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Q1 : bien que l’introduction par la loi TECV d’objectifs d’évolution marquée du mix de production suppose une action volontariste qui contraste par nature avec le caractère prévisionnel de l’exercice, il est essentiel que l’exercice soit centré, comme RTE le propose, sur les objectifs de la loi : c’est ainsi que la réflexion sur le niveau d’action à mettre en œuvre et sur les conditions et conséquences de cette mise en œuvre pourra progresser.
Cette atteinte des objectifs doit être comprise non seulement en termes de pourcentages de la production, mais également en termes de délais. Les propositions de scénarios de référence et de variantes proposés par RTE sur l’offre semblent a priori correspondre aux études de sensibilité à mener autour de ces objectifs.
Un point de vigilance en la matière concerne les hypothèses qui seront associées sur le solde des échanges d’électricité, et plus particulièrement sur le bilan des exportations. En effet, le niveau de capacité installée nécessaire à l’atteinte d’un certain pourcentage de la production dépendra fortement de l’écart entre production et consommation. Il s’agit sur ce point à la fois (i} de maintenir une cohérence entre des hypothèses sur le mix national et le niveau d’échanges, (ii) de ne pas atténuer le contraste des scénarios en pourcentages de production par l’introduction d’hypothèses trop différentes sur les exportations, et (iii) de ne pas masquer les conditions d’atteinte des objectifs de la loi en les “relaxant” par des hypothèses peu réalistes d’évolution des exportations.

Q2 : les indicateurs et pistes d’analyse proposés fournissent une base intéressante, qui n’appelle de notre part que quelques précisions et compléments :
- s’agissant des indicateurs, il faut insister sur le fait que l’indicateur de bilan des émissions de CO2 de la production d’électricité devra toujours être mis en perspective d’une considération plus globale sur les émissions de CO2 en général et même sur l’ensemble des émissions de GES. Un moyen de faire pourrait être d’indiquer en complément du bilan le ratio CO2 électricité / tous GES auquel il conduit, dans l’hypothèse d’une trajectoire tous GES conforme à l’objectif national (en lien avec la SNBC) ;
- il semble par ailleurs utile, sans nécessairement les quantifier de manière systématique, d’accompagner l’indicateur CO2 d’autres indicateurs de risque ou d’impact environnemental, afin de rappeler que l’enjeu dans ce domaine ne se réduit pas au problème climatique, même si celui-ci est majeur. On peut notamment penser à des indicateurs spécifiquement associés au niveau de recours au nucléaire, comme le nombre d’années.réacteurs cumulées ou les quantités de combustible ou de déchets, mais également à d’autres comme les quantités d’eau consommées ou de surfaces mobilisées, etc. ;
- en matière d’analyses complémentaires, le niveau de dépendance du maintien de la sécurité du réseau aux échanges avec l’extérieur constitue potentiellement un point intéressant de différenciation entre les scénarios. Il s’agit ici de mesurer comment, par rapport à un résultat en termes de défaillance, le risque est plutôt associé à des événements internes au système électrique français ou à la disponibilité de capacités d’échange : celle-ci peut d’ailleurs s’apprécier à la fois du point de vue des volumes (énergie), des pics (puissance) et des durées. En complément à la problématique de la contribution des importations à la sécurité, il serait également intéressant, du point de vue de l’économie du système, de mesurer l’importance selon les scénarios de la capacité d’écoulement des exportations ;
- parallèlement à cette analyse liée au degré d’interconnexion, une caractérisation du degré de décentralisation du système de production est intéressante au-delà de la question mentionnée de l’auto-consommation : quelle part de production est injectée aux différents niveaux du réseau, quelle est la répartition du parc de production en nombre d’unités par tranche de capacité, etc. 

