc étredéreenéde qui puisse éliminer les rentes sans
créer des distorsions importantes par rapportcuili®re marginaliste. Si les investissements se
font normalement, il serait inefficace de restitles rentes de rareté (le signal prix) aux
consommateurs au moyen d’une régulation des prizoukt terme, l'efficacité économique est
mieux servie par la concurrence que la régulates rix, car les prix sont basés sur les codts
marginaux. Si des barrieres a I'entrée sont présegttqu’une déconcentration considérable n’est
pas envisageable, pour éviter les effets perversliswestissement, les autorités publiques
peuvent extraire les rentes de monopole a l'aidm gilafond sur les prix de détail mais elles
doivent s’engager a l'ajuster de maniére a respdateontrainte d’équilibre budgétaire des
nouveaux investissements. Une autre maniere detefima perte de surplus pour les
consommateurs en cas de barriéres importantes ebrdportements stratégiques est de leur
permettre une plus grande élasticité par rappomiaeau des prix de long terme. Ce dernier
point est aussi une des limites importantes de éttide qui ne prend pas en compte les effets de
substitution possibles dans le futur en cas de tpop €levés. A terme, c’est pourtant I'un des
gros avantages du marché qui stimule I'efficacitérgétique et les innovations technologiques.
De plus, afin d’obtenir d’avantage de visibilité @ transparence des échanges, on pourrait
permettre des contrats a moyen ou long terme @nbducteurs et consommateurs et favoriser
I'’émergence de marchés a des termes supérieuduaées de construction des centrales (entre 2

et 6 ans).
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ANNEXE A : LE MODELE ET LES DONNEES

A.1 LE DISPATCHING:

Le « dispatching » économique consiste a trouv@mleantités offertes par chaque producteur
afin de satisfaire la demande en minimisant le ¢oial de production. La solution consiste a
empiler les offres des producteurs par ordre descoiissants jusqu'a ce que la totalité de la

demande soit satisfaite. En supposant que lesiémsctie colt sont des fonctions quadratiques :
f(p)=a+blp +clp?, olip représente les quantités produites et a, b ettodgsnconstantes,

le colt total est la fonction objectif a minimiseus les contraintes :
MinY" f(p))

scy. p=L
Et

max

pimm Spsp
Avec L qui représente la demande ét"Ret ™ qui représentent la production minimum et
maximum de l'unité de production i. On peut réseucktte optimisation a I'aide des conditions
de Kuhn — Tucker. On transforme les inégalitésgatités :

p™ < p < p™

Peut s’écrire :

—ps=p

et

p=p
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qui peuvent étre converties en deux égalités :

p_min _ pi + yi2 =0 et pi _ pimax +Xi2 =0

On peut écrire le lagrangiegncomme la somme de la fonction objectif et desredmtes :
A= Zin:l f(p|)+ X(L _zinzl P, ) + zlgimin(pimin -p + yiz) + zlgimaX(pi _ pimax + Xiz)
i=1 i=1

Les variables\, 5™ et B™*sont les multiplicateurs de Lagrange associés @ofdrainte de

demande totale et de production minimum et maximespectivement et sont aussi appelées les
variables duales. Les conditions de Kuhn — Tuckeessitent que le gradient du Lagrangien soit

nul. Pour satisfaire cette équation, il faut réseud

Z =[Py P Vi Yo XX s A B B B BT

Le multiplicateur de Lagrange associé a la contrainte d’égalité offre — demassteappelé le
«system lambda. Il correspond au co(t pour fournir le prochamtrément d’énergie et
représente donc le prix du systeme. Ceci signifie tputes les unités vont fonctionner de sorte
gue leurs colts incrémentaux soient égaux au lamibdysteme (dans le cas ou il n’y a pas de
contraintes de transmission). Les unités qui ontcafit incrémental inférieur au system

lambda» seront a leur production maximale.

Les variables B™,....8™", B™,.....Br* représentent les multiplicateurs de Lagrange des

n
contraintes sur la capacité maximale et minimaletdeue unité de production. Elles indiquent
le taux de variation de la fonction objectif poureuvariation de la production maximum ou
minimum d’'une unité de production (la valeur masadgn des contraintes respectives). Le
multiplicateur de Lagrangg de la contrainte d’égalité entre offre et demandes indique, le

prix instantané du prochain incrément de charge.
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A.2 LES DONNEES

1) Les moyens de production centralisée

Tableau A.2.1: Unités de production en France €320

Installations Exploitées

Installations en reserve

Filiere C(T\L;J\Tv(;ité Nombre d'unités Puissance installée Nombre d'unités Puissance cumulée
1450 4 5800 0 0
Nucléaire 1300 20 26000 0 0
900 34 30600 0 0
250 (CP) 17 4250 6 1500
Charbon 600 (CP) 5 3000 1 500
LFC 2 350 0 0
CCGT 800 1 800 0 0
250 4 1000 6 1500
Fioul 600 2 1200 3 1800
700 2 1400 2 1400
8 850 0 0
Source: DGEMP (2003)
2) Les moyens de production décentralisée
Tableau A.2.2: Les moyens de production décenésks France
Type Nombre d’'unités Puissance cumulée (MW)
Moteurs Diesel 800 1080
Biogaz 9 8.3
Gaz industriel 36 800
Cogénération (charbon)* 56 350
Cogénération (fioul)** 76 420
671 4218

Cogénération (gaz naturel)

*Age moyen de 24 ans

**Age moyen de 32 ans
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Tableau A.2.3: heures d’'indisponibilités fortuisgsnombre d’occurrences

