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INTRODUCTION

La cogénération est la production simultanée d@eemécanique et de chaleur.
L'énergie mécanique sert généralement a faire aywn alternateur pour produire de I'électricité. L
chaleur est récupérée sous forme d’eau chaude vapeeir.

Le développement de la cogénération peut procéededx logiques distinctes, selon que
l'objectif principal est la production d'électrigibu de chaleur. Une premiére logique consiste a
récupérer la chaleur des centrales électriques ptintenter des processus industriels ou des
équipements de chauffage urbain. C’est notammetddedans les pays dont la production électrique
repose sur des centrales thermiques et qui ontiafipée massivement les réseaux de chaleur, par
exemple en Europe centrale et du Nordne seconde logique consiste a orienter uneepai
I'énergie produite dans des installations proddisengrandes quantités de chaleur pour obtenir une
génération électrique d’appoint. C'est le cas,ga@mple, dans des secteurs industriels a fortdrizeso

thermiques comme la papeterie et dans des usimesndration d’ordures ménageres.

La structure du parc francais de production élgetrj dominé par les productions
nucléaire et hydroélectrique, ainsi que le faibévaloppement des réseaux de chéletont pas
permis a la premiére logique de s’exprimer. La Bdeo logique explique en revanche le
développement ponctuel d'installations la ou desolmes thermiques élevés étaient concomitants avec
des besoins électrigues subsidiaires. La cogéagraé s’est, des lors, développée en France g dan
un cadre organisé par les pouvoirs publics permiettae rémunération attractive des investissements.
Ce cadre a pris la forme d’'un régime d’obligatidactiat par Electricité de France (EDF) et par les
distributeurs non nationalisés (DNN) de I'électécproduite par cogénération au gaz naturel arparti
de 1997. Le tarif d’achat de I'électricité consemik installations de cogénération sous ce régshe e
déterminé par une formule partiellement indexéelsyprix du gaz naturel. Le tarif d’achat étant
significativement supérieur au prix de vente dietéicité, une compensation a été introduite ed020
au bénéfice des distributeurs obligés d’achetprdduction électrique cogénérée. Cette compensation
est financée par une part de la contribution avicepublic de I'électricité (CSPE) acquittée pes |
consommateurs finals, qui représente plus de 80@MEI06 pour la cogénération.

L'évolution du contexte énergétique depuis la fas @dnnées 1990, marqué par une forte
hausse du prix des énergies fossiles et la volbegépouvoirs publics de réduire les émissions deiga
effet de serre en privilégiant les énergies rentales, pose aujourd’hui la question de I'adapiatio
du dispositif d’obligation d’achat pour les instdibns de cogénération au gaz naturel et, au-cielle,
de l'avenir de cette technique en France, I'enjantéle mettre en balance les gains collectifs @@po
par la cogénération et les fonds publics allouéstte filiere de production d’énergie. Cet enjeu es
naturellement d’autant plus important que le prxgaz est élevé.

Cette réflexion doit prendre en compte plusieuijeaibis. Il s'agit, en premier lieu, de la
législation communautaite qui appelle les Etats européens a favoriser leeldppement
d’installations de cogénération a haut rendefnding’agit, en deuxiéme lieu des orientations eé
par le ministre de Il'Industrie & l'occasion de Eegice de programmation pluriannuelle des
investissements de production électrique (PPI) wt prévoit un maintien du parc existant de
cogénération a I'horizon 2015. Il s'agit, en treisie et dernier lieu, des discussions en cours entre
I'Etat et les acteurs de la filiére de cogénératipr ont pour objet de mettre au point un nouviaaiti
d’obligation d’achat de I'électricité cogénéréadetpermettre aux installations existantes de b&énéfi
d’un renouvellement de leur contrat d’obligatioachat.

L Au Danemark, en Finlande et en Suéde, plus deitéules logements est chauffée par des réseaciaieur.

2 Un million de logements est desservi par un réseachaleur en France.

® Tout particuliérement la directive européenne 2B(@E du 11 février 2004 concernant la promotioriadeogénération sur
la base de la demande de chaleur utile dans lehénartérieur de I'énergie et modifiant la directd242/CEE.

4 C’est-a-dire qui permettent des économies d'éngugimaire supérieures ou égales a 10% par rappoesaproductions
séparées d’énergie électrique et de chaleur.
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LES CONDITIONS A SATISFAIRE POUR TIRER LE MEILLE UR PARTI DE
L'INTERET ECOLOGIQUE ET ECONOMIQUE DE LA COGENERATI ON AU GAZ
NATUREL NE SONT ACTUELLEMENT PAS REUNIES EN FRANCE

La cogénération peut présenter un double intérétr ga collectivité. Un intérét
écologique, d’abord, grace aux économies d’éngnjigaire et donc aux moindres émissions de gaz a
effet de serre qu’elle permet. Un intérét économjcensuite, grace au caractére décentralisé de la
production électrique correspondante et par cores#dqul’efficacité plus grande dont elle est pasteu
dans l'organisation des réseaux de transport diétee.

Ces deux avantages sont cependant subordonnééumian de plusieurs conditions (A).
Or dans le cas francais, tant la structure despg@roduction électrique et thermique que leecadr
dans lequel la cogénération s’est développée nmaghemt pas a ces conditions d’étre actuellement
remplies et réduisent le bénéfice collectif dedgénération (B).

A. Les avantages écologiques et économiques de dgénération au gaz naturel
sont subordonnés a trois conditions

1. Premiere condition : la cogénération au gaz netlidoit se substituer & des moyens
de production alimentés par des énergies fossiles

La cogénération est présentée comme une technapeoduction combinée de chaleur
et d'électricité économe en énergie primaire, angnat dit en gaz naturel dans le cas francais. Par
définition, ces économies d’énergie sont condité@m® aux moyens de production « évisésll
apparait, a ce titre, que la cogénération pernfettefement une moindre consommation d’énergie
primaire par rapport a une production séparée dkeghet d'électricité dont le combustible estée g
naturel (a) et, plus généralement, une moindrestomisie CQ par rapport a des modes de production
basés sur des énergies fossiles. En revanche,ocegjde I'on prend des références différentes,
fondées sur des énergies faiblement émettricesQje Ittérét environnemental de la cogénération
disparait (b).

a) Par comparaison a des productions séparées ldortmbustible est le gaz naturel, la
cogénération permet des économies d’'énergie pravaerl'ordre de 10%

La définition des conditions contractuelles de ligdtion d'achat a supposé de
déterminer des installations « évitées » de réb&rehes modes de production retenus sont la
chaudiére classique au gaz pour la production décahet le cycle combiné au gaz (CCG) pour la
production électrique. Le rendem&de ces technologies a progressé parallélemenaméliorations
techniques apportées aux équipements de cogémérhtittpasse aujourd’hui respectivement 90% et
55% dans des conditions standards (ISO) d’utibsati

A titre d'illustration et par comparaison, une aikition de cogénération qui présente un
rendement électriqliele 35% et un rendement thermique fitde 42%, soit des valeurs courantes
pour les technologies en usage dans le parc eigianmet de réaliser une économie d’énergie
primaire de 9,3% par rapport a une installatiorasé&p (consommation de 100 unités de gaz naturel
contre 113,3 pour des productions électriquesestriyues égales ; voir la figurdrifra).

Contrairement a la production séparée, qui pewt &tlaptée en fonction des besoins
différenciés en chaleur et en électricité, les potidns énergétiques d’une installation de cogéinéra
sont difficiles & découpler et ne peuvent pas dawdnt étre modulées I'une par rapport a l'autre. La
réalisation des économies d'énergie décriggpra est donc conditionnée a la concomitance des
besoins électrique et thermique (vinifra le paragraphe 2).

® Autrement dit les moyens de production qu'il faitimettre en ceuvre si les installations de cog#iuér n'existaient pas
pour couvrir la demande énergétique actuellemamiante par la cogénération.

® C'est-a-dire la quantité d'énergie produite rappe® la quantité d’énergie primaire consommée (PCl).

" Rendement égal a la quantité d’électricité produaipgportée a la quantité d’énergie primaire totalesommée (PCI).

8 Rendement égal a la quantité de chaleur effectimer@oriséerapportée a la quantité d’énergie primaire tofBigl).
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Figure 1 : Exemple d’économies d’énergie primaire @rmises par la cogénération par rapport a
des modes de production séparés
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b) La cogénération au gaz naturel ne présente niarét écologique que si elle se
substitue a des productions utilisant des énergissiles

Au-dela des économies d’énergie primaire par rappdes moyens de production évités
« théoriques », la cogénération présente un iné&@bgique si elle permet de réduire ou d’évies d
émissions de CO Il convient donc de comparer les émissions de, A@es a la production
d’électricité et de chaleur par cogénération auyans de production « réels ».

Il apparait a cet égard que la production d’éleit&ipar cogénération permet de réduire
les émissions de G(par rapport a tous les modes de production doobhebustible est une énergie
fossile (charbon, fioul et gaz naturel). En revanda production d'électricité cogénérée induit un
exces d'émission par rapport aux autres modes dérgon (nucléaire, hydroélectricité, énergies
renouvelabley (voir le tableau 1 ci-dessous).

Tableau 1 : Contenu en CQde I'électricité produite en France et injectée sue réseau

Energies utilisées Emissions en gC@kWh

Centrales au charbon 953
Centrales au fioul lourd 830
Cycles combinés au gaz 400
Cogénération au gaz natufel 260
Energie nucléaire 0
Energies renouvelables (biomasse, éolien, 0
géothermie)

Hydroélectricité 0

Source: ADEME ; DGEMP-DIDEME ; calculs mission IGF

° A savoir les productions & base de biomassejéé@it la géothermie.
0 pour la cogénération, le calcul est expliqué dansexe V.
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En considérant I'ensemble de I'énergie produitelpaogénération, c’est-a-dire a la fois
la génération électrique et la chaleur, il appaggi¢ la substitution présente toujours un intérét
écologique quand la cogénération remplace une ptiadu électrique alimentée par une énergie
fossile fortement émettrice de g@ar exemple le charbon, et ce quel que soit ldentte production
de la chaleur équivalente, y compris des produstiempropres ». La cogénération est également
intéressante quand elle remplace un cycle comhirgiaa (CCG) et une production thermique au gaz
ou a l'électricité. En revanche, l'intérét écolaggqde la cogénération disparait dans tous les(cas o
I'électricité est produite a partir de nucléaire dwne énergie renouvelable, mais aussi quand
I'électricité est générée par un CCG et la chagstiproduite a partir d'une énergie renouvelabbér (v
la figure 2infra).

Figure 2 : Comparaison des émissions en G@e plusieurs combinaisons de production de
chaleur et d'électricité"
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Au total, I'intérét écologique de la cogénératiah el quand celle-ci se substitue a des
moyens de production alimentés avec des énergiesilds, en raison des économies d'énergie
primaire qu’elle permet par rapport a une products@éparée. Mais cet intérét disparait quand on
compare la cogénération a des installations faibfgnémettrices de GOcomme les centrales
nucléaires ou des équipements fonctionnant aveérdagies renouvelables.