Q3 : concernant les déterminants considérés pour l’évolution des différentes filières de production, le tableau manque de cohérence sur un point qui concerne la filière nucléaire : sur ce point, la « cible publique » pourrait être remplacée par « Cible publique + complément économique », dans une logique en quelque sorte symétrique des énergies renouvelables. En effet, une réduction du nucléaire plus forte que celle envisagée par la cible publique pourrait advenir en cas d’un coût de production du nucléaire plus élevé que d’autres filières (renouvelables notamment). Il conviendrait dans cet esprit de préciser que les déterminants du nucléaire sont :
- un volume maximal cible (en miroir du volume minimal cible considéré comme déterminant pour les renouvelables, en cohérence avec le plafond de capacité et l’objectif de réduction fixés pour le nucléaire par la loi TECV),
- une réduction supplémentaire sur critère de rentabilité hors dispositif éventuel de soutien économique à la prolongation de la durée de fonctionnement des réacteurs existants (voire à la construction de nouveaux réacteurs).
Il semble en effet important d’introduire dans le cadrage général de l’exercice ces deux facteurs a priori déterminants pour l’évolution à venir du mix électrique : d’une part, une orientation politique qui s’articule clairement sur une logique parallèle de plancher le cas échéant à dépasser pour les renouvelables et de plafond le cas échéant à réduire pour le nucléaire, et d’autre part, un arbitrage économique sur l’évolution respective au-delà de ce plancher et de ce plafond sur la base de la rentabilité comparée de ces filières. Ce point est essentiel : comme de nombreux autres acteurs, l’Association négaWatt considère aujourd’hui qu’à l’horizon des quatrièmes visites décennales (VD4) des réacteurs, la rentabilité de leur prolongation est très incertaine vis-à-vis des plus compétitives des énergies renouvelables.

Q4 : les hypothèses de prix du CO2 sont dans deux cas sur trois non compatibles avec l’objectif de la loi de transition énergétique, qui suggère un prix de 100 € la tonne en 2030 (56 € en 2020). L’hypothèse médiane retenue dans le BP pourrait être une simple poursuite de l’évolution proposée par la loi TECV. Une variante basse et une variante haute pourraient l’encadrer. 

Q5 : oui, pas de remarques particulières.

Q6 : pas de remarques particulières.

Q7 : Pour l’éolien posé, la fourchette basse de 3,5 GW semble très faible. S’en tenir aux objectifs de la PPE à 2023 alors que le BP est à horizon 2035 semble peu justifié.
Il en est de même pour l’éolien flottant, dont le déploiement ne nécessite aucune rupture technologique et qui dispose d’un gisement considérable.

Q9 : Les coûts proposés pour l’éolien en mer sont très supérieurs à ceux constatés dès aujourd’hui chez nos voisins européens. Les conditions d’installation et d’exploitation ne sont pas nécessairement les mêmes que ceux qui seront rencontrées en France, mais il semble néanmoins que les hypothèses proposées de coûts soient largement surévaluées.

Q10 : Au vu de la baisse drastique du coût du PV observée ces derniers mois et ces dernières années, les hypothèses de puissances installées de PV en 2035 nous semblent assez basses (hormis pour les parcs au sol). 

Q11 : les hypothèses de coût retenues semblent trop élevées. Pour les parcs au sol par exemple, les hypothèses conduisent à coût de production de 78 € / MWh. Or dans les derniers appels d’offre CRE, la moyenne observée est inférieure à 70 € / MWh.

Q12 : pas de remarques

Q13 : pas de remarques

Q14 : pas de remarques

Q15 : pas de remarques

Q16 : Pour la cogénération biogaz, les coûts nous semblent un peu optimistes. Aujourd’hui les coûts d’installation sont plutôt de l’ordre de 8000 € / kW, et nous envisageons de notre côté une diminution de 25 % d’ici 2035.