CP 1999 2000 2001 2002 2003 1999-2003
Toutes Heures d’indisponibilité (h) 360.11 336.22 343.93 79B7 364.53 356.98
puissances Nombre d’occurrences 9.36 8.87 8.46 8.82 8.49 8.81
Heures d'indisponibilité (h) 432.05 336.93 446.98 31412 415.38 411.26
400-600MW
Nombre d’occurrences 11.00 9.87 10.54 11.14 10.88 0.681
600-800 Heures d'indisponibilité (h) 384.25 398.56 424.73 9336 341.22 388.38
Nombre d’occurrences 10.71 10.37 10.39 10.56 9.17 0.251
Fioul 1999 2000 2001 2002 2003 1999-2003
Toutes Heures d’indisponibilité (h) 276.41 257.59 173.76 7224 238.12 224.99
puissances Nombre d’occurrences 5.92 5.78 4.76 3.78 5.05 5.09
Heures d'indisponibilité (h) 162.93 470.80 213.58 3433 210.84 251.86
400-600MW
Nombre d’occurrences 7.68 9.72 8.11 7.20 7.20 8.04
Heures d'indisponibilité (h) 436.33 280.67 166.35 5171 400.29 287.43
600-800MW
Nombre d’occurrences 14.11 11.22 7.82 5.17 10.50 76 9.
CCGT 1999 2000 2001 2002 2003 1999-2003
Toutes Heures d'indisponibilité (h) 288.97 228.64 190.06 8014 183.73 209.28
puissances Nombre d’occurrences 9.64 9.41 10.47 10.96 9.28 6 9.9
Nucléaire PWR 1999 2000 2001 2002 2003 1999-2003
Toutes Heures d'indisponibilité (h) 399.79 307.29 231.23 1531 379.48 308.14
puissances Nombre d’occurrences 1.47 1.38 1.53 1.40 1.81 1.52
Heures d'indisponibilité (h) 214.40 111.57 293.43 6339 559.95 304.70
800-1000MW
Nombre d’occurrences 1.96 1.26 1.78 1.00 1.68 1.54
Heures d'indisponibilité (h) 647.60 516.72 231.61 5042 343.87 380.70
1000 MW et +
Nombre d’occurrences 1.29 1.38 151 1.94 2.16 1.65
TAC 1999 2000 2001 2002 2003 1999-2003
Toutes Heures d'indisponibilité (h) 292.69 242.20 23212 6539 190.00 222.21
puissances Nombre d'occurrences 3.75 4.24 3.36 2.50 2.36 3.19
50 MW et Heures d'indisponibilité (h) 276.49 302.41 266.08 6647 144.96 223.73
et +
Nombre d’occurrences 4.39 6.14 4.71 3.33 2.95 4.19
Diesel plants 1999 2000 2001 2002 2003 1999-2003
Toutes Heures d'indisponibilité (h) 430.96 267.46 501.78 13B1 143.55 284.72
puissances Nombre d'occurrences 2.93 1.26 1.43 1.27 1.24 1.66

Source: NERC GADS (2003)

a) Les codts fixes
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Tableau A.2.4 : Hypothéses MIT, Chicago et DIDEMEE Igs codts du nucléaire

MIT University of Colts de Hypothese
Chicago référence retenue
Puissance nette (MW) 1000 1000 1590 1500
1200 $/kW
Co(t de construction 2000 $/kW 1500 $/kW 1043 €/kw*
1800 $/kw
Facteur de capacité (%) 85 85 90 90
Durée de vie (ans) 40 40 60 40

] lére 67 mois
Durée de construction 5 7 . ) 6
série 57 mois

Co(t de démantelement

350 350 249 €/KW** 250 €/kwW
(millions $)
Colts fixes O&M ($/kW/an) 63 60 50.9 €01/kW 50 €/kW
Colts variables O&M 0.47 SIMWh 0.44 $/IMWh  0.76 €01/MWh 05
+ 1% /an €/MWh
Dette/Capitaux propres(%) 50 50 50
Codt des capitaux propres (%) 15 15 5%; 8%; 11% 8%,11%
Taux d'inflation (%) 3 3 Inflation France 2%
Taux d'intérét (%) 8 10 8 8
Depréciation (ans) 15 15 15 15
Taxes (%) 38 38 250%p***
Co(t des déchets ($/MWh) 1 1 1 M€ - 36 M€ 1

Source: MIT (2005), University of Chicago (2005)DEME (2003)

* En €2001 pour 10 unités. Ce co(t correspond @it de construction. Le co(t d'investissement comg@raussi
135 €/kW de frais de maitrise d’ceuvre, 380 €/kWitétiéts intercalaires, 74 €/kW de frais de préetqtion, et 30
€/KW de frais d’aléas sur planning et 1.2 €/kW détde démantelement (actualisation a 8%).(ColtRéférence
(2003))

