RTE consultation publique sur les hypothèses 2035

Offre

Question n°1 remarques sur le cadrage
Le contexte européen conduit à une augmentation de la part des énergies renouvelables ; cette augmentation conduit à une baisse de la demande des moyens de production en base.

Selon que ces moyens sont carbonés ou non, il peut en résulter une hausse ou une baisse des émissions. 
En France, un scénario de convergence européen devrait conduire à une hausse des émissions de CO2 dans le secteur électrique. Il n’est pas sûr que ce soit accepté.
Considérations sur l’industrie nucléaire
La France a une industrie nucléaire importante ; son maintien nécessite un volume minimal de commandes.

Le « Grand Carénage » représente actuellement l’essentiel de l’activité. Le reste est lié aux EPR en construction. La taille des pièces de l’EPR est plus importante que celle du palier N4 de 1500 MW et l’outil industriel français semble avoir des difficultés à les réaliser ; il ne pourra investir dans des capacités industrielles que si un marché conséquent se dessine.

Si on se place dans un scénario dans lequel le nucléaire n’est pas géré en extinction, il faut envisager des commandes de 1 GW par an, dont une grande part, installées en France à partir de 2030.
Une hypothèse similaire a été étudiée par le professeur Capros d’E3Mlab, pour le compte de la commission européenne en utilisant le modèle PRIMES. Ci-dessous un extrait détaillant le jeu d’hypothèses à l’échelle européenne :
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Si le nucléaire est géré en extinction, il faudra restructurer le secteur à la fin du contrat de construction des EPR britanniques (2025). 
Considérations sur les ENR

Les ENR sont au début de leur développement et des évolutions contrastées devaient être envisagées :

a) scénario de spécialisation géographique à l’échelle européenne avec un renforcement des réseaux.

Les énergies renouvelables reposent sur l’exploitation de gisements dont les territoires sont inégalement pourvus. Les gisements les plus prometteurs pour l’éolien en mer posé sont en mer du Nord, pour l’éolien en mer flottant, au large de Leucate ; pour le PV dans les pays du sud. 
Ce scénario s’accompagnerait d’une augmentation des échanges entre les pays et donc des réseaux de transport.

La comparaison entre les gisements français et ceux allemands en mer du Nord suggère que le gisement de la mer du Nord est mieux venté : la vitesse moyenne du vent est d’un peu plus de 8m/s sur les gisements retenus en France contre un peu plus de 10m/s pour les gisements retenus en mer du Nord
. La vitesse intervient à la puissance 3 dans la production ; une vitesse 20% inférieure pourrait entrainer une production 2 fois inférieure, donc 2 fois plus couteuse.
b) scénario de développement de l’autoconsommation PV et de résistance du public au développement des réseaux
L’appétence pour l’autoconsommation est élevée ; un scénario de développement de l’autoconsommation dans les 4 régions du sud : Corse, PACA, Occitanie Aquitaine devrait être introduit. Au contraire du scénario précédant, il s’accompagnerait d’une forte résistance au développement des réseaux dans les régions où l’autoconsommation se développerait ainsi qu’une pression sur les prix pratiqués par les gestionnaires de réseau et sur les taxes (CEE, CSPE, taxes locales etc). Ce scénario s’accompagnerait du développement du stockage journalier par batteries qui complète bien le PV ainsi que du développement de la consommation électrique en été dans les régions concernées.
Question n°2 quelles autres analyses seraient nécessaires ?

Question n°3 propositions sur les filières
Considération sur l’industrie et les ENR

L’éolien en mer est le seul secteur dans lequel la France compte un constructeur (GE ex Alstom) ; le maintien de cette filière, dont le marché principal est situé à l’export (mer du Nord)  nécessite un accompagnement qui contraindra peut être le développement de l’éolien en mer.

Actuellement les turbines GE font 6 MW, ce qui est petit pour de l’éolien en mer où la course au gigantisme est permanente ; un investissement d’avenir accompagnera GE pour un projet de 12 MW qui sera testé sur la côte du Danemark.

Question n°4 coûts du combustible et du CO2

Question n°5 fourchette de puissance installée de la production éolienne

Question n°6 fourchette de coût de la production éolienne

Question n°7 fourchette de puissance installée de la production éolienne en mer

Les réductions de coût liées à l’apprentissage se déterminent sur le marché de la Mer du Nord.
Par rapport à cela, les gisements français sont moins ventés ( 8 à 8,5 m/s contre 10 à 11 m/s en Mer du Nord) et ont des sols souvent moins favorables.

Il faudrait envisager l’arrêt de l’éolien en mer sur les cotes françaises si les coûts sont défavorables et l’achat de gisements en mer du Nord.

Dans une telle situation, la fourchette basse pourrait être inférieure à 3 GW : 1 GW par exemple
Question n°9 fourchette de coût de la production éolienne en mer

Pour l’éolien en mer français, sur la base des vitesses de vent qui jouent à la puissance 3, il faut penser que les coûts de production seraient 2 fois plus élevés qu’en mer du Nord, d’où la tentation de l’abandon.