Q17 : comme évoqué en réponse à la Q1, le principe proposé, consistant à retenir l’objectif de la loi TECV sur la réduction de la part du nucléaire dans la production, s’impose. On comprend de la proposition de construire deux scénarios dits centraux d’atteinte de cet objectif qu’ils pourraient se différencier sur la date à laquelle celui-ci est atteint : cela nous semble acceptable, à condition que le scénario de référence soit bien celui de l’atteinte des 50 % dès 2025, l’autre intégrant une atteinte plus lente de cet objectif entre 2025 et 2035. Nous rappelons également que ce double scénario doit être construit en assumant pleinement le niveau de réduction de capacité que cela implique, c’est-à-dire sans minimiser celui-ci par un gonflement artificiel du niveau d’exportation.
En termes de variante, nous recommandons qu’une trajectoire ambitieuse de transition vers les énergies renouvelables soit explorée en considèrant l’hypothèse dans laquelle aucune prolongation de fonctionnement au-delà de la VD4 n’est engagée. Ceci correspond pour l’Association négaWatt à l’idée selon laquelle cette prolongation, à la fois porteuse de risque du point de vue de la sûreté, incertaine sur le plan réglementaire et de sa faisabilité industrielle et financière, et potentiellement non rentable, devrait constituer l’exception, et non la règle comme s’y prépare aujourd’hui EDF avec son grand carénage. En appliquant cette approche dans le cadre de sa démarche globale sur le système énergétique, le scénario négaWatt montre qu’à condition d’anticiper cette situation pour lisser dès le départ la courbe de réduction de la capacité, une trajectoire sans prolongation en VD4 est possible.

Q18 : Les hypothèses de coût présentées pour le nucléaire semblent globalement optimistes. Il faut bien sûr distinguer la question de la prolongation éventuelle de la durée de fonctionnement des réacteurs actuels et celle du coût global de nouveaux moyens de production nucléaires.
Concernant le nucléaire qualifié ici de “2ème génération rénové”, le système réglementaire actuel, qui reste basé sur le principe de visites décennales au-delà de la VD4 (introduisant même, via la loi TECV, une vérification mi-décennale) ne permet pas de s’engager sur une durée de prolongation de 20 ans. Une hypothèse de prolongation pour 10 ans devrait donc apparaître et être explorée dans le bilan prévisionnel. En lien avec ce risque, et plus largement compte tenu des incertitudes sur le coût final du nucléaire prolongé et sa compétitivité, le risque sur la rentabilité devrait être considéré comme élevé plutôt que modéré.
Le coût retenu en investissement, correspondant pratiquement à 1 Md€ par réacteur, est calé sur le chiffrage affiché par EDF pour le “grand carénage”, dont la Cour des comptes a montré qu’il ne s’applique en réalité pas à l’ensemble des opérations nécessaires et de la période nécessaire au traitement de tout le parc. La Cour, sans remettre en cause les hypothèses sur les coûts unitaires d’EDF, donne un chiffre qui correspond plutôt à 1,7 Md€ par réacteur. Compte tenu des incertitudes sur les opérations nécessaires et du retour d’expérience en matière de sous-évaluation des coûts prévisionnels par EDF, nous considérons que ce chiffre reste une sous-évaluation, et préconisons de retenir une hypothèse plus proche d’au moins 2 Md€ par réacteur.
De même, le coût d’exploitation retenu, bien que faisant référence à la Cour des comptes, nous semble inférieur d’environ 20 % à celui qu’elle retient pour 2013. De plus, la Cour indique dans son rapport de 2014 une forte tendance à la hausse de ce coût, liée à la montée en puissance de la préparation de la prolongation et qui devrait donc se poursuivre : l’hypothèse de stabilité proposée sur ce point ne nous semble donc pas justifiée. Enfin, l’évaluation des coûts d’exploitation (et donc du risque sur la rentabilité) doit tenir compte de l’indisponibilité longue que sont susceptibles d’engendrer, par leur nature et par le risque d’aléas (cf. la situation de Paluel-2), les travaux nécessaires à la prolongation.
Concernant le nucléaire de 3ème génération, l’hypothèse proposée en coût d’investissement correspond grosso modo à l’état actuelle de l’estimation du coût final pour Flamanville-3, mais s’avère d’ores et déjà inférieure à celle avancée pour les EPR d’Hinkley Point-C. Compte tenu du retour d’expérience sur la courbe d’apprentissage systématiquement négative des coûts de construction des réacteurs français, malgré les espérances liées à l’effet de série ou à l’optimisation de la conception, nous estimons que les gains attendus par EDF pour un EPR “nouveau modèle” standardisé ne se matérialisons pas, et donc que l’hypothèse de baisse du coût d’investissement sur la période ne se justifie pas. De la même manière, la baisse affichée sur le coût d’exploitation par rapport aux réacteurs actuels ne nous semble pas justifiée, dans la mesure où les gains attendus en termes de performance sur le combustible ou la disponibilité risquent, comme cela a été le cas sur les paliers précédents, d'être compensés par la complexité accrue de fonctionnement du réacteur.