** 15% du co(t complet d’exploitation

*** taxe professionnelle, (taux moyen normatif) utiees taxes (2.85 €/kW/an)

Selon l'étude de la DIDEME, pour une tranche mogeruonstruite dans le cadre d'un
programme de 10 tranches, le colt de construcsbrestimé a 1 043 €/kW. Selon I'étude du
MIT, les codts de construction sont de 2000 $/kWsraa incluant 10% d’aléa sur planning pour
les premieres 4 unités. Cependant, ce colt pass85$/kW en 2010. L'Université de Chicago
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prend une hypothése médiane a 1500 $/kW, une hipethaute & 1800 $/kW et une hypothése
basse a 1200 $/kW. L'étude de la DGEMP retient durée de vie de 60 ans pour 'EPR alors
gue pour les centrales existantes, une durée diev® ans en moyenne est retenue. Le MIT et
'Université de Chicago retiennent des durées de= de 40 ans. Les Colts de Référence
retiennent une durée de construction d’'un prendgiacteur de I'ordre de 57 mois entre le premier
béton et la mise en service industrielle, les fhascsuivantes devant pouvoir étre construites plus
rapidement. Une durée de construction de la téteéde de 67 mois est retenue, ainsi qu'une
durée de 57 mois pour les tranches suivantes. déétiu MIT retient une durée de construction
de 5 ans alors que I'étude de I'Université de Ginceetient une durée plus prudente de 7 ans.
Dans I'étude de la DIDEME, les frais de maitrisealivre sont évalués pour I'ensemble d’'un
palier, puis répartis sur le nombre de tranchesidénées. Pour un programme de 10 tranches,
les codts de référence retiennent une valeur deE3S, soit 13 % du colt de construction. Les
frais de pré-exploitation, qui recouvrent notammbas colts de fonctionnement pendant la
période de qualification précédant la mise en servsont estimés a 74 €/kW. Les intéréts
intercalaires représentent 380 €/kW pour un paedO tranches, (taux d’actualisation de 8%).
Les colts de référence retiennent un aléa suraenplg de 5 % de I'ensemble des frais de
maitrise d’oeuvre, des intéréts intercalaires stfties de pré-exploitation. Le démantelement est
estimé a 15% du codt complet d’investissement, &%t €/ kW avec un taux d’actualisation de
8%. Cette estimation est issue d’études conduitesuse centrale existante comprenant 4
tranches de 900 MW. Elle est ventilée puis incagporau codt d’investissement apres
actualisation a la date de la mise en service. @Bassconditions, le colt du démantelement est
pris en compte dans le colt d'investissement aebaute 1,2 €/kW (resp. 6,5 €/ kW / 0,2 €/kW)
pour un taux d’actualisation a 8% (resp. 5% / 1¥¥line durée de vie de 60 ans. Le MIT et
I'Université de Chicago prennent un co(t de démamntént de 350 Millions de $ (17.5% du co(t
de construction).
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Tableau A.2.5 : Décomposition du colt d’investiseetrd’un palier EPR en fonction du taux

d’actualisation

€/kW Actu. 3% Actu. 5% Actu. 8% Actu. 11%
Colts de
) 1043 1043 1043 1043
construction

Frais de maitrise

134.9 134.9 134.9 134.9
d'ceuvre
Intéréts intercalaires 122 215.7 379.9 579
Frais de pré -
o 74 74.3 74.3 74.3
exploitation
Aléas sur planning 17 21.2 29.5 39.4
Démantélement 22.4 6.5 1.2 0.2
Investissement
1413 1496 1663 1871

total

Source : DIDEME, Colts de Référence (2003)

Le passage a 'EPR procure une économie d'échalla @té prise en compte dans I'étude des
Codts de référence, et aboutit & des dépensesloitation de 29,2 €/kW (codts fixes) + 0,61
€/MWh (codts variables), hors taxes mais y coml@sscolts d’assurance réévalués plus haut
auxquelles il faut ajouter 5,9€/kW de charges edetr d’exploitation et 15,8€/kW de taxes.
Cette estimation integre de la maintenance exaepdile. Les taxes et redevances sont estimées
a 15,8 €/kW/an, soit 2 €/ MWh pour un fonctionnemambase. Les frais généraux sont estimés a
0,75 €/MWh. Au total les codts sont donc de la forb0,9 €/kW + 0,61 €/ MWh pour un
fonctionnement en base. Y sont ajoutés, dans lalgasucléaire, les frais de R&D non inclus
dans les codts d’exploitation, a hauteur de 0,6\VEIM Ces frais correspondent a la R&D
supportée par le producteur, la R&D publique épaige en compte parmi les externalités (avec
le colt d'un éventuel accident pour la partie noppertée par I'exploitant et le codt des
accidents du travail). Sous un angle privé, il n’'pas nécessaire de tenir compte de ces
externalités, sauf si I'Etat venait & les couver e biais d’'une taxe. Enfin, un colt de post-
exploitation de 150 €/kW sur trois ans est priscempte (Codts de Référence). Les intéréts
intercalaires sont destinés a rendre compte de®&srengendrés par la nécessité de consentir

les dépenses d’investissement avant la mise eitsemdustrielle des moyens.
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Tableau A.2.6 : Les moyens de production thermiguégsmme

CCGT CP Charbon (LFC) TAC TAC fioul
Puissance nette 800 800 400/600 300/5003 300
(MW)
Durée de vie (ans) 25 35 35/35 25 25
Cout de construction 453 1100 1130/1050 295/250 295
(E/kW)
Colt fixes d'O&M 10 301 392 8 8
(EIkW)
Co(ts variables 2 2.3 1.8 2.8-104 2.3-165

d’0&M (€/MWh)

Source : DGEMP, Codts de Référence (2003)

1) En 2007 et 26 €/kW + 2,3 €/ MWh en 2015

2) Pour 1€ = 1%

2) 30 et 1.6 pour la variante de 600 MW en 2007 26 €/kW + 1,6 €/ MWh en 2015

3) Mise en service en 2015

4) 2,8 €/ MWh pour des fonctionnement en semi-bad@® € MWh pour une durée d'appel de 250 heures
5) 2,3 €/ MWh pour des fonctionnement en semi-badé € MWh pour une durée d’appel de 100 heures

b) Cycle combiné au gaz

Selon les Colts de Référence de la DIDEME (2008)téllation de référence considérée pour