2. Deuxieme condition : la cogénération doit couvriles besoins concomitants de
chaleur et d’électricité

Il existe plusieurs catégories de techniques deérm@mtion, chacune étant susceptible
d'étre déclinée en une multitude de réalisatiomer&tes, en fonction essentiellement du combustible
utilisé, du rapport chaleur / force recherché stabactéristiqgues de I'eau ou de la vapeur pmaduit

En France, deux familles d’équipements de cogépnéralu gaz naturel se partagent les
contrats d'obligation d’achat en France : les tuebia combustion (TAC) et les moteurs. Ces deux
technologies répondent & des besoins thermiquigsatits :

— les TAC sont caractérisées par une puissanceajément supérieure a 5 My¢t par
la possibilité de production de vapeur surchauffiééce a la valorisation de la chaleur
des gaz d’échappement dont la température avoisimes500°C. Les TAC sont
utilisées dans le secteur industriel (chimie, papegroalimentaire...) ou pour
I'alimentation de grands réseaux de chaleur ;

11 Les hypothéses qui ont été prises pour cette carigoa sont les suivantes : émissions de 69222 gC@kWhy, pour
une chaudiere classique au gaz, de 180 pour leffajauélectrique (donnée ADEME dans sa « note dieage sur le
contenu en C@du kWh électrique »), de 260 pour la cogénéragipde O pour une chaudiére au bois — calcul ensénis
équivalentes pour une production de 0,45 kWh étpadr et 0,55 kWh thermiques (pour des rendemergstrigue et
thermique de la cogénération de 35% et de 42%).
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— les moteurs présentent une plus faible puissélemtrique (de la centaine de KV
quelques MW) et permettent la production d’eau chaude paétaupération de la
chaleur du circuit de refroidissement du bloc motetude I'huile et de celle des gaz
d’échappement. Les moteurs sont utilisés pour &uffage urbain et les besoins en
eau chaude sanitaire essentiellement.

Les différences entre ces deux techniques, tamtremes de puissance que d'utilisation,
rendent nécessaire un examen au cas par cas dgquatin entre les équipements mis en ceuvre et les
besoins auxquels ils doivent répondre. A cet égiadx constats s'imposent :

— les besoins thermiques a la couverture desquoels destinées les installations de
chauffage urbain sont concentrés en hiver et viaganfonction de la température
extérieure. En France, ils concordent globalemeet a@es périodes de forte demande
électrigue en raison de la diffusion importantecbauffage électrique ;

— les besoins thermiques auxquels répondent ldgallai®ns industrielles sont en
revanche relativement constants au cours de I'aimédulo les variations dues aux
cycles de maintenance des équipements de production

Or contrairement aux modes de production sépaésduipements de cogénération ne
permettent généralement pas la modulation d’unelymtion par rapport & lautfe Pour une
production électrique constante, il faut donc atmeple ne pas utiliser, dans des situations de
températures douces, I'ensemble de la chaleur jteodude rejeter le surplus dans I'atmosphece
qui réduit d’autant les économies d’énergie primgue I'on peut attendre de la cogénération.

Au total, la cogénération permet la réalisatioretff/e d’économies d’énergie primaire a
condition que les productions électrique et thetrmigoient pleinement utilisées, ce qui supposé qu’i
existe des besoins concomitants en électricité ehaleur. Par ailleurs, une approche différeneste
nécessaire pour assurer une utilisation pertindetéa cogénération en fonction de la nature des
besoins énergétiques.

3. Troisieme condition : la cogénération doit perttre la réalisation d’économies de
réseau

Comme toute forme de production décentraliséeilifation d’installations locales de
cogénération peut présenter des avantages en endt@nénagement des réseaux de transport et de
distribution d’électricité. Le développement d’'éogiinents situés pres des lieux de consommation
peut présenter l'intérét d’économiser les coltav@stissement et d’exploitation d’'une extension des
réseaux électriques. lls peuvent ainsi participker gécurisation de I'approvisionnement en éleitfric
de certaines zones fragiles en termes de réseaisen de |'éloignement des centrales de production
Enfin, la décentralisation des moyens de produgtiemmet de réduire, dans une certaine mesure, les
pertes en lignes.

Le prix d’achat défini par les pouvoirs publics 997 prend en compte et valorise les
économies de réseau, apportées par linstallatiom @quipement de cogénération, économies
considérées comme des colts évités pour la coitécti

12 Une modulation & la hausse de la production diechast possible dans les installations équip&esdispositif de post-
combustion (combustion d’un mélange gaz d’échappémegaz naturel). La post-combustion est utiliséé& besoin en
chaleur est supérieur & celui correspondant aurbescélectricité. Elle est naturellement égalenpassible par le recours a
des chaudiéres classiques additionnelles.

13 Lors d'une visite effectuée par la mission, lassance thermique utilisée n'excédait pas 1,5;M@éur une puissance
instantanée effective de 2,5 M\\WCette perte de production de chaleur était obtemuejetant les gaz d'échappement (qui
contiennent environ 20 % de I'énergie consomméetridiment a I'atmosphere.
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La réalité et la valorisation de ces économies sependant incertaines. A I'exception de
la réduction des pertes en ligne par effet Joaleatactere effectif des autres économies est,oism
pour partie, contestable. Une panne éventuelleimiallations de cogénération ne pouvant étre
exclue, le réseau électrique est concu pour pemrn&tlimentation en électricité des utilisateu&nme
en l'absence de cogénération. Par ailleurs, laepoés d'une installation de cogénération peut
nécessiter la construction d'une ligne relianstahation au poste d'alimentation du réseau.

B. La France ne réunit pas toutes ces conditions potrois raisons

L'examen de la situation de la France conduit éolaclusion que ces conditions ne sont
actuellement pas réunies, en raison de la struaeresa production électrique, trés faiblement
émettrice de gaz a effet de serre (1), en rais@odebjectif ambitieux de réduction des émissitms
gaz a effet de serre (2) et en raison du cadraqgbl a été défini pour promouvoir le développemen
de la cogénération (3).

1. La production électrique francaise est faiblentertilisatrice d’énergies fossiles

Figure 3 : Bilan électrique 2005

Tableau 2 : Bilan de la production électrique frangise en 2005

10%

Type de production Q(m:]l;e Pourcentage
Nucléaire 430,0 78,3%
Thermique classique 62,2 11,3%

dont charbon 26,0 4.7%

dont gaz naturel o 209 3.8%

(essentiellement de la cogénération

dont fiouls 59 1,1%

dont renouvelables et déchets 4,8 0,9%
Hydraulique 56,2 10,2%
Eolien et photovoltaique 1,0 0,2%
TOTAL 549,4 100%

Source: Observatoire de I'énergie
B Nucléaire
O Energies renouvelables
B Energies fossiles

Le parc frangais de production électrique présdate particularités :

— une faible utilisation des énergies fossiles I&smant 10% de la production dont
moins de 4% pour le gaz naturel) en raison d’'uilssation croissante des énergies
renouvelables et de la prépondérance de la praduaticléaire (prés de 80% de la
production en 2005) (voir le tableau 2 et la fig8reupra) ;

— une surcapacité globale, ce qui permet a la FEraiétre exportatrice nette
d'électricité”.
La production en base est assurée pour I'essguaticle parc de production nucléaire et
partiellement par les moyens hydroélectriques.laesoins de semi-base, correspondant au surcroit de

demande pendant la période hivernale, sont sasigfar les centrales thermiques classiques. Hafin,
pointes de consommation sont comblées par le desteentrales hydrauliques (voir la figurm#a).

14 En 2005, les exportations nettes se sont mont6@3arWh soit 11% de la production nette de 54%\h.
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Figure 4 : Décomposition de la production électrige pendant une semaine d’automne 2003

80000

| Turbinage
Hlacs
MEciusdas
OClassique

Puissance en MW
- )
<
-

30000 1

OFi de feau

10000 4

Haures

Source: Figure extraite de la PPI 2006 — source : RTE

Si I'électricité cogénérée se substitue généralémeates moyens de production de semi-
base alimentés en énergies fossiles, au charbanl’pssentiel, elle déplace également en partie des
moyens nucléaires ou hydrauliques non émetteu@®eet conduit donc a une sur-émission de gaz a
effet de serre (voir le paragraphe 1.A.1.b. etigaiie 2suprg. Par ailleurs, la production de chaleur
par cogénération remplace pour une part des malechkauffage électrigue, moins émetteurs de CO
(contenu en C@de 180 g/kwh contre 260 g/kWh pour la cogénération

Au total, le bilan écologique de la cogénérationnesins avantageux que dans d’autres
pays européens, ou la production électrique estrerlargement fondée sur I'utilisation d’énergies
fossiles et pour lesquels la cogénération apponte solution de substitution intéressante. Par
contraste, la structure particuliéere du parc dedpetion électrique francais, caractérisée par la
prépondérance de la production nucléaire et laailon importante de I'énergie hydraulique, réthst
avantages écologiques de la cogénération.

2. La politique francaise de réduction des émissode gaz a effet de serre vise a
remplacer les énergies fossiles par des énergiesugelables

Le gouvernement francais a décidé de diviser patrgues émissions de gaz a effet de
serre a I'horizon 2050 et d’assurer la moitié desons thermiques avec des énergies renouvelables.
Ces objectifs ont été inscrits dans la loi de pmogne sur I'énergie du 13 juillet 2005. Les

recommandations du groupe de travail « Facteumpdus atteindre ces cibles s’articulent autour de
deux axes:

— [l'utilisation des énergies renouvelables, paliicament de la biomasse, doit étre
développée ;

— la consommation des énergies fossiles doit &rdfisativement réduite.
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Si I'on considére la consommation d’énergie findds deux secteurs dans lesquels opére
directement la cogénération, a savoir I'industtiéeerésidentiel-tertiaire, pour la partie chautfagt
eau chaude sanitaire (ECS), il apparait que legjiesefossiles représentent les deux tiers degi&ser
consommées dans chaque secteur et que les énengoes/elables sont peu présentes : entre 15 et
20% des énergies consommeées dans le résidentialreeet absence dans l'industrie (voir la figére
infra). Des lors, la réalisation de I'objectif gouverretal passe par :

— le développement des moyens de chauffage alis\@atédes énergies renouvelables
et, le cas échéant, une croissance du chauffageicle ;

— une diminution de I'utilisation des produits @digrs et du charbon dans I'industrie au
profit de sources d’énergie moins polluantes (gatunel et surtout électricité et
énergies renouvelables) ;

— le maintien a haut niveau d’'une production éigotr faiblement émettrice de gaz a
effet de serre.