Question n°10 fourchette de puissance installée de la production PV

Question n°11 fourchette de coût de la production PV

Question n°12 PV sur toiture

L’intégration au bâti est un facteur de surcoût des installations et de baisse des rendements (la hausse de la température des cellules diminue le rendement ; il faut ventiler les cellules, ce que ne permet pas l’intégration au bâti). 
Dans un scénario où l’efficacité économique est recherchée, les installations devrait se concentrer sur les grandes toitures proches des lieux de consommation, comme les hypermarchés ou les parkings, ce qui permettrait à la fois la baisse des coûts et de limiter le recours aux réseaux.

Question n°13 coût des STEP

Les coûts d’exploitation correspondent au TURPE, ce qui n’est pas un coût mais un prix susceptible de révisions 

Les coûts d’exploitation paraissent élevés

Question n°14 délais pour mettre en service des STEP

20 ans ?
Question n°15 capacités des bioénergies

Question n°16 coût des bioénergies

Question n°17 Cadrage du nucléaire

a) Le parc nucléaire historique a été construit autour d’une seule filière (REP) et de 3 paliers : 900 MW, 1300 MW et 1500 MW ; les mises en service ont été rapides ; l’exploitation de ce parc est hétérogène, ce qui se traduit par un étalement des opérations de changement des gros composants à mi vie (25 ans en moyenne pour les 900 MW et de 32 ans pour les 1300 MW). 
Jusqu’en 2003, la durée d’amortissement du nucléaire par EDF était de 30 ans. Aller au-delà de 30 ans nécessite le remplacement des gros composants.
Ces opérations sont engagées à des degrés divers pour les centrales de 900MW et pour la moitié des centrales de 1300MW.

L’ASN impose une amélioration du niveau de sureté au-delà de 40 ans d’exploitation ; le dossier générique porte sur une durée d’exploitation de 60 ans. 

Cela conduit à deux durées d’exploitation « optimales » : 
· l’une d’environ 30 ans, sans changement des gros composants, 
· l’autre avec changement et amélioration de la sureté en visant 60 ans.
 En extrapolant la distribution des durées de vies observées des générateurs de vapeur (un des gros composant des centrales nucléaires qui peuvent être changés), on peut estimer que les sorties du parc nucléaire seraient plus étalées dans le temps que les mises en service.

La durée de vie moyenne serait probablement voisine de 55 ans après réinvestissement ; 

Sous cette hypothèse, en 2035, la puissance du parc historique serait de 50 GW et diminuerait de 2 à 3 GW par an (contre 5 GW/an dans une hypothèse de durée de vie constante à 50 ans)

b) des marges de manœuvre existent : 9 centrales de 1300MW et les 4 centrales de 1500 MW pourraient ne pas être rénovées à mi vie ; leur durée d’exploitation serait alors proche de 35 ans (ce chiffre peut être comparée avec la durée de 32 ans d’exploitation, en moyenne, retenue en 2003 par le gouvernement allemand après une négociation avec les exploitants du nucléaire).
Elles pourraient être fermées avant 2035, ce qui représente une marge de manœuvre de 18 GW. Le parc nucléaire historique aurait donc une puissance comprise entre 50 et 32 GW en 2035.
c) Le nucléaire historique a été dimensionné dans un but d’exportation, la baisse de la puissance installée permettra de revenir au dimensionnement pour les besoins français aussi le volume des exportations nettes d’électricité devrait baisser plus vite que la puissance nucléaire, si on retient comme déterminant les seules considérations économiques.

d) Faut il envisager un scénario inspiré du Japon où après un accident nucléaire, le parc serait brutalement réduit, et remplacé dans un premier temps par des moyens utilisant les énergies fossiles et dans un deuxième temps par un mix d’ENR et d’énergies fossiles ?

e) objectifs de la Loi

la Loi LTECV fixe l’objectif de baisse de la part du nucléaire à 50% de la production totale en 2025. 

La PPE prise en application de la LTECV précise la trajectoire jusqu’en 2023 ; 

En 2035, l’objectif de la LTECV devrait être atteint, ou en voie de l’être. 
Question n°18 Coût de production du nucléaire

RTE retient l’analyse de la Cour des comptes de 2014 et de l’EIA de 2015 et 2016.
La Cour des Comptes a estimé des Coûts Courants Economiques (CCE) ; cette méthode donne des coûts qui varient d’une année sur l’autre et augmentent ou baissent rapidement quand les investissements augmentent ou baissent.

A partir des données de la Cour des Comptes, il est possible de calculer des coûts actualisés qui permettent une comparaison plus facile avec les coûts actualisés (LCOE) des autres moyens de production.
i) La prolongation de la durée de vie conduirait à un coût total, actualisé au taux de 8% (LCOE), de la production du nucléaire historique, dans la fourchette 40-45€/MWh, dans une exploitation en suivi de charge (Kp=0,75) comme actuellement.
ii) Le passage à une exploitation en base stricte (Kp=0,9) n’est possible que si le parc nucléaire est réduit et si la taille des fluctuations de la demande résiduelle n’augmente pas ; la hausse de la production, à parc inchangé, serait de 20% et la baisse des coûts serait de 10% à 15% : soit  35€-40€/MWh . Ce coût pourrait servir de référence pour des besoins industriels.
Question n°19 Contrainte CO2 du parc à flamme
Le parc à flamme est soumis à l’ETS dont la contrainte globale est gérée au niveau européen.