2007 a une puissance nette de 800 MW qui tient telipne diminution moyenne de 3 % de la

puissance sur la durée de vie de linstallation na@iport a ses caractéristiques nominales. La
durée de vie des cycles combinés actuels est dird’a@le 25 ans. Le codt de construction est
estimé a 453 $/kW (supposé stable jusqu’en 201&3. dépenses directes d’exploitation sont
évaluées a 10 €/kW + 2 €/ MWh en 2007. Les fraiedigorrespondent aux codts du personnel
tandis que les frais proportionnels couvrent leBvi€s de maintenance sous-traitées et les

consommables (Colts de Référence 2003).

c) Centrales au charbon pulvérisé

Selon les Colts de Référence (2003), pour uneeniservice en 2007, la centrale considérée est

une installation de deux fois 800 MW. La durée aedes installations est fixée a 35 ans. Des
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installations datant du début des années 1960esmatre en service en France, bien quelles ne
fonctionnent plus en base depuis lintroductioncéetrales nucléaire dans le parc. Le codlt de
construction est estimé a 1100 €/kW, y compris 5%eéds, pour les centrales au charbon
pulvérisé mises en service en 2007 et 2015. Lesrd&s directes d’exploitation ont été évaluées
a 30 €kW + 2,3 €MWh en 2007, et a 26 €kW + 2/8M\Wh en 2015. Les dépenses

proportionnelles comprennent notamment les coltcalcaire et de 'ammoniac nécessaires
pour les installations de dépollution, ainsi qu’oodt modeste d'évacuation des cendres,
supposées valorisables. L'impact des variationsedgérature sur les moyens au charbon ne
permet pas de les arréter et de les redémarrerlésujours en fonction des besoins. Une
exploitation classique correspond a un démarragendi matin et & un arrét le vendredi, la

puissance étant maintenue au minimum pendantées cie nuit.

e) Turbines & combustion (TAC) au gaz

L’installation considérée par la DIDEME (2003) p@@07 est constituée d’'une paire de turbines
a combustion en cycle simple d’'une puissance tatal800 MW. Compte tenu des possibilités
de démarrage pour répondre a des besoins résgamuppallier a la défaillance d’autres moyens
de production, la puissance nominale n’est pas antgie pour tenir compte de I'accroissement
de puissance des TAC en période froide ; a confrarcune perte de puissance due a l'usure
n'est retenue. L’installation considérée pour 2@t&sente une PCN de 500 MW. On retient,
pour toutes les turbines a combustion, étudiees dunée de vie de 25 ans. Pour une installation
mise en service en 2007, le colt de constructibestené a 295 €/kW. Ce codt élaboré dans les
mémes conditions que celui des cycles combinés ples turbines, le génie civil et les
équipements associés, et le raccordement aux redé&dectricité et de gaz. Il passe a 250 €/kwW
pour une mise en service en 2015. Les codts fid@ghbitation sont évaluées a 8 €/kW. Les
codts variables pris en compte varient entre 28Nl pour des fonctionnement en semi-base et
10 €/ MWh pour une durée d’appel de 250 heures onilsété évalués a partir du nombre de
démarrages retenu pour chaque durée d’appel, ee$siestimation est fragile 130. Environ 5
€/KW de taxes doivent étre ajoutés a ces colts€(&\W en 2007, 4,8 €/kW en 2015, et pour les
variantes 6,3 €/kW en 2007 et 5,6 €/kW en 2015).

229



ANNEXE B : MODELISATION DE LA DEMANDE

Graphique B.1 : Variations saisonnieres, mensudiligisdomadaires et journaliéres (2003)
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Source : RTE
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B.1) Modélisation de la demande a court terme

A partir d'une analyse des seéries temporelles deharge, on peut procéder une
décomposition de la demande en fonction de la teejades variations saisonnieres, des
variations de la température et des variationguliéres. La tendance des données historiques
de la demande peut étre calculée a I'aide de lagdétdes moindres carrés. Une fois la tendance
retirée des données historiques, il est possibleeltre en évidence les variations saisonniéres.
On peut ainsi définir des indices saisonniers pthaque période (i.e chaque semaine). Par
exemple, on peut utiliser la méthode du pourcentaggen qui implique que les données pour
chaque période soient représentées en terme degntage par rapport a la moyenne annuelle.
La moyenne de ces pourcentages par période poigretifes années nous indique I'indice
saisonnier. Nous allons ensuite retirer I'effet desiations des températures a l'aide d’une
régression de la demande sur I'écart des tempégduta moyenne de 30 ans. Cette régression
nous indique le gradient des températures pouruehdgure. C'est-a-dire la variation de la

demande pour une variation de la température dgfedCelsius par rapport a la moyenne.