Figure 5 : Consommation d’énergie finale par secteuen 2004°

Résidentiel - tertiaire
(chauffage et ECS)

| Electricité
R 0O Gaz naturel

B Autres énergies fossiles

IndUStrie -::- . Energies renouvelables

0 10 20 30 40 50 60
Mtep (2004)

Source: Observatoire de I'énergie

Pour tenir compte de ces impératifs écologiques, ptditique énergétique du
gouvernement a été sensiblement modifiée. Ces timodu favorisent les énergies faiblement
émettrices de CQOet réduisent, de ce fait, I'opportunité d'un noawedéveloppement de la
cogénération au gaz naturel. Plus précisémentiepltssmesures récentes sont de nature a relativiser
I'avantage écologique de cette derniere technique :

l'institution d’un tarif d’obligation d’achat déélectricité produite par cogénération a
la biomasse ;

la revalorisation du tarif d’achat dont bénéficidiliere éolienne ;

la réalisation de I'EPR pour le renouvellemenpdtc nucléaire ;
l'incitation & I'alimentation des réseaux de ehala partir d’énergies renouvelaifes

La cogénération a donc vocation a étre de plusegn concurrence avec des moyens
de production propres sur ses principaux déboudglegproduction électriqgue et la production
thermique consacrée a I'alimentation de réseawhdkeur).

15 Total net pour l'industrie et données corrigéeslituat pour le résidentiel — tertiaire.

18 a loi du 13 juillet 2006 prévoit dans son artiZle que les réseaux de chaleur alimentés a pl@®¥epar des énergies
renouvelables bénéficient de la TVA au taux réduit la part abonnement (qui représente généralelaenbitié de la
facture de chauffage des logements concernés).
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3. Le cadre public dans lequel la cogénération aazgnaturel s’est développée en a
limité les avantages

La cogénération s’est développée a partir de 12@5 din cadre public reposant, d'une
part, sur un dispositif d’obligation d’achat par EBt les DNN de I'électricité cogénérée et, d’autre
part, sur des incitations fiscales. Les tarifs H&toont été définis dans des contrats approuvétepar
ministre chargé de I'énergie (contrats 97-01 p@<2) puis dans l'arrété du 31 juillet 2001 pris en
application de la loi du 10 février 2000. Les mesuifiscales pour la cogénération comprennent une
exonération de TICGN pendant cing ans, un amortissement accéléré suanudes dépenses
d’'investissement et une réduction de 50% de lapaxkessionnelle.

Les installations existantes de cogénération sdaligation d'achat représentent une
puissance de pres de 5 GW. L'essentiel s’est dgpélentre 1997 et 2001 sous le régime du contrat
97-01® (voir I'annexe Ill). Le tarif d'obligation d’achationt bénéficient ces installations a été
construit a partir d’'une logique de codts évitésirple systeme électrique, ce qui inclut les colts
d’investissement et d’exploitation évités d’'un &dombiné au gaz de référence de 650 MW et la
rémunération des économies de réseau et des éamalidinergie primaire réalisées grace a la
cogénération (voir 'annexe 1V).

a) Le dispositif d’obligation d’achat ne compogas la souplesse nécessaire pour tirer
le meilleur parti des avantages de la cogénération

Originellement, le développement de la cogénéradevait permettre de répondre a des
besoins locaux de chaleur et accessoirement générer production électrique décentralisée
susceptible d’apporter des économies de réseatispesitif d’obligation d’achat mis en place a part
de 1997 a cependant introduit quatre types de, lgjaiempéchent la réalisation de ces objectifs.

En premier lieu, la formule du tarif d'achat incideproduire continlment et a pleine
puissance pendant toute la période d’Hivédans la formule, la modulation de la puissaneetébue
délivrée et la production en dehors de la périottever dégradent effectivement de maniéere
importante la rémunération de I'énergie électrifuanie. Pour obtenir le meilleur tarif de rachat d
leur électricité, les producteurs d’énergie cogéad&loivent donc produire constamment au maximum
de la puissance installée. Cette pratique prendoldre-pied de l'esprit initial, selon lequel les
installations de cogénération doivent avant toppbnélre a un besoin thermique. Le dispositif actuel
favorise au contraire la production électrique iague d’avoir un excés de production de chaleur qui
est rejeté dans I'atmosphere. C’est le dasfacto pour le chauffage urbain quand la période d’hiver
connait, comme cette année, des conditions clinnegigouces (vosuprale paragraphe 1.A.2).

Cette situation est rendue possible par un niveaxigiince écologique insuffisant. Les
contraintes qui pésent sur les installations deéégtion au titre des contrats d’obligation d’atha
ne préjugent effectivement pas du niveau de vaitiois de la chaleur produffe La figure 6 ci-
dessous montre, a cet égard, que, selon le rentléteetrique nominal de l'installation, il est pitids
de remplir les conditions écologiques contractgefieur des niveaux élevés de non-utilisation de la
chaleur produité.

" Taxe intérieure sur la consommation de gaz nafdeeit le montant est de 1,19 €/MWh en 2006).

18 prés de 4 GW sont sous le régime du contrat 97-01.

19 Crest-a-dire entre le®inovembre et le 31 mars, soit au maximum 3624 lseure

20 pour obtenir la « prime écologique », les instalfes sous contrat 97-01 doivent présenter un reede électrique
équivalent (Ree) de 55% au moins. Les autres iatitals doivent permettre une économie d’énergimaire (Ep) de 5% au
minimum.

2L La chaleur valorisée est la fraction de la proidactle chaleur par cogénération effectivementsétili et achetée par le
client de l'installation. Le reste de la chaleurregeté dans I'atmosphére et correspond a laidraet non-utilisée ».

22 || apparait ainsi sur la figure ififra, qu'une installation dont le rendement électrigse de 35% remplit la condition de
Ree > 55% tout en perdant 22% de la chaleur produitemplit la condition de Ep > 5% tout en perdisfo de la chaleur
produite.
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Figure 6 : Niveau de non-utilisation de la chaleur en fongn du rendement électrique
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En deuxieme lieu, le tarif d'achat rémunére faildaires économies d'énergie primaire.
Comme le montre la figure ihfra, la formule du contrat 97-01 donne une faible @lac la
« rémunération complémentaire » des gains écolegiqapportés par la cogénération. Cette
rémunération représente moins de 5% du tarif dlaehsa part est décroissante depuis 1998 en raison
de l'augmentation relative de la « rémunération’éeergie active fournie », proportionnelle au prix
du combustible. Ce faible niveau de la prime édglog se retrouve dans les contrats suivants (voir
'annexe V).

Figure 7 : Evolution des composantes du tarif d’acit 97-0F*
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En troisiéme lieu, le tarif d’achat s'applique uwwmihément pour tous les types
d’installations, sans prendre en compte les diffées de technologies et d’'usage de la production
énergétique cogénérée. Que le besoin de chaldwstabie toute I'année, comme c’est le cas pour les
installations industrielles, ou au contraire valgabn fonction des conditions climatiques, I'énerqgi
cogénérée est produite pendant toute la périodeed’lfet seulement pendant cette période) sans
modulation de puissance. Par ailleurs, les difiéggerde colts de production de I'électricité cogémér
selon le niveau de puissance et selon la techrelmysont pas prises suffisamment en compte dans le
tarif d’achat, ce qui conduit a subventionner daage les moteurs par rapport aux turbines et les
installations de grande taille par rapport aux plestes installations (voir le tableaurtra).

2 Hypothése retenue : rendement du CCG de 52,5% emertt de la chaudiere de 90% ; rapport chaleucéfde 1,2.
24 Hypothéses : puissance garantie de 1 MW ; terisibh ; disponibilité de 95% ; pas de fonctionnementété ; rendement
électrique de 35% et rendement thermique de 42%.
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Tableau 3 : Ecarts entre le tarif d’achat et le cofide production des installations de
cogénération selon la technologie et la puissance

_ Tarif d’achat Colts ge prp(':iu,(;tgon de Ecart entfe le tarif d’aphat etle
Puissance en 200€° I'électricité colt de production
(MW) (€/MWh) (E/MWh) (EIMWh)
Moteur Turbine Moteur Turbine
0,5 117,7 87,1 30,6
5,0 116,1 63,0 78,7 53,1 37,4
40,0 100,7 61,1 39,6

Source: « Colts de référence de la production électrigy® GEMP) — calculs IGF

En quatrieme et dernier lieu, la réalisation d'émoies de réseau grace au
développement de la cogénération est douteuse.ffey ke fonctionnement des installations de
cogénération en semi-base nécessite de mainten@séau pour I'approvisionnement électrique le
reste de l'année et donc de dimensionner les ligndépendamment de la présence de ces
installations. Par ailleurs, l'absence de planffara géographique du développement de la
cogénération n'a pas permis de favoriser 'émergateemoyens de production décentralisés dans les
zones qui présentent le plus de fragilité d’apmiovinement électrique. A titre d’exemple, le nombre
d’équipements de cogénération implantés en Bretaghparticulierement faible (0,8% de I'ensemble
des équipements francHjsalors méme que le régulateur RTE estime que oigien est en situation
de fragilité en raison de la faiblesse de la prddodocale et de la distance qui sépare les ligeix
consommation du lieu de production le plus préthau total, les économies de réseau réalisées
pourraient se limiter & la réduction des pertetigere par effet Joule. L’économie n’est toutefoasp
mesurée. Par ailleurs, la production décentralimesemble pas avoir contribué de maniére notable a
la sécurisation des réseaux de transport.

b) Le manque de transparence du dispositif acwemiduit probablement a faire
supporter une part du colt de la production de ebalpar les consommateurs
d’électricité et les contribuables

La comparaison du co(t de production de I'éled&ipar cogénération de la DGEMP au
tarif d’achat d’'une part et au co(t de producties choyens de production évités (a savoir des cycles
combinés au gaz) d’autre part permet de dresseramstats (voir la figure 8 ci-dessous) :

— il existe un effet d’échelle significatif. Lesstallations dont la puissance installée est
la plus grande (moteurs de 5 MW et turbines de ¥0)Mnt des co(ts de production
proches de ceux d’'un CCG. En revanche, pour desngande puissance plus faibles
(moteurs de 0,5 MW et turbines de 5 MW) les coétpibduction sont beaucoup plus
élevés ;

— un écart important existe entre les colts deymtizh et le tarif d’achat. Cet écart est
d’autant plus grand que la puissance installéeiregbrtante (voir le paragraphe
I.B.3.a. ci-dessus).

5 Hypothéses : disponibilité de 95% ; pas de fomct@nent en été ; rendements électrique de 35%enitue de 42% ;
tension HTA jusqu'a 5 MW et HTB au-dela ; prix duzgie 30,67 €/ MWh.

26 Extraits des « co(its de référence de la producdecirique » (DGEMP) — hypothéses : taux d’acsadion de 8% ; prix
du gaz de 36 €/ MWh ; mise en service en 2007 tépatiro-dollar.