Q19 : la production de l’ensemble du parc thermique à flamme pourrait être contrainte par un prix à la tonne de CO2 plus élevé que celui envisagé pour l’instant dans le BP (cf. réponse à la question 4).

Q20 : le taux de biogaz dépend à la fois du volume de gaz renouvelable produit et du volume total de gaz consommé. Nous préférons ici donner des indications sur ce que pourrait être le volume de biogaz produit. Raisonnablement, on pourrait imaginer une production de 50-60 TWh de biogaz en 2030 et 90-100 TWh en 2035. Sur ce total on en injecterait au moins les 2/3, on passerait donc de 35 (en 2030) à 60 (en 2035) TWh de biométhane injecté.

Q21 : oui

Q22, Q23, Q24, Q25, Q26 : pas d’avis
 
Q27 : non

Q28 : oui

Q29 : il pourrait être bien de ne pas considérer le seul facteur coût dans un scénario de développement des batteries. L’impact environnemental semble aussi important. Dans une logique ACV, l’utilisation de batteries peut s’avérer peu intéressante.
Par ailleurs n’apparaissent pas la durée de vie estimée des batteries, et leur perte de rendement au cours du temps. Ces paramètres sont pourtant importants.

Q30 : les installations de power-to-gaz rendent un service évident au système électrique, en absorbant les excédents de production. Elles permettent ainsi d’accroître plus facilement la part d’énergies renouvelables à production variable (PV et éolien) en améliorant leur modèle économique grâce à la valorisation des excédents de production. Se faisant, elles entraînent un renforcement de la sécurité du système électrique puisque des capacités plus importantes de production peuvent plus facilement être installées.
Par ailleurs, le power-to-gaz ne doit pas simplement être vu comme un outil au service du système électrique. En reliant les réseaux de gaz et d’électricité, le power-to-gaz permet de valoriser les excédents d’électricité pour des usages gaz comme le chauffage des bâtiments ou la mobilité qui doit demain stopper l’utilisation de pétrole. Ce service rendu permettra inévitablement d’améliorer le modèle économique des installations de power-to-gaz, dont la finalité à terme n’est certainement pas de se restreindre au power-to-gaz-to-power.
image1.jpeg





PUA ot o e

g

eaion s e i vt ot Bt Pre e o
vt P, ek s e, o T o o
T o
oo o s oot o e o sl e s o
e et e s s epohan e ko o e
v e o At e s + o sorpr o St 90
et e o e s

e s s e i e
e e ol s e o oo P e s o
e e s e oo o £ 1ot e 4 e o
5 e e <ot e b P o e e o 1o s
i o o e ot xSt o oSt
e Tidton ot o derts s oo, o 1) e e o s
e e o s 1 o o e i

-l s t e i sepss et e s s, e
e iy -
U mon de i st e Findiaur o complmant b S e i CO, et |
e O s condt b T e e o G5 b ot
oo
el o S i, . ket s st d e .
s s s Sk e e e,
e | e, i
v o o et e s o TR 500
e e o e de g s tn ol st
kg e et v T 1 A 6
o e s s 15 s e, e 8