Graphique B.2: La moyenne sur 25 ans des tempégatur

20
o 151
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> 10 - temperatures
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0
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Source : LIFFBEWeather
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Graphique B.3 : Ecart des températures (en °Ch@lenne des 25 derniéres années
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1/1/02

1/1/03

Source : LiffeWeather

Tableau B.1 Gradient des Températureg, | pour les 24 heures de la journée

1/1/04

—— Ecart a la moyenne
des temp (25 ans)

(2003)

Heure Bo B1 Heure Bo B1

01:00 50192.28 -1552.4 13:00 59089.06 -1466.36
02:00 50658.63 -1705.79 14 :00 57761.32 -1449.39
03:00 48763.89 -1726.53 15:00 55994.12 -1333.34
04 :00 46719.64 -1678.83 16:00 54554.64 -1298.83
05 :00 46354.98 -1653.15 17:00 53871.23 -1331.34
06 :00 48346.31 -1737.54 18:00 55418.3 -1579.86
07 :00 52165.45 -1904.05 19:00 58376.98 -1906.73
08:00 55705.08 -1934.13 20:00 57673.1 -1860.36
09:00 57546.48 -1822.34 21:00 55909.12 -1704.46
10:00 58655.41 -1714.61 22:00 53409.96 -1389.15
11:00 58764.53 -1604.87 23:00 55306.98 -1340.51
12:00 58903.51 -1533.29 24 :00 53491.43 -1395.35
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B.1.1 Le modele ARMA

Une partie de la demande, peut étre considérée eomrertaine et peut étre modélisée pr un
processus ARMA. Les modeles ARMA sont caracténsgsdes équations de différence linéaire

d’ordre fini avec des coefficients constants. Lecpssus{x;} est appelé ARMA(p,q) si il est

stationnaire et si Xt - X¢-1 —...-@pXt-p =Zt +AZt-1 +...+64Zt-q  pour toutt avec (¢k)f:1
et 4 )qul qui sont des coefficients réels{étt}tDZ qui est un processus de bruit blanc (WN) de

moyenne O et de varianee”. En utilisant I'opérateur retard B défini comrBéxt =X¢-| etles
équations ARMA peuvent s'écrirg(B)x; =6(B)z; avec{Z, }~WN(0c?). Si la série originale
différenciéef(t =Q- BS)Xt} est un processus ARMA(p,q) alors le modele pow€élde originale
{xt} estaB)1-BS)X; =6(B)Z; et {Xt} appartient a la classe de processus de moyenrgkeso
autorégressifs intégrés (SARIMA) {>Yt} est causal. Les processus SARIMA sont définisade |
maniére suivante : le process{is;} est un processus SARIMA (p,d,q) x (P,DsQ@yordre

d’intégration d et de période S si le processugminciéy; = 1- Bd)a-85)P Xt est le processus

ARMA causal (Kiwiel, K et cie (2001)).

aB)o(BS)Y, =6(B)0(BS)z {Z,{~WN(06?)

Avec ¢(2)t :1—...—(ppZP et o(2 :1+...+(9QzQ

B.1.2 Modélisation de I'heure 10

Une fois la demande a été corrigée de la tendates, variations saisonnieres et de la
température nous allons utiliser la méthode ARMMItO Regressive Moving Averagepour
modeéliser les résidus. Afin d’éviter la modélisatau profil inter journalier de la consommation,

nous allons estimer chaque heure individuellermegakemple qui suit montre la modélisation de
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’heure 10. L’estimation du modéle final pour I'meulO de 2003 filtrée par les différences

saisonnieres d'ordre 7 montre que tous les caoeffis du modéle sont significativement

différents de 0. Le corrélogramme qui décrit leactions d’autocorrélation et de corrélation

partielle du résidu nous indique qu’il s’agit d’lmuit blanc : la probabilité critique de la

statistigue Q est toujours supérieure a 0.05 et tea termes du corrélogramme sont dans

I'intervalle de confiance.

Tableau B.2: Résultats de la spécification ARMAssaniers (pour I'heurel0)

Variable Coéfficient Ecart type  t-Statistique Proitigé
AR(1) 0.621943 0.028207 22.04899 0.0000
MA(7) -0.931698 0.000201 -4646.345 0.0000

R? 0.647060 Moyenne var dépendante -62.65589

R? Ajusté 0.646066 S.D. dependent var 5044.437

S.E of regression 3001.056 Akaike info critére 5890
Somme résidus carré 3.20E+09 Schwarz critére 183878
Log vraisemblance -3363.957 F-statistique 650.8361

Durbin-Watson 2.084113 Prob (F-statistic) 0.000000

Graphique B.3 : Les résidus du modele SARIMA et

statistiques descriptives des résidus (heure 10)

/o1 220 411 531

—— RESIDU

7/20  9/08 10/28 12/17

80

o

Series: RESIDU

Sample 1/01/2003 121232003
Observations 357

Mean -26.27458
Median -1136554
Maximum 7385.294
Minimum -7818910
Std. Dev. 1612314
Skewness {.226910
Kurtosis 6.259588
JarqueBera 161.1091
Probability 0.000000
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Tableau B.4 : Autocorrélation et corrélation paiie

des résidus (20 retards)

Autocorrelation Corrélation partielle R AC PAC Q-Stat Prob

| | | | 1 -0.011 -0.011 0.0458

| | | | 2 0.047 0.047 0.8305

Jo ] Jo 3 0.029 0.030 1.1270 0.288
Jo ] Jo 4 0.024 0.023 1.3428 0.511
| | | | 5 0.027 0.025 1.6154 0.656
| | | | 6 0.031 0.029 1.9743 0.740
J5 Jo 7 0.077 0.074 4.1461  0.529
Jo ] Jo 8 -0.001 -0.004 4.1464  0.657
Jo ] .| 9 -0.051 -0.062 5.1160 0.646
J5 J 10 0.07v3 0.066 7.0779  0.528
Jo ] Jo 11 -0.025 -0.023 7.3101 0.605
Jo ] Jo 12 -0.031 -0.041 7.6706 0.661
Jo ] Jo 13 -0.002 -0.007 7.6725 0.742
Jo ] Jo 14 -0.049 -0.051 8.5649  0.740
Jo ] Jo 15 0.012 0.015 8.6201 0.801
Jo ] Jo 16 -0.047 -0.036 9.4545 0.801
Jo ] Jo 17 0.023 0.016 9.6536 0.841
.| o] 18 -0.110 -0.103 14.254 0.580
.| Jo 19 -0.065 -0.054 15.867 0.533
Jo ] Jo 20 0.048 0.054 16.738 0.541
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Graphique B.5 : Solde des échanges/pays
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ANNEXE C: RESULTATS 2003 - 2005