27 Etude du CEREN relative au « parc francais des émqmepts de cogénération au 31 décembre 2003 ».

28300 km entre Brest et la centrale de Cordemais gtAifantique) contre 80 km en moyenne nationale.
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Les industriels et les collectivités qui ont choisinvestir dans des équipements de
cogénération |'ont fait pour faire baisser le piixleur approvisionnement en chafura tarification
avantageuse de la vente d'électricité et les mestigcales consenties aux installations de
cogénération, a la charge des consommateurs firdectricitévia la CSPE et des contribuables, ont
donc permis de financer des modérations de prixeswentes thermiques a destination des industriel
et des utilisateurs de chauffage collectif. La iissa pu constater I'existence de tels rabais ties
contrats de vente de chaleur qu’elle a examinépars de ses investigations.

Si cette subvention indirecte peut avoir une per@® économique, la répercussion
effective des avantages tirés du prix de vente '@éectricité et des incitations fiscales sur les
utilisateurs de chaleur est néanmoins invérifiaBle particulier, la répartition de la sur-tarificat de
I'électricité entre les profits des cogénératetrs eéduction du prix de la chaleur manque nettéme
de transparence. Les données financieres remisggnéssion sont trop parcellaires pour tirer des
conclusions sur cette répartition.

Figure 8 : Comparaison des colts de production d&lectricité pour différentes technologie¥’
semi-base base
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Source: « Colts de référence de la production électrigy®GEMP)

4. Au total, le rapport colt / avantage de la cogéation au gaz naturel n’est pas
favorable en France

a) Sous des hypotheses favorables, la cogénérgiomet de réduire les émissions
francaises annuelles de G@e 0,3%

L'évaluation des gains écologigques permis par Igénération en termes de moindres
émissions de CPest un exercice délicat puisqu'’il dépend des egifées choisies pour faire cette
évaluation. Si I'on considere, par exemple, quddeeloppement de la cogénération a remplacé des
moyens faiblement émetteurs de £ mme les centrales nucléaires ou les producti@miques et
électriques a partir de biomasse, le bilan écolmyide la cogénération est alors négatif. Autrerdignt
la présence de la cogénération induit, dans cgftethese, un surcroit d’émissions de,CO

29 Cet objectif figure dans les contrats d'exploitatites chaufferies de chauffage urbain remis & ksion. Dans ces
contrats, la justification du pourcentage de baikserix de vente de la chaleur n'est pas expiicitérsque le prix du gaz a
fortement augmenté, une Société d'HLM a imposéeatiannaire de la chaufferie une modification d®tenule de révision
du prix de vente de la chaleur consistant a dimiteieoefficient de prise en compte de l'augmeoitatiu prix du gaz.

30 Données extraites des « colts de référence dedmigtion électrique » (DGEMP) — hypothéses : tdiactualisation de
8%, prix du gaz de 36 €/ MWh, parité euro/dollarseneén service en 2007 (2015 pour la tranche nuelE®R)
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La référence la moins contestable en la matiérecependant le couple chaudiere
classique au gaz, pour la production thermiqueyee combiné au gaz, pour la production électrique
qui sont considérés comme les moyens de produgtioauraient di étre mis en ceuvre en I'absence
de cogénération. Dans ce cas, les émissions dedl€@ cogénération (260 gg®Nh) doivent étre
comparées aux émissions d'une chaudiére classiqugaa (222 gC&@kwh) et d'un CCG (400
gCO/kWh). Pour une production en semi-base, le gaippodp par la cogénération en termes de
moindres émissions est alors de 1,56 Mi@&r an. Cette valeur est & comparer aux émissibales
de 534 Mt d’équivalent COen 2004 en Frante La cogénération permet donc de réduire les
émissions de C{en France de 'ordre de 0,3%.

b) Le codt de cette réduction des émissions deeStires élevé

Les transferts publics qui sont consentis a larBlide cogénération dépassent en 2006
800 M€ au titre de la CSPE et des dépenses fisqadeiction de la taxe professionnelle et
exonération de la TICGN pendant cing ans). En rgppbce montant d’argent public dépensé pour
soutenir les installations de cogénération a laucton des émissions, il apparait que, sous les
hypothéses favorables qui ont été retenues, leetdenCQ évitée grace a la cogénération colte au
minimum 513 €/tCQ

Par comparaison avec le prix d’échange de la tae&€Q sur le marché européen
Powernext Carbon (voir la figureifra), ce colt est considérablement plus élevé. Le geixente
sur le marché européen a effectivement oscilléeet@iret 30 €tCoentre juillet 2005 et avril 2006. I
est désormais sur une pente décroissante depui@@d de 15 €/tCOa moins de 4 €tCQOdébut
2007, pour des volumes d’échange de plusieursicestde milliers de tonnes de £@ar jour.

Figure 9 : Evolution des prix de vente et des voluas échangés sur le marché Powernext Carbon
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31 Données CITEPA hors puits.
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Il LE MAINTIEN DU PARC EXISTANT A L'HORIZON 2015 D ANS DES CONDITIONS
ECONOMIQUES ET ECOLOGIQUES ACCEPTABLES SUPPOSE DE REPENSER LE
DISPOSITIF DE TARIFICATION ACTUEL

La programmation pluriannuelle des investissemprésoit un maintien du parc existant
des installations de cogénération a I'horizon 20CB. maintien suppose que I'exploitation des
installations demeure économiquement intéressAnte. titre, la mission note que le déplafonnement
du tarif d’achat de I'électricité garantit un boweru de taux de rendement interne aux installatien
cogénération (A). Un maintien du parc existant ntependant acceptable pour la collectivité que si
des mesures correctives sont prises pour palkdsilds mis en exergue dans la partie | (B).

A. Le déplafonnement partiel du tarif d’achat de l‘électricité décidé en 2005
assure un taux de rendement interne satisfaisant aunstallations existantes

1. Lahausse du prix du gaz a été compensée daterid’achat

La hausse importante du prix du gaz depuis 200dnduit le gouvernement a modifier
par avenant les contrats d'obligation d’achat 9&099-02 pour éviter que le plafonnement du prix
du gaz inséré dans la formule du tarif d’achat’éledtricité cogénérée ne dégrade la rentabilit® de
installations. Un déplafonnement partiel et provesoa ainsi été accordé a la demande des
cogénérateurs pour I'hiver 2005-2006 et & nouveau phiver 2006-2007. Début décembre 2006, le
ministre de [I'Industrie s’'est engagé a maintenir déplafonnement pendant trois années
supplémentaires.

Cette revalorisation du tarif d’achat, compens&b& par une hausse a due concurrence
du reversement sur le produit de la CSPE, a peawmisinstallations de cogénération d’absorber
I'essentiel de la hausse du prix du gaz, commedatra la figure 10 ci-dessous. La progression en
valeur absolug du tarif d’achat est cependant moins rapide qile de prix du gaz depuis 2005, ce
qui a entrainé une dégradation partielle de la endes installations de cogénération

Figure 10 : Evolutions du tarif d’achat (échelle degauche) et du prix du gaz (échelle de droite)
entre 1998 et 2006
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32 C'est-a-dire la différence entre le tarif N etaeiftN-1.

%3 La hausse absolue du tarif d’achat peut étre palpisle que celle du prix du gaz en raison de Ia$mannuelle des autres
éléments de la rémunération de I'électricité cogéménotamment de la prime fixe.

34 Hypothéses pour le calcul du tarif d’achat : paiies garantie de 5 MW ; tension HTA ; disponibilie 95% ; pas de
fonctionnement en été ; rendement électrique de @8ndement thermique de 42%.
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Le colt pour la collectivité du déplafonnementdest'ordre de 165 M€ par an. Dés lors
que le prix de revient de I'électricité produite [Eacycle combiné de référence aurait été imppaté
la hausse du prix du gaz, ce déplafonnement pattietarif d'achat de I'électricité est toutefois
cohérent avec une logique de colts évités.

2. Variable selon les installations, le taux de dE@ment interne se maintient a un
niveau satisfaisant

La profession n'ayant pas été en mesure de foarfarmission des données financieres
agrégées pour I'ensemble du parc des installatiensogénération sous obligation d’achat, celle-ci a
décidé de sélectionner quelques sites, qu’elle digiter et pour lesquels elle a obtenu des élément
financiers.

Au total, la mission a visité cinq sites de cogétién, représentatifs des deux
technologies les plus utilisées en France, desg@uies installées et des usages de la chaleuritgrodu
Quatre sites ont concerné l'alimentation de chaeafaurbains et de réseaux de chaleur pour des
puissances électriques installées variant de 1NW4 Pour toutes ces installations, il a été fourtéa
mission les comptes de résultats, les contratsetiéevde I'électricité, les contrats de vente de la
chaleur et les contrats d'approvisionnement enngaarel. Un site industriel a, par ailleurs, étgitei
pour lequel la mission n'a pas pu obtenir d’élémeptécis susceptibles de nourrir une analyse
financiere. L'analyse des informations apportéksraission permet de tirer quatre conclusions :

a) L’approvisionnement en gaz naturel se fait @yemne au tarif STS

Si les conditions d’approvisionnement en gaz natadgent d'une installation a l'autre,
il apparait que le prix d’achat du gaz est prochdadif STS. Il est, par ailleurs, possible de note
depuis 2003 une convergence des colts d'approwieinant des diverses installations vers le tarif
STS (voir la figure 11nfra).

Figure 11 : Evolution du prix du combustible pour ks sites visités et du tarif STS depuis 1997
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b) Le prix de vente de la chaleur est variabl@sdes installations mais évolue comme
les prix du gaz

Les éléments apportés a la mission indiquent gaetdarts substantiels existent entre les
prix de vente de la chaleur des différents siteités. Mis a part le cas du site n°3, il apparait
cependant que les prix de vente de la chaleur éabomme le colt du combustible d’une chaudiére
classique de rendement 90% approvisionnée ausasgf(voir la figure 12 ci-dessous).

% Hypothéses retenues : écart moyen entre le tépifatbnné et le tarif plafonné de 10 €/MWh, puissasous obligation
d’achat de 4,8 MW, fonctionnement en semi-base amneaisponibilité de 95%.



— Rapport, page 16 —

L’'analyse des données recueillies montrent enqueieti que :

— la chaleur produite par cogénération est vendue grix proche des co(lts variables
de production des moyens de substitution ;

— le prix de la chaleur est globalement indexdesgnit du combustible au tarif STS du
gaz naturéf ;

— le faible écart constaté entre le prix de vemtdadchaleur et le colt du combustible
tend & attester gqu'il existe une compensation gllrtdes codts de production de la
chaleur par les produits réalisés grace a la \@gtectricité, comme indiqué sugfa

Le prix de vente de chaleur de l'installation n°8sh pas comparable a celui des autres
installations. En effet, dans ce cas, la productimimique est vendue non pas au réseau de chaleur
mais a la chaufferie locale, dont le capital edenié par les mémes actionnaires. Les conditions
contractuelles entre la cogénération et la chdeffarr la vente de la chaleur sont donc assimiadble
un prix de cession interne, qui n'est pas de méaera qu’un prix de vente a un consommateur final.