En France, un scénario de convergence européen devrait conduire à une hausse des émissions de CO2 dans le secteur électrique. Il n’est pas sur que ce soit accepté.

Question n°20 part du biogaz

Question n°21 capacité minimale des CCG

RTE propose de fixer la capacité minimale à 1,2 GW et pas de capacité maximale

Pas d’observations.

Question n°22 coût des CCG

Le taux d’actualisation proposé de 7% peut faire débat. 

Il est tout à fait normal dans une optique de comparaison des coûts et dans un secteur où les risques proviennent des évolutions des prix des énergies fossiles

 les politiques publiques en faveur des ENR ont créé des surcapacités qui frappent particulièrement les centrales à cycle combiné gaz et augmentent les risques. Le taux qui sera demandé par les compagnies dépendra des risques encourus et des garanties données ou non par les Etats.
Question n°23 groupes charbon

Question n°24 cogénérations gaz

Ces cogénérations sont liées aux réseaux de chaleur ou à des industries ayant un besoin régulier de chaleur.

L’amélioration des performances énergétiques du bâti et le réchauffement climatique sont défavorables aux réseaux de chaleur.

La PPE souhaite favoriser le développement de ces réseaux, mais, malgré les aides, le développement se fait à un rythme faible 1/3 à ¼ du rythme espéré.
De plus les cogénérations ne sont pas souples et, de ce fait, complètent mal les ENR. 
Il faut envisager une réduction plus importante du parc de cogénération en hypothèse basse : 
 1 GW au lieu de 3 proposés et des 4 GW actuels.
On observe au Danemark, une baisse de la pénétration des cogénérations à la suite de l’augmentation du recours à l’éolien.

Une hypothèse haute de 8 GW et non de 12 GW serait plus favorable au développement des ENR. 

Question n°25 coût des cogénérations gaz

Question n°26 TAC

Question n°27 effacement

En résumé : le problème de l’effacement est plus un problème économique (cad d’incitation tarifaire) qu’un problème technique. 

Sur 35 ans, on observe une hausse des incitations économiques, suivie à partir de 1996, d’une baisse : le graphique ci-dessous, qui date de 2009, retrace l’impact de ces évolutions :
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Récemment, plusieurs facteurs favorables sont apparus : 
· La création du marché des capacités il y a à peine plus d’un an.

· L’évolution du TURPE 4 bien que modeste, mais tout indique que son évolution vers une baisse de la part énergie et une hausse de la part puissance, ce qui est favorable à l’effacement, devrait s’accentuer.

Toutefois, la part des taxes dans le prix de vente de l’électricité ne cesse d’augmenter. Comme elles ne sont pas différentiées (la CSPE est une accise) elles ne donnent pas d’incitation économique à l’effacement. Une évolution est elle possible ?
les études de l’ADEME, citées par RTE, ont étés réalisées dans le cadre des investissements d’avenir ; l’ADEME doit présenter prochainement une synthèse des résultats ; dans la quasi-totalité des expérimentations, les objectifs techniques ont étés atteints, mais le modèle économique n’a pas été trouvé.
Les effacements diffus n’ont pas prouvé leur modèle économique.

Question n°29 batteries
Les coûts envisagés par RTE ( 360 €/kWh) paraissent particulièrement élevés.
Ci-dessous un graphique extrait d’une présentation d’Avicenne Energy début 2017.
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La courbe d’apprentissage serait assez rapide. La baisse des coûts devrait être liée au développement du véhicule électrique.

Une hypothèse de 100€/kWh dès 2025 parait plus probable que l’hypothèse proposée par RTE.
Faut il retenir une possibilité de coût de 50€/kWh en 2035 ?

Cette question conditionne la rentabilité des développements des réseaux et est donc cruciale pour RTE.

Question n°30  coût des « Power to gaz »

La filière est pénalisée par un rendement faible (32%) les coûts d’exploitation seront donc fonction du coût des productions électriques qui alimenteront cette forme de stockage. 

L’utilisation de surplus d’électricité dans des réseaux de chaleur par effet Joule devrait être envisagée comme une alternative au « Power to gaz ». La valeur de l’électricité ainsi utilisée serait celle du gaz naturel (yc CO2)
Question 32  interconnections électriques

RTE propose une capacité d’import entre 16 et 24 GW et une capacité d’export entre 21 et 31 GW.

Le développement de l’autoconsommation pourrait aller de pair avec un refus du développement des réseaux. Le schéma devrait faire une hypothèse basse plus faible se limitant à ce qui est en cours de réalisation.

� Source document de l’institut Fraunhofer en date de 2009 traduit en français http://windmonitor.iwes.fraunhofer.de/opencms/export/sites/windmonitor/img/Rapport_de_lenergie_ecolienne_2009.pdf