Graphique C.1: Production hebdomadaire en MWh /pme 2003 - 2004 et 2004 - 2005 (début en Sependans
le cas concurrentiel avec le parc actuel

16000000

14000000

@ Effacements

O Diesel
12000000 & Foul 14000000 m Diesel
B Foul
10000000 B\ TAC 12000000
B TAC
hydro 10000000
8000000 = @ hydro
g B Imports = 8000000
6000000 B cegt B Imports
6000000 mcegt
4000000
O Charbon 4000000 0 Gharbon
2000000 @ nucléaire 2000000 | @ nuckaire
0 O Fil de l'eau + @Filde
cogen 0 I'eau+cogen
1 5 9 13 17 21 25 29 33 37 41 45 49 1 5 9 13 17 21 25 29 33 37 41 45 49

Tableau C.1: Production totale en TWh /type pou302004 et 2004 - 2005

dans le cas concurrentiel avec le parc actuel

TWh 2003 2004 | 2005
Consommation Intérieure (RTE) 454.94  472|76 478.69
Exports 93.03 97.99 99.40
Demande 547.97 | 570.7§ 578.08
Fil de I'eau + cogénération 69.89 69.89 69.89
Nucléaire 414.42 | 42590 431.33
CP (Charbon) 21.35 17.14 16.68
CCGT 0.00 0.00 2.50
Réservoir hydro 18.4988p 18.43 22.40
TAC 0.83 0.38 0.33
Fioul 1.45 0.442 1.62
Imports 21.53 38,57 33.2%
Effacements 0.0009 0.00 0.096
Défaillance 0.0000 0.00 0.00
Offre 547.97 | 570.7§ 578.08
Solde des échanges 71.50 59.42| 66.16
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Graphique C.2: Courbes de “ screening” et monotones de puissance en 2003, 2004 et 2005
(Avec et sans exports)
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MW
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e ——

~ Nuclear

Monotone 200 (Avec X)

40 Monotone 2005 (Sans X)
35 -
30 - ~a
25 - K
20
0% 9% 18% 27% 37% 46% 55% 64% 73% 82% 91%
Tableau C.2: Mix optimal et capacité installée sur 2003 — 2005
MW Nucléaire cp CCGT TAC Autres
2003 40,055 4,262 17,705 9,387 0
Optimal 2004 41,630 0 18,890 12,295 0
2005 50,574 0 17,383 8,667 0
2003 51,600 4,209 15,508 8,305 0
Optimal (w/X) 2004 52,813 0 17,134 10,222 0
2005 61,608 0 14,308 7,710 0
2003 62,400 5,250 0 850 10,000*
Parc actuel 2004 62,400 5,250 0 850 10,000*
2005 62,400 5,250 800 850 11,500

1 Autres comprend 5,5GW de fioul (deux unités EDF de 700MW ont été réintégrées dans le parc en 2005) et 4,5GW de

capacité de turbinage..

2 De plus, 7GW (8GW en 2004 et 2005) d’hydraulique fil de 'eau et de cogénération sont retirées des monotones de

puissance.

3 La capacité d’export est de 13GW comprend 4GW de contrats de long terme
4 Une capacité d’effacement de 3GW est retenue
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ANNEXE D: RESULTATS 2010-2020

Tableau D.1: Balance énergétique espérée/an et éydWh
de 2010 a 2020

(TWh) 2003 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017018 2019 2020
Consommation 454.94 509.52 514.61 506.64 511.84.0B17522.38 527.72 533.13 538.58 544.10 549.66
Exports 93.03 87.81 86.86 92.13 89.64 86.55 84.9.28 80.84 79.08 77.48 75.57

Demande 547.97 597.33 601.46 598.77 601.47 603.63 607.310.001 613.97 617.66 621.58 625.23

Fil de I'eau +
69.89 69.89 69.89 69.89 69.89 69.89 69.89 69.89 8%9.69.89 69.89 69.89

cogénération

Nucléaire 41442 436.18 436.61 446.87 447.52 44844£8.67 449.17 449.63 450.03 450.39 450.71
Charbon 21.35 2749 2783 2219 1969 1890 17.8B.141 1840 1865 18.90 19.13
CCGT 0.00 15.12 1568 1350 1459 1546 16.11 16.46.84 17.23 1758 17.91
Réservoir

Hydro 18.50 20.64 21.42 2221 2230 21.10 21.75 21.04 631.21.96 22.67 22.59

TAC 0.83 0.08 0.09 0.06 0.08 0.11 0.15 0.16 0.19 230. 0.28 0.33

Fioul 1.45 0.02 0.04 0.01 0.03 0.06 0.10 0.17 0.250.35 0.48 0.62

Imports 21.53 27.92 2991 24.05 27.38 30.00 32.824.98 37.09 39.23 41.24 43.82

Effacements 0.0009 0.0000 0.0002 0.0000 0.0001 10.00.0122 0.0220 0.0410 0.0758 0.1259 0.2022
Défaillance 0.0000 0.0000 0.0000 0.0000 0.0000 @DO00.0003 0.0008 0.0024 0.0061 0.0144 0.0286
Offre 547.97 597.33 601.46 598.77 601.47 603.63 607.310.061 613.97 617.66 621.58 625.23
Solde des