Figure 12°® : Evolution du prix de vente de la chaleur cogénée depuis 1998
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c) La rentabilité économique et la marge d’ex@tdn des installations visitées ne sont
pas inscrites dans des tendances stables

Les calculs réalisés par la mission a partir désrmimations d’ordre financier qui lui ont
été fournies pour les installations qu'elle a ¢isi montrent que la rentabilité économiguet la
marge d’exploitatioff de la cogénération varient selon les sites etoawscdu temps sans qu'il soit
possible de dégager une tendance quelconque (vt agard la figure 1Bfra et le détail dans
'annexe VI). L'analyse de la rentabilité éconongqurésente par ailleurs une limite intrinseque pour
des installations dont la valeur de I'actif écongua décroit d’une année sur l'adtre

% Sous la réserve mentionngepra de la modification, dans un contrat, de la formdéerévision du prix de vente de la
chaleur visant a réduire le coefficient de prisecempte de I'évolution du prix du gaz (et d'augreenpar voie de
conséquence le coefficient de prise en comptetdellltion d'éléments plus stables).

37 Cette proximité est anormale puisque ne sont gloiss en compte ni les frais de fonctionnement ehtdétien, ni
I'amortissement de l'installation ou les annuitéscdédits baux, ni les diverses redevances vensgéese fermier a la
collectivité ou a I'organisme concédant.

% e coiit du combustible d’une chaudiére classigée aalculé au tarif STS et un rendement de ladiBee de 90%.

39 Autrement dit [EROCEégal au rapport entre la résultat d’exploitatipréa imp6t et I'actif économique.

40 Autrement dit le rapport entre la résultat d’exjaiion aprés imp6t et le chiffre d’affaires.

“! Dans ce cas, la rentabilité économique croit migo@ment sans que cette croissance ait un sensrépre.



Rentabilité économique
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Il ne semble donc pas possible de décrire une daémle régissant la rentabilité des
installations de cogénération sur la période agiéei a 2006. Plusieurs déterminants jouent, en tout
état de cause, de maniére variable selon leslat&tak, notamment I'évolution du prix de ventelae
chaleur, les variations dans les charges d’expioitaet de maintenance et la part respective des
productions électrique et thermique. Il convientrd#er, a cet égard, que le niveau de la marge
d’exploitation est d’'autant plus élevé que le mlix vente de la chaleur est haut (voir la figure 12
suprg. Par alilleurs, il n'est pas possible de détermifienpact sur la marge d’exploitation du
déplafonnement partiel du prix du gaz introduit pkhiver 2005-2006 : pour deux sites la marge tcroi
entre 2005 et 2006 (site§ et 4) et pour les deux autres sites, la margeitgendant cette période.

Figure 13 : Evolution de la rentabilité économique annuell¢gauche) et de la marge
d’exploitation annuelle (droite) des installationsvisitées
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d) Les installations de cogénération ont un taexehdement interne satisfaisant

Les éléments financiers dont la mission a pu agoithaissance sur quatre des sites
visités montrent que le taux de rendement intefiRd)(aprés impo6ts est variable d’'un site a l'autre
et compris entre 5,8 et 11,0% (voir le tableanfra et voir 'annexe VI pour le détail financier).

Tableau 4 : Taux de rendement interne des installans visitées

. Puissance PIT MEEN B
TRI aprés impbts e PUIED Bl installée a1 EhElELy Technologie

contrat contrat (MW &) (2001-2006)

o (en €/MWh)

Site n°1 +5,8% 99-02 2000-20172 2,480 27,2 Moteur
Site n°2 + 8,8% 97-01 1998-2009 1,000 31,1 Moteur
Site n°3 + 6,09 97-01 1997-2009 8,100 24,8 Moteur
Site n°4 +11,0% 97-01 2001-2013 44,000 25,1 Turbine

42 valeurs corrigées pour le site n°3: le prix deteede la chaleur de linstallation de cogénératibnsite n°3 est
significativement inférieur au prix de vente praggsur les autres sites. Il est en réalité asdigila un prix de cession
interne entre la cogénération et la chaufferie, menindiquésupra Pour pouvoir comparer toutes les situations, un
retraitement a été opéré en prenant un prix deevégal au colt du combustible d’une chaudiéreiglass

43 Calculé a partir deash flowdisponible sur la durée du contrat, défini commie:sexcédent brut d’exploitation moifisix
d’'investissement moinisnpét normatif (au taux de 34,33% sur le résudtakploitation) moinsvariation du BFR




TRI apres impots (%)
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Une analyse sommaire montre plus précisément qudRe aprés impdts croit
naturellement avec le prix de vente de la chaleair (a figure 13infra). Il existe, par ailleurs, un effet
taille : le TRI corrigé®, calculé pour le méme prix de vente de la chabewr toutes les installations,
croit avec la puissance installée (voir la figudertra).

Figures 14 et 15 : Corrélation entre le TRI, le prx de la chaleur et la puissance installée
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Ces niveaux de TRI peuvent étre comparés a trisiserces :
— le taux d’actualisation des investissements papfixé a ce jour a 8%45 ;

— le colt moyen pondéré du capital (CMPC) pour insllation de cogénération. Le
CMPC évalué par la profession s’éleve a 6,28% ;

— le taux des obligations d’Etat a dix ans, soibaude 3,8%. Ce taux correspond a une
rémunération sans risque du cafftal

Au total, un TRI de 5 a 6% sur la durée de vieidstallations de cogénération peut étre
considéré comme un taux convenable. Toutes leallatiins visitées présentent un TRI supérieur a
ce niveau, voire sensiblement supérieur (voir idetzu 4 ci-dessus).

3. Une évolution du niveau de déplafonnement actest possible sans dégrader la
rentabilité des installations

Sur la base des codts d'investissement et deseahargxploitation fournis a la mission
(voir 'annexe V), de la formule du tarif d’achat d’électricité du contrat 97-01 et en faisant
I'hypothese que le prix de vente de la chaleuréggtl au colt du combustible d’'une chaudiere
classique, calculé au tarif STS, la mission a éffeades simulations de résultats financiers sur la
période 1998-2010 (voir 'annexe VIl pour le détalles projections réalisées permettent notamment
d’étudier la variation moyenne du TRI en fonctiom wiveau de déplafonnement introduit dans la
formule d’achat de I'électricité, et ce pour ditféts scénarios d’évolution du prix du gaz.

4 TRI calculé pour un prix de vente de la chaleud @gar toutes les installations au co(it du combissti’'une chaudiére
classique.

4 Ce taux a été fixé par le Commissariat général am @h 1985 par référence a la rentabilité margitaleapital industriel
(6%) augmentée d'une prime de risque tenant codgsténcertitudes sur I'environnement internati@dd croissance (2%).
Une mission de réflexion présidée par D. Lebégpmposé en janvier 2005 une révision a la baissedaux, de 8% a 4%.
8 |_es investissements dans les installations dengwgéion présentent naturellement un risque tecleniig a la fiabilité des
équipements. En revanche, le dispositif d'obligatitachat assure un débouché pour la vente detié&ité pendant toute la
durée du contrat, ce qui annule le risque éconogniqu
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Les résultats de ces simulations sont de deux®rdre

a) Pour un maintien des conditions actuelles deatkilité, un retour au plafonnement
du tarif d'achat ne peut étre envisagé que dansamiexte de baisse durable des prix

du gaz

Par comparaison a un maintien des conditions debiité actuelles, autrement dit a la
conservation d’'un niveau de déplafonnement de 9268oune stabilisation des prix du gaz, le retour
a la formule de plafonnement utilisée jusqu’'a 2@@mduirait & une dégradation du TRI des
installations de cogénération dans un contextedigudes prix du gaz a 2010 (voir la figure 16 ci-

dessous).

Pour éviter une dégradation de la rentabilité destallations de cogénération,
I'indexation de la rémunération proportionnelle kuprix du combustible est donc nécessaire (sauf e

cas de baisse importante du prix du gaz).

Figure 16 : Impact d’'un retour au plafonnement du tarif d’achat sur le TRI en fonction de
I'évolution du prix du gaz*® entre 2007 et 2010
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b) Le déplafonnement pourrait étre réduit a 87,58ms dégradation sensible de la

rentabilité

L'analyse de I'évolution relative moyenne du TRkdastallations de cogénération pour
différents scénarios d’évolution annuelle du prix gaz jusqu'a la fin des contrats d’obligation
d’achaf® permet de tirer deux conclusions (voir la figutarifra) :

— une révision du niveau de plafonnement a 87,3%amspatible avec la garantie d’'un
niveau de TRI modérément dégradé (baisse du TRlwmude 10% par rapport a la

situation actuelle pour un doublement des prix auentre 2007 et 2010) ;

— la fixation du niveau de déplafonnement au-de& A% et, a fortiori, un
déplafonnement total, conduirait a améliorer le TR$ installations de cogénération

existantes par rapport a la situation actuelle.

47 Le TRI moyen baisserait de 20% pour des prix dusiitzles et de 90% pour un doublement du prix &@8& et 2010.

48 Evolutions relatives moyennes du TRI calculéeslesisituations financiéres simulées d’'un moteuf d4W, un moteur

de 5 MW, une turbine de 10 MW et une turbine d&MB (voir le détail en annexe V).

49 50it 2010 dans les simulations réalisées.
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Au total, selon le scénario d’évolution du prix gaz retenu et selon le choix du niveau
de rentabilité que I'Etat souhaite garantir auxtahations de cogénération, il est possible deefair
varier, dans le cadre tarifaire actuel, le niveauddplafonnement a la baisse par rapport au niveau
actuel de 92,5%.

Figure 17 : Sensibilité relative moyenn® du TRI en fonction du niveau de déplafonnement pau
différents scénarios d’évolution du prix du gaz erre 2007 et 2010
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B. Les contrats en cours gagneraient a étre aménagédans la perspective d’'un
maintien du parc existant a I'horizon 2015

La programmation pluriannuelle des investissemélgstriques pour 2005-2015 prévoit
un maintien du parc existant des installations dgénération. Pour remplir cet objectif dans des
conditions financierement acceptables pour lesstighls et économiquement avantageuses pour la
collectivité, il semble préférable de faire évollertarif d’achat actuel pour en neutraliser legidi
énoncés dans la premiére partie du rapport. Troiipes structurants pourraient sous-tendre le
nouveau dispositif, dont un exemple d’applicatish@ésenté.

1. Le dispositif actuel devrait étre revu selonig@rincipes

a) Fixer un niveau d'exigence écologique plus dimimk pour éviter les gaspillages

Il est apparu a la mission que le dispositif acimgsente deux biais. D'une part, la
rémunération « écologique » est proportionnellenfiaiife dans les contrats d’obligation d’achat et
donc peu incitative. D'autre part, le calcul desorémmies d'énergie effectué en moyenne sur
I'ensemble de la période de fonctionnement perraatainpenser des moments de fort gaspillage de la
chaleur produite par des phases de tres bonneadféic La proposition suivante peut donc étre
avanceée :

Proposition n°1 : Lier la rémunération de I'électricité produite a un objectif de valorisation quotidenne
de la chaleur et accroitre significativement la parde la rémunération dépendant de I'efficacité écolgique
des installations

Une révision des conditions tarifaires existantegrdit viser une augmentation sensible la partade prime
écologique » dans la rémunération totale de I'élet#t produite par cogénération.
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Par ailleurs, il serait souhaitable de faire dépeta rémunération a un objectif de valorisatiootglienne de la
chaleur produit® et de lier une partie significative du tarif d'athle I'électricité non seulement & I'économ

d’énergie primaire réalisée grace a la cogénératiomis également au degré moyen de valorisatiofade

production thermique.

D

La mise en ceuvre effective de cette propositionpesgrait le renforcement du contrle des DRIRE sur

I'efficacité énergétique et écologique des indialtes de cogénération.

b) Donner plus de souplesse au dispositif

Le dispositif actuel pousse les cogénérateurs dum® a pleine puissance pendant toute

la durée de la période d’hiver, sans modulationfattion des besoins effectifs. Par ailleurs,

le

dispositif tarifaire ne tient pas compte des ddf@es d'usage de la chaleur produite et des
technologies mises en ceuvre. Pour donner plus jfdesse au dispositif existant, trois propositions

pourraient utilement étre retenues, ensemble carégpent :

Proposition n°2 : Ouvrir la possibilité aux cogénéateurs de sortir définitivement du dispositif d’obligation
d’achat et de vendre librement leur production életrique sur le marché

Cette proposition consiste a permettre aux insiatla de cogénération qui le désirent de sortirsgstéeme
actuel de l'obligation d’achat sans pénalité. Cstitution a vocation a s'appliquer aux installatidas plus
importantes dans le secteur industriel. Toute esalti dispositif devrait naturellement étre défiratpour éviter
des effets d’aubaine.

Une telle proposition présente deux avantages.r&mipr lieu, elle permettrait aux installationsabgénération,
dont les codts de production électrique sont les pas ou qui ont amorti I'essentiel de I'investment initial,

de vendre librement leur électricité au marché, nqudes prix sont suffisamment élevés, c'est-a-d
généralement quand le besoin électrique est réeseEond lieu, cette solution conduirait a retinee partie de
la production électrique cogénérée du champ de3&Eet donc de réaliser des économies au profit
consommateurs finals d’électricité.

Proposition n°3 : Permettre un fonctionnement libre avec vente de la production électrique sur le mahé
ou auto-consommation, en dehors de la période denfctionnement sous obligation d’achat

En alternative ou en paralléle a la propositiorc@dénte, cette idée a vocation a mettre le pacogénération
au service du réseau électrique et a utiliser amtepde la puissance installée en dehors de ladeéhivernale
aux moments ou les besoins électriques sont impusrtau la production insuffisante (et les prix diat
intéressants pour les cogénératelirsCette souplesse assurerait une rémunération mnnirstable aux
installations de cogénération, grace au dispoditibligation d’achat, et une rémunération complétaia

fonction des besoins électriques sur le marchéedeuts propres consommation.

La mise en place d’'une telle solution reviendrdiige porter au marché une partie de la rémurgrates codts
fixes des installations de cogénération. La prime flu tarif d’achat serait donc réduite au produiaemps de
fonctionnement libre hors du dispositif d’obligatid’achat.

Cette proposition concernerait au premier chefjlandes installations susceptibles de fonctionnedehors de
la période hivernale, c’est-a-dire et pour I'esggres installations du secteur industriel, dogg besoins en
chaleur dépassent d’ailleurs la seule période @jatibn d’achat. Son application permettrait deidiner le co(t

du dispositif d’obligation d’achat par une baisseld CSPE et donc de réaliser des économies ait gesf

consommateurs finals d'électricité.

%0 C'est-a-dire le rapport entre la quantité de chraddiectivement utilisée et la quantité totale Haleur produite.
1 par exemple, périodes de froid en intersaisoripges de canicule ou la température de 'eau diEses est trop élevée
pour permettre le rejet des eaux de refroidissehententrales électriques classiques ou nucléaires

des
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Proposition n°4 : Permettre une production modulégendant une période variable en fonction des besan
effectifs en chaleur

Cette proposition vise a remédier au fait que ladpction des installations de cogénération esteiget

indépendante des besoins effectifs en chaleutaditsdonc d’améliorer I'efficacité énergétique apige par la
cogénération tout en laissant aux producteurs ooplesse de fonctionnement. La mission a notamrment
constater sur plusieurs installations visitées@usdu mois de novembre 2006, mois exceptionnel¢mioux,

qu’'une partie importante (jusqu’a la moitié) de daaleur produite était rejetée dans I'atmosphéraoet

valorisée.

Cette solution pourrait s’articuler autour de daMgs :

— ne pas définir de période de production ni dessarice garantie ou de disponibilité mais une
durée annuelle minimale de fonctionnement a plpinssance et une durée maximale de fonctionnement

— conditionner la rémunération de I'électricité g¢mide par cogénération au niveau de valorisationadg
chaleur produite.

La mise en ceuvre de ces deux principes permetteaiionner plus de souplesse au dispositif en ddeée
fonctionnement et en amplitude de puissance poeuxnconcentrer la production sur les moments ou |(les
besoins thermiques sont réels, ce qui correspagérent a la période hivernale du dispositif achair les
installations alimentant des réseaux de chaleus n&la recouvre pas totalement.

c) Assurer un juste retour sur investissement

L'analyse du dispositif existant, particulieremelets conditions tarifaires du contrat 97-
01, montre que le tarif d’achat s’applique unifomait sans prendre en compte les différences de
technologies et d'usages de la chaleur et quiludgne faiblement les économies d’'énergie (voir
suprale paragraphe 1.B.3.). Par alilleurs, la référeang colts évités au systéme électrique telle
gu’elle figure dans le dispositif actuel est asseEorique et ne permet pas une rémunération étpiitab
de I'électricité produite par cogénération selomilestallations (voisuprale paragraphe 1.B.3.a et le
tableau 3). Les deux propositions suivantes paemtaipporter des réponses a ces problemes :

Proposition n°5 : Prévoir des modalités tarifairesdifférentes pour I'achat de I'électricité cogénéréeselon
la technologie, la puissance installée et les usagele la production thermique des équipements
correspondants.

Comme il a été soulignéupra pour permettre un retour normal sur investisseénuss installations de
cogénération, il conviendrait de tenir compte défémtnces de colts de production selon les types|d
technologies et d'intégrer les différences d’'usdgda chaleur produite dans le dispositif tarifaire

Les propositions 112 et 3 permettraient, a cet égard, d’offrir desspectives de fonctionnement adaptées aux
installations du secteur industriel, dont les besdhermiques ne se limitent pas a la seule péhodgnale. Il
serait par ailleurs utile de définir des formulasfaires distinctes pour les deux technologiesalgénération
mises en ceuvre en France (moteurs et turbines Bustion).

Proposition n°6 : Prendre pour référence les coltsdels d’'investissement et les charges d’exploitatiodes
équipements de cogénération, particulierement poues installations rénovées

Par substitution aux codts évités utilisés dardidpositif actuel, des modalités tarifaires rendé®s pourraient
s’appuyer sur les codts réels d'investissementeaiptbitation des installations de cogénératiorcék égard, le
travail mené par la DGEMP dans les « co(ts deeat&r de la production électrique » pourrait seteibase. La
profession dispose par ailleurs d’éléments suukstion qui pourraient utilement compléter lesfobs retenus
par les services de I'Industrie (voir I'annexe V).

Une problématique particuliére vise les condititensfaires consenties aux installations rénovéessidérées
comme étant mises en service pour la premiere fdepproche par les colts réels d'investissement| et
d’exploitation permettrait d’adapter le régime faire au niveau effectif des nouveaux investissamedalisés
sur les équipements existants (vafra le paragraphe 11.B.3).
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2. Concretement, le gouvernement pourrait étudieoi$ scénarios d'évolution du
dispositif actuel

Les principes énoncés dans le paragraphe précédenbcation a inspirer la politique
future du gouvernement vis-a-vis de la cogénératamt pour les installations existantes que pesir |
nouveaux équipements. Leur mise en ceuvre conarategit cependant revétir des formes diverses.

La mission propose aux pouvoirs publics d’'étudikeis particulierement trois scénarios
d’évolution du dispositif actuel. La propositiorsant a permettre aux installations de cogénéraiion
secteur industriel de sortir définitivement du disiif avant le terme des contrats a été retenus da
chacun des scénarios, cette proposition permetlant les hypothéses retenues par la mi¥sida
réduire le montant de la CSPE consacré a la cogtmérde I'ordre de 7,5%, soit une économie de
60 M€ par an.

a) Premier scénario maintien du dispositif actuel avec un engagensente niveau de
déplafonnement

Ce scénario est un scénasianinima: outre la mesure commune mentionnée a l'alinéa
précédent, il comporterait un engagement sur leanivde déplafonnement qui serait accepté jusqu’a
l'issue des contrats actuels, ce qui donneraitpahétat de cause, une meilleure visibilité auve@s
de la cogénération pour la gestion de leurs irdiails. Ce scénario suppose de prendre un nouvel
arrété tarifaire pour les contrats CO1 et des awsraux contrats 97-01 et 99-02. Le gain en vigbil
accordé aux cogénérateurs pourrait justifier deniete niveau bas du déplafonnement indiqué par la
mission, soit 87,5%.

b) Deuxiéme scénariomaintien du tarif actuel mais ouverture de laspibilité d’'un
fonctionnement libre hors des périodes de produadtimus obligation d’achat

Ce scénario s'adresse principalement aux instatiatde cogénération répondant a des
besoins de chaleur dans le secteur industriehetus de la mesure commune, vise a leur permettre d
rester dans le cadre de I'obligation d’achat pehtiapériode hivernale (entre 1€ hovembre et le 31
mars) et de fonctionner librement au-dela de qatéode pour auto-consommer I'électricité produite
ou la vendre sur le marché. Les codts fixes étamtunérés sur une plus longue durée, la contrepartie
de cet assouplissement devrait naturellement é&teeré@duction de la prime fixe du tarif d’achat
d’électricité au prorata de la durée de fonctioneeniors de I'obligation d’acttat Cette proposition
devrait permettre de réduire le montant de la C8ié&cté a la cogénération de I'ordre de 10% soit
une économie supplémentaire pour les consommdirats d’électricité d’environ 80 M€ par an.

c) Troisieme scénarip remise a plat du tarif actuel pour le rendre fmme aux
orientations proposées plus haut

Le scénario le plus ambitieux consisterait, oudrenesure commune, a refondre le tarif
actuel pour remédier aux insuffisances qui ontedgosées ci-dessus. Sa mise en ceuvre pour les
installations existantes pourrait étre réaliséé soi la base du volontariat soit en I'imposant aux
cogénérateurs

Un nouveau tarif pourrait s’articuler autour desgcéléments suivants :

%2 Hypothéses retenues : prix de marché de I'éléride 60 €/MWh, tarif d’achat moyen de 100 €/MWgortie de
I'obligation d’achat de la moitié des équipemeritsnd puissance comprise entre 20 et 50 MW (soiéd@ipements selon
I'étude du CEREN, comptés pour 35 MW chacun) etadeotalité des équipements d’'une puissance supérieb0 MW
(soit 5 équipements comptés pour 50 MW chacun)t tbodisponibilité est prise égale a 95% pour uncfmnnement en
semi-base.

%3 Réduction d’un taux égal au rapport (durée de fonoement hors obligation d’achat) / (durée totldonctionnement).
% Hypothéses retenues : fonctionnement 1 000 heretehors de la période d'obligation d’achat (snitaux de réduction
de la prime fixe de 1 000 / (1 000 + 3 443) = 22,5 la moitié de la puissance installée (soit&/Z si on considére que
450 MW sortent du systeme d’obligation d’achat entw de la mesure commune) ; montant moyen deitaepfixe de
50 €/ MWh.

%5 Et donc en maintenant le tarif actuel déplaformér pes installations non volontaires.

%8 par exemple en leur donnant le choix entre le eauvarif et le tarif actuel sans reconduction éplafonnement.
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une modulation, dans certaines limites, de Iagauce électrique et de la durée de
fonctionnement en fonction des besoins thermijyes

— une décomposition du tarif, avec des conditioasfaires distinctes selon la
technologie (moteurs et turbines a gaz) ;

— une « prime fixe » fondée sur les codts fixetsrées installations existantes ;

— une « prime variable » égale a la somme du coltothbustible consommé pour la
production électrique et des codts variables d@qion ;

— une « prime écologique », qui serait attribuéesstes conditions restrictives sur le
plan écologiqu® et liée au niveau de valorisation quotidienne aleHaleur et aux
économies d'énergie primaire réalisées par I'ifetiah.

3. La reconduction de l'obligation d’achat pour lemstallations rénovées doit étre
accompagnée d’'une refonte des conditions tarifaires

Afin de pérenniser le développement de la filiére production d'électricité par
cogénération, l'arrété du 14 décembre 2006 redatd rénovation des installations de cogénération,
pris pour l'application du décret du 7 septembr@32@ose le principe du bénéfice de I'obligation
d'achat pour les installations rénovées pour untambminimum de 350 €/kW installé.

Les installations rénovées pourront donc bénéfidian nouveau contrat d’obligation
d’achat a I'issue de leur premier contrat de 12 bine discussion est en cours entre les professi®onn

et le gouvernement pour définir les conditionsfaiés dans lesquelles ce renouvellement de contrat
aura lieu.

Ces nouvelles conditions tarifaires pourraient, ed €gard, utilement s’inspirer des
principes présentés par la mission et des éléntentsrets proposés au paragraphe précédent dans le
troisieme scénario. Il convient, en tout état deseade retenir le principe d’un ajustement deilag
fixe au niveau des nouveaux investissements réalsur 350 €/kW de nouveaux investissements, la
prime fixe ne devrait donc pas dépasser 30 000 @dan une installation d’'une puissance d'1 MW
(contre 77 000 €/an pour I'exemple de tarif doangrg.

5" par exemple, I'attribution du tarif d’achat poiirrétre conditionnée a une durée de fonctionnerepleine puissance
supérieure a 3 000 heures et a une durée de fonetizent totale inférieure & 4 500 heures.

%8 par exemple, les conditions d'attribution de laner « écologique » pourraient étre une valorisatiaptidienne de la
chaleur supérieure a 90% pendant au moins 95%odes jle fonctionnement et une valorisation quatiadéede la chaleur
supérieure a 80% pendant la totalité des joursdetibnnement.
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CONCLUSION

Au-dela de la rentabilité et, plus largement dut shr parc existant, toute poursuite
ultérieure de I'aide publique a la cogénérationrdityselon la mission, reposer sur la promotios de
installations les plus rentables et les plus édqlass.

Deux inconvénients du dispositif actuel doivenetégard étre particulierement évités :

— d'une part, le dispositif actuel favorise le ma@qde transparence dans la
détermination du prix de la chaleur ;

— dautre part, la rigidité du systeme ne permes pme bonne adaptation des
productions aux besoins.

En tout état de cause, les pouvoirs publics denrai@abord décider si la collectivité doit
ou non continuer & aider la cogénération. A cetdéda mission observe qu’une centrale nucléaire
fonctionnant en semi-base produit une électricieflleur marché qu'une installation de cogénération
et que trois années d'aides publiques pour le immeément des installations de cogénération
représentent le colt d’'investissement d’'un EPR.

En second lieu, les pouvoirs publics devraientcengui concerne le prix d’achat de
I'électricité cogénérée, trancher entre I'appropheles codlts évités et celle par la rémunération d
risque consenti par le cogénérateur. Du point de de& la mission, la seconde approche devrait
désormais prévaloir.

Un nouveau dispositif d'aide a la cogénération azi maturel devrait par conséquent, s'il
est décidé, s’appuyer sur les principes directeyposéssupra Il convient, en tout état de cause, de
favoriser les installations les plus économes aargi@ primaire, d’avoir une approche globale de la
production d’électricité et de chaleur et d'évitecueil d'une aide révisable périodiquement en
fonction des prix du combustible.

Deux pistes pourraient a ce titre étre utilememingrées par les services du ministere de
I'Industrie :

— le recours a des appels d'offres pour bénéfidierégime de I'obligation d’achat.
Cette solution pourrait présenter le double mét@davoriser la concurrence entre les
opérateurs de la cogénération (et donc de dégagealement I'offre la plus rentable
et la moins codteuse pour la collectivité) et demmttre une programmation des
investissements (et donc de les orienter versdageas de consommation ou les lieux
de fragilité du réseau électrique) ;
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le remplacement du régime d’obligation d'achatr pm systéme d'aide aux
investissements dans les modes de production igleetécologiques, au-dela de la
seule cogénération au gaz naturel, ce qui poyresihettre de mettre en concurrence
cette technologie avec d’autres modes de produgtipropres » et notamment les
technologies (chaudiéres et turbines a vapeur)isaii la biomasse comme

combustible.

Paris, le 24 janvier 2007

L ingénieur général des Mines,

. . -« dec Fin
[es mspecteurs des rin

Maxence LANGLOIS-BERT
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LETTRE DE MISSION



‘Le Ministre Délégué a I’ Industrie

Le Ministre de I’Economie, E’ ;
\ . ! ol

des Finances et de I’'Industrie g
iberté « Egalité = Fraternité

_ REPUBLIQUE FRANGCAISE B
. Paris, le 2 4 0Ct. 2008

Les Ministres

I
T GOURRIER ARRIVE
75 90T 2006

a
LE

Monsieur le Vice-Président
FAC du Conseil Général des Mines
e Monsieur le Chef du Service

de I'Inspection Générale de Finances

La cogénération consiste & produire simultanément de la chaleur et de 1’électricité, en
général 3 partir de gaz naturel. Elle est présente dans des secteurs trés divers tels que I’industrie,
le secteur tertiaire, 1’agriculture, les réseaux de chaleur des immeubles collectifs. L’électricité
produite est le plus souvent achetée par EDF, dans le cadre d’un dispositif d’obligation d’achat,
tandis que la chaleur produite est vendue 3 des industriels ou 2 des gestlonnalres d’immeubles

collectifs,

Depuis 1997, les conditions de rémunération de 1’électricité produite ont été notablement
améliorées : la durée des contrats de rachat a été portée & 12 ans et les tarifs ont été fixés &
110 € / MWh, & comparer 2 un prix moyen de 60 € / MWh pendant Ia période hivernale de
fonctionnement des cogénérations. Ce différentiel de prix est intégralement financé par la CSPE,
taxe intégralement supportée par les consommateurs ; il représente environ la moitié¢ de cette
contribution qui s’élévera au total & environ 1,4 Md€ pour 2006. '

Les contrats d’obligation d’achat de I’électricité produite par cogénération, approuvés
par le ministre de I’Industrie entre 1997 et 2001 (soit [’essentiel des contrats), prévoient dans les
tarifs d’achat un plafonnement du prix du gaz remboursé aux cogénérateurs, afin de les inciter &
ne pas produire lorsque le prix du gaz est trop élevé. Ces conditions avaient ét€¢ mises en place a
une époque ol les prix du gaz étaient moins élevés qu’actuellement. La loi de finances pour
2006 a introduit le principe d’un déplafonnement partiel du.prix du gaz & fixer par avenant aux
contrats. Pour "hiver 2005-2006, ce déplafonnement a été fixé a 92,5%. Le coflit de cette
mesure, intégralement supportée par le consommateur, s’est établi a environ 155 ME.

Afin d'examiner dans quelles conditions ce déplafonnement peut étre prolongé de fagon
pluriannuelle, il convient d'étudier la rentabilité économique et financiére globale de I’ensemble
de la filiére depuis son origine. Cette analyse devra également intégrer un bilan cofit/avantage de
la filiere sur le plan énergétique et environnemental, sachant que le récent rapport sur la
programmation pluriannuelle des investissements de production d’électricité 4 1’horizon 2015 a
confirmé I’intérét du maintien du parc actuel de cogénération pour satisfaire 4 1’évolution de la
demande nationale. Sur la base de cet examen, vous ferez des propositions sur le mode de
financement qui devrait étre retenu pour la cogénération.

Nous souhaiterions pouvoir disposer de votre rapport début décembre 2006

Thierry BRETON Francois LOOS

MINISTERE DE L’ECONOMIE
DES FINANCES ET DE L'INDUSTRIE
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Cabinet du ministre délégué a I'industrie

Christophe BEAUX, directeur de cabinet
Philippe DUPUIS, directeur adjoint de cabinet

Direction générale de I'énergie et des matiéres pmaeres (DGEMP)

Dominique MAILLARD, directeur général
Francois JACQ, directeur de la demande et des @shergétiques
David MOLHO, chef du bureau 6C (affaires économgetktarifaires)

Commission de régulation de I'énergie (CRE)

Patricia DE SUZZONI, directrice des marchés eteahwise public
Julien JANES, chargé de mission au départemenicegoublic et tarifs réglementés
Ivan PAVLOVIC, chargé de mission au départemerdrfeces

Agence internationale de I'énergie (AIE)

Claude MANDIL, directeur exécutif

Agence de I'environnement et de la maitrise de I'@ngie (ADEME)

Alain MORCHEOINE, directeur de I'Air, du bruit eed’efficacité énergétique
Carole LE GALL, directrice opérationnelle délégirergie, air, bruit
Gwenaél GUYONVARCH, chef du département Industtiaggiculture
Jean-Pierre TABET, chef du service Economie

Etienne BEEKER, service Economie

Union sociale de I'Habitat (USH)

Daniel AUBERT, directeur général des services
Dominiquue, DUJOLS, directrice des relations iniinnelles et du partenariat
Brigitte BROGAT, conseiller technique

Electricité de France (EDF)
Philippe HUET, directeur Optimisation, amont-avietrading (DOAAT)
Jean-Pierre LAROCHE, chargé de mission « Obligadiachat »

Gaz de France (GDF)

Stéphane BRIMONT, directeur de la stratégie
Catherine BRUN, chef du service GDF Négoce (pblekigling et ventes)
Sébastien DELACROIX, Marketing électricité (GDF Nég)
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Cabinet de conseil — Deloitte

Jean-Michel GAUTHIER, associé responsdbtergy & Utilities

Areva T&D
Gilles DAVID, vice-président "Energies renouvelabét distribuées”
Théophane DUBOIS, ingénieur commercial

Représentants de la profession

— Fédération francaise des entreprises gestionnairede services aux équipements, a
I'énergie et a I'environnement (FG3E)

Armand BURFIN, président
Patrick DE BEAUREPAIRE, délégué général

— Association technique énergie environnement (ATEE)

Jacques BESNAULT, président du club « cogénération

Patrick CANAL, délégué général du club « cogénérai
— Union des industries utilisatrices d’énergie (UNIDHE)

Jean-Philippe PERROT, délégué cogénération

Entreprises de cogénération

DALKIA

Olivier BARBAROUX, président-directeur général
Jean-Claude BONCORPS, directeur délégué aux &abimnts

Christophe MAQUET, évaluation des investissematitection financiere
- ELYO
Bertrand SCHNEIDER, Direction assistance aux op@rat

COFATHEC

Gérard BASINI, manager d’actifs COFATHEC

RHODIA

Jean-Marc PAUTROT, Directeur industriel

Les noms et les organismes d'appartenance despesscencontrées localement, n'‘ont
pas été cités afin de préserver, a la demande agsnérateurs, la confidentialité des données
financieres fournies par ceux-ci.
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Un étude a été commandée par le ministere de Binguen 2003 au CEREN pour faire
un état du parc des installations de cogénérafientravail donne une image détaillée du parc au 31
décembre 2003, pour les installation sous obligaifachat comme pour celles qui ne le sont pas. La
profession, représentée par les fédérations FGBENHDEN et I'association ATEE, assure également
un suivi des installations de cogénération et anficiila mission des données plus récentes.

De ces travaux, dont il n'a été retenu que lesrin&tions concernant les installations
sous obligation d’achat, la mission tire les caisssaivants :

A. Lacogeénération sous obligation d’achat représéa une puissance électrique de 4,8 GW

Le tableau linfra synthétise les principales informations de I'étutle CEREN. Il
apparait notamment que la cogénération représdage de 1 200 installations et une puissance
électrique de 4,8 GW. La quantité d’'électricitéduibe par cogénération en 2003 atteint 18 TWh pour
une consommation nationale de prés de 500 TWhreraent dit, presque 4% de la consommation
électrique nationale est couverte par la productlentrique par cogénération.

Tableau 1 : Description du parc de cogénératiamdal technologie en 2003

Turbines a gaz Moteurs' a TOTAL
combustion
Nombre d'installations 227 994 1221
Puissance électrique (MW) 3300 1500 4 800
Puissance thermique (MW) 5100 1700 6 800
Puissance électrique moyenne (MW) 14,5 15 3,9
Energie électrique produite en 2003 (TWh) 13,4 4,6 18
Energie thermique produite en 2003 (TWh) 19,3 4,8 24,1
Energie primaire consommée en 2003 (TWh) 42,5 12,5 55
Rendement énergétique global W% 75% 77%
Rendement électrique 32% 37% 33%

Source: « Le parc frangais des équipements de cogéruratii 31 décembre 2003 » (CEREN)

1. Les installations de cogénération sous obligatid’achat appartiennent a deux
types de technologie

D’une part, les_turbines & gadont le principe repose sur l'injection en coutidu
combustible dans une chambre de combustion alimesriéamont par de I'air comprimé puis de la
détente des produits de combustion, qui permettder le compresseur et l'arbre de sortie.
L'énergie mécanique est soit utilisée directemanteatrainement de machines tournantes, soit
convertie en énergie électriqgue par un alternatees. gaz d'échappement dont la température est
voisine de 500°C sont valorisés thermiquement.elnapérature des produits de combustion permet la
production de vapeur éventuellement surchaufféd'eau chaudegia une chaudiere spécialisée. Les
turbines trouvent leur place dans le secteur imgligthimie, papier, sidérurgie, agro-alimentaite}
réseaux de chaleur et des applications tertiaires.

D’autre part, les moteurs a pistons et a combustiterne qui fournissent de I'énergie
mécanique sur l'arbre de sortie soit utilisée dimment en entrainement de machines tournantes soit
convertie en énergie électrique par un alternatewplé au réseau. Une premiére récupération de
chaleur de I'eau a environ 90°C est effectuéeesaulles circuits de refroidissement du bloc mog&tur
de l'huile. Un complément d'énergie thermique d&gérmu sur les gaz d'échappement. Le niveau de
température de la chaleur récupérée favorise Ipicapons thermiques a eau chaude (chauffage,
réseau d'eau surchauffée...) au détriment de la vadem moteur thermique conserve des
performances intéressantes sur une plage variab0 @de100 % de sa charge électrique et reste peu
sensible aux conditions climatiques extérieures.




— Annexe lll, page 2 —

2. Les moteurs représentent la majorité des insttdins et les turbines la majorité
de la puissance installée

a) Les moteurs représentent des petites puissaloesque les turbines sont réparties
sur les puissances moyennes et les grandes poéssan

Comme le montre la figure Ihfra, les moteurs sont concentrés autour des petites
puissances électriques : leur puissance moyenrdeelsb MW et les trois quarts des moteurs ont une
puissance inférieure & 2 MW. Les turbines, en relvansont davantage réparties entre les puissances
moyennes, puisque deux tiers des turbines ont wesgnce inférieure & 7 MW, et les grandes
puissances, puisque la puissance moyenne desdsriat de 14 MW. Autrement dit, la, parc existant
comprend quelques turbines de grande puissancai(aig 40 MW).

Figure 1 : Répartition des technologies de cogéio@érpar puissance électrique

Puissance moyenne des Puissance moyenne des
moteurs & combustion turbines a gaz

I [ I I .

0 15 2 7 14 Puissance

électrique (MW)

PR

3/4 des moteurs

Y

<
-«

2/3 des turbines a gaz

Source: « Le parc frangais des équipements de cogéruratii 31 décembre 2003 » (CEREN)
b) Les moteurs représentent 80% des installatidascogénération et 30% de la
puissance électrique

Figure 2 : Répartition des installations et dedsgance
par technologie

100% -
90% -

La figure 2 ci-contre répartit les 80% -
installations et les puissances par 70% ~
technologie. Il apparait nettement que 60% -
la majorité des installations est 50%

40% -
30% -
20% -

équipée de moteurs (prés de 1 000 sur
1 200) et que la puissance électrique

est largement pourvue par les turbines
& gaz (3,3 sur 4,8 GW). 10%; .
0%
Nombre Puissance Puissance
d'installations électrique thermique

m Turbinesad gaz O Moteurs & combustion

Source: « Le parc frangais des équipements de cogér#rati
au 31 décembre 2003 » (CEREN)
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3. Lacogénération est partagée entre I'industrig@ chauffage urbain

Figure 3 : Répartition de la puissance électrique
La figure 3 ci-contre décrit la présence cogénéré par secteur de consommation
relative de la cogénération dans les
différents secteurs de consommations. On
peut noter, a cet égard, que la puissance
électrique cogénérée est majoritairement
produite dans le secteur industriel (57%).
La cogénération permet également
I'alimentation de réseaux de chaleur et
répond a des besoins dans le résidentiel et
le tertiaire. Au total, les installations de
cogénération se sont pour I'essentiel
développées en réponse aux besoins
thermiques  importants du  secteur O Résidentiel - tertiaire
industriel et pour I'alimentation en chaleur
des installations de chauffage urbain.

7%

57%

0O Réseaux de chaleur

B Industrie

Source: « Le parc frangais des équipements de
cogénération au 31 décembre 2003 » (CEREN)

B. L’essentiel de la cogénération a été développéla fin des années 1990 sous le
régime du contrat 97-01

1. Lacogénération a connu un fort développementrerl997 et 2001

Comme le montrent les figures 6 a 9 de la pageastey le développement de la
cogénération en France s’est concentré sur quatr@ea de 1997 a 2000. Si le nombre de nouvelles
installations a commencé a croitre en 1994-1996uisance installée n'a décollé qu'a partir de7199
L'année 2001 a mis un terme au fort rythme de sawise de la fin des années 1990.

Figure 4 : Périodes de développement de la
L'analyse de la figure 4 ci-contre et du cogénération
tableau 2infra, qui retracent les périodes
de développement de la cogénération,

, , 100%
permet de tirer deux conclusions. En - -
premier lieu, la cogéenération s'est 80% -
fortement développée entre 1997-2001.
Pres de 60% des installations et 75% de la 60% m 2002 — 2006
puissance électrique ont effectivement vu
le jour pendant cette période. En second 0% 1 01997 - 2001
lieu, les derniéres années n’ont pas permis 01991 - 1996
un nouveau développement de la 20% -
cogénération. Les installations créées
entre 2002 et 2006 représentent moins de 0%
20% du parc total et moins de 15% de la Nombre Puissance
puissance installée. diinstallations  installée

Tableau 2 : Périodes de développement de la comférér
1991 — 1996 1997 — 2001 2002 — 2006

Nombre d’installations 185 483 133
Puissance installée (MW) 688 3 594 590
Puissance moyenne (MW) 4,87 7,43 4.4

Source: Etude de 'ATEE sur les installations de cogétién
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Figures 5 (haut gauche), 6 (haut droite), 7 (baslya) et 8 (bas droite)
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2. L’essentiel du parc actuel est sous le régimecdatrat d’obligation d’achat 97-01

a) Trois régimes contractuels se sont succédésislepe quinzaine d’années

La cogénération a connu trois périodes de développe en France en fonction des
conditions contractuelles. Pendant la période 119996 le cadre contractuel proposé par EDF fixait
des tarifs d’achat de I'électricité cogénérée pesctles conditions du marché régulé de I'époque et
limitait ce bénéfice de I'obligation d’achat auxsiallations d’'une puissance électrique inférieure a
8 MW. Au total, 185 installations se sont dévelagpéans ce cadre. La plupart de ces installations
ont pu souscrire le contrat 97-01 mis en place3¥ 1Pendant la période 1997-20@&ux types de
contrats, approuvés par le ministre chargé de fggee se sont succédés. Le contrat 97-01, tout
d’abord, repose sur le principe des codts évitgwestd comme référence un cycle combiné au gaz
avec turbine (CCGT) d’'une puissance électrique nataide 650 MW alimenté au meilleur tarif gaz
(tarif