71.50 59.90 56.95 68.08 62.26 56.55 52.11 47.35 7%43.39.85 36.25 31.75
échanges
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Graphique D.1: Production espérée (MWh)/type p@iiG2et 2020
(Début en Septembre)
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Tableau D.2: Durée espérée des effacements etdééddlance
Heures (h) 2003 2010 2011 2012 2013 2014 2015 20162017 2018 2019 2020
Durée de
défaillance 0 0 0 0 0 0.2 1.4 4 8.4 16.2 274 416
(Espérance)
Durée
d’effacement 12 0.2 1 0 1 48 224 32.8 49.2 66.8 858 109.4

(Espérance)

242



Graphique D.2 : Monotones de prix et de puissafd® 2 2020 avec des barriéres a I'entrée

pour tous les moyens de production (avec échanges)
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Graphique D.3 : Monotones de prix et de puissah@8 fieures max) de 2013 a 2020 avec

92000

barrieres a I'entrée pour tous les moyens de ptadutavec échanges)
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Graphique D.4 : Courbes deSereening »et monotones de puissance (avec et sans exports)
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Tableau D.3 : Mix optimal et parc installé

2010

2013

2016

2020

Optimal
Optimal (avec/X)
Sans investissements
Optimal
Optimal (avec/X)
Optimal (entrée libre)
Sans investissements
Optimal
Optimal (avec/X)
Optimal (entrée libre)
Sans investissements
Optimal
Optimal (avec/X)
Optimal (entrée libre)

Sans investissements

Nucléaire Charbon
51,700 0
62,362 0
62,400 4,250
56,817 0
67,556 0
67,917 0
63,900 3,250
60,222 0
68,134 0
71,259 0
63,500 2,750
63,401 3,721
70,497 2,425
74,501 3,721
63,500 2,750

CCGT
18,062
12,997
2,400
13,602
9,118
12,997
2,400
13,186
8,290
12,187
2,400
9,710
5,602
8,340
2,400

OCGT
5,501
6,124
850
5,657
5,044
6,263
850
5,050
5614
6,112
1,000
4,917
4,525
6,287
1,000

Autres

9,500

* Autres représente 5GW de groupes fioul qui setail®minés dans le mix et 4,5GW de capacité dertage du

réservoir hydro.

** 8GW d’hydro fil de I'eau et de production décedisée

**** Jne capacité d'import totale de 11GW a étégmien compte
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Tableau D.4: Revenus nets pour chaque unité addeite de 2013 a 2020 avec barrieres a

I'entrée pour le nucléaire

(Million €) 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 @02
+1 108.56 114.58 120.48 112.36 104.13 112.445.101 114.28
+2 109.78 111.83 118.47 110.93 110.94 119.04 .8621120.48
+3 108.46 117.45 119.63 112.27 110.30 117.549.9011 118.61
+4 0 119.23 112.94 105.63 108.73 115.95 118.587.18

+5 0 117.59 119.86 111.91 110.37 117.80 120.929. 38

+6 0 0 121.31 113.00 103.44 111.00 113.50 322.
+7 0 0 117.86 110.35 109.99 117.29 120.18 8&18.
+8 0 0 117.12 109.39 111.20 118.20 120.56 139.
+9 0 0 0 115.80 108.35 115.44 117.96 116.99
cp +10 0 0 0 117.86 107.78 114.86 117.23 115.68
(+ 800 MW) +11 0 0 0 0 111.91 119.42 122.06 120.60
+12 0 0 0 0 112.97 120.28 122.92 121.65
+13 0 0 0 0 0 118.72 121.17 119.79
+14 0 0 0 0 0 115..47 118.44 109.78
+15 0 0 0 0 0 0 113.69 117.25
+16 0 0 0 0 0 0 111.62 112.07
+17 0 0 0 0 0 0 0 110.31
+18 0 0 0 0 0 0 0 103. 45
Nucléaire (1500 MW) - 497.43 520.00 528.91 519.8120.89 539.87 549.32 550.66
CCGT (800 MW) - 4532 39.85 31.38 2331 20.95 18.70 18.26 13.61
TAC (300 MW) - 0.311 0.293 0.113 0.114 0.028 0.052 0 0

Revenus nets totaux
- 20,064 20,893 21,262 20,894 20,924 21,615 21,923,995
Nucléaire (Million €)

Prix moyen (€/MWh) - 53.95 55.74 56.51 55.63 55.7457.15 57.89 57.97
Prix moyen (7000 h) - 62.69 64.40 65.02 63.52 63.3564.55 65.11 64.90
Capacité cumulée (MW) - 2,400 4,000 6,400 8,000 0®,6 11,400 13,200 14,800
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Tableau D.5 : Revenus nets pour chaque unité addgile de 2013 & 2020 avec barrieres a

I'entrée pour le nucléaire et les CP

(Million €) 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 (02
+1 47.26 45.17 43.85 4393 43.02 4595 4569 44.18
+2 0 4420 4417 4382 43.06 46.15 4594 43.89
+3 0 0 4238 43.65 43.16 46.14 4578 4538
ccaT +4 0 0 0 4278 4121 4434 4402 45.62
(+800 MW) +5 0 0 0 0 433  46.33 4597 45.42
+6 0 0 0 0 0 46,96  46.57 43.65
+7 0 0 0 0 0 0 4558  45.70
+8 0 0 0 0 0 0 0 46.41
Nucléaire (1,5GW) 529.52 582.34 631.71 671.74 T798.069.96 835.42 900.28
CP (800 MW) 136.74 163.02 180.54 205.32 222.16 58.286.52 318.48
0.417 0.586 0.494 0575 0.655 0.717 768. 0.752

TAC (800 MW)

Revenus nets totaux
Nucléaire (Million €)

21,399 23,520

25,436 27,277 28,480

31,367 33,601,4436

Prix moyen (€/MWh) 56.93 61.60 65.77 69.93 7252 .838 83.78 90.12
Prix moyen (7000 h) 66.42 71.70 76.52 81.29 84.190.6B 95.69 102.15
Capacité cumulée (MW) +800 +1,600 +2,400 +3,2081,000 +4,800 +5,600 +6,400
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Table D.6: Revenus nets pour une unité additioardd| 2013 a 2020
dans le cas d’'un pentopole

(Million €) 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 @02

+1 446.04 43473 483.14 442.57 419.77 41459 397.64. @&l

+2 479.17 441.09 473.84 449.67 426.91 407.55 4£06391.83

+3 0  419.64 481.70 461.32 436.17 413.64 412.78 . B86
+4 0 0  457.63 453.80 428.75 386.27 405.58 392.62
(llllicfls?\l/(/‘; +5 0 0 0  461.26 436.65 417.15 412.34 366.19
+6 0 0 0 0 409.34 423.48 38450 393.16
+7 0 0 0 0 0 40876 414.67 398.38
+8 0 0 0 0 0 0  421.01 386.46
+9 0 0 0 0 0 0 0 381.84
CP (+800MW) +1 0 0  112.65 100.32 100.23 99.19 102.106.08
CCGT (800MW) - 4051 30.66 30.77 20.23 2045 17.295.23 13.27
TAC (300MW) - 0.192 0.169 0.196 0.038 0.050 0.023.026 0

Firme1l 3,757 3,927 4,256 4,045 3,821 3,637 3,901 3,816
Firme?2 3,463 3,204 3,963 3,792 3,580 3,399 3,283 3,619
Revenus nets/firme Firme3 3,535 3,344 3,595 3,898 3,691 3,504 3,351 3,290
Firme4 3,721 4,044 4,367 4,203 4,435 4,223 4,119 4,037
Firmeb5 4,333 3,719 4,025 3,865 3,642 3,923 3,745 3,683

Prix moyen (€/MWh) - 49.10 47.15 50.08 46.08 46.2%4.37 43.04 42.36

Capacité cumulée (GW) - 3 4,5 6,8 8,3 9,8 11,3 12,814,3
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Résumé

Nous analysons la capacité des marchés spot a @nesybons signaux et les bonnes incitations
a investir. A l'aide d’'un modéle d’optimisation, um simulons les prix spot passés qui nous
permettent de caractériser les signaux envoyékepaurix observés mais aussi les espérances de
prix futurs qui déterminent les incitations a inwesDans une premiére partie, a l'aide de
données empiriques, nous simulons les prix de cogrce parfaite sur 2003-2005 avec le mix
optimal et le parc actuel pour comprendre les eftls déséquilibres du mix sur les prix et
caractériser le signal envoyé par ces derniers.pki@sobservés surestiment la profitabilité en
base (le signal est trop fort) et sous-estimemirdditabilité en pointe (le signal est trop faible)
Comme une grande partie des consommateurs paitamfssréglementes, les rentes de rareté
sont plafonnées. Dans une deuxiéme partie, nousl@is les espérances des prix futurs sur
2010-2020. Quand l'entrée est libre les incitatidoanées par les prix spot sont cohérentes avec
un mix optimal qui prend en compte les interconaesiet I'entrée dans le nucléaire est forte.
Quand des barrieres a I'entrée sont présenteslg®gentrales de base, une firme dominante n’a
pas d'incitations a investir dans le nucléairéasttrée se fait avec des unités thermiques fossiles
a moins que les unités soient offertes stratégigmenDe plus, il peut étre profitable pour cette
firme dominante de limiter I'entrée pour augmenkes revenus futurs. Quand la capacité
nucléaire est divisée en cing, les incitations \&estir réapparaissent et la menace de lI'entrée
devient plus crédible.

Abstract

We look at how prices from energy-only power maskedn send the right signals and give the
correct incentives for investments in productiopasaty. Through numerical simulations of spot
prices over 2003-2005 we compare the investmemiakigent by observed electricity prices in
France and what would be competitive prices withogtimal mix and with the installed
capacity. Observed prices tend to overestimatetpbility for the baseload, making the signal
too strong and underestimate profitability for theak load, making the signal too weak.
However, as a large share of consumers is stilhgaegulated tariffs, scarcity rents are capped.
We simulate future prices for France for 2010 t@ 2@ understand the incentives to invest.
When the entry is free, the incentives to invesegiby the future prices are consistent with the
optimal mix including the interconnections and macl build is strong. With political or
regulatory barriers to the construction of new powkants for new entrants (i.e. finding new
sites), there are no incentives for the incumb#mt(owns all existing baseload and peakload
capacity) to add more nuclear capacity. In thigsagibn, new entry would have to be coal or gas
except if units are bid strategically to maintanofgability and market share. Moreover, it can
also be profitable to limit prices and restrainrent order to receive higher future revenues.
When the baseload is less concentrated and insfeaddlominant firm the nuclear capacity is
divided into five (equal share) firms, the inceeBvto invest reappear and the threat of entry
becomes more credible.
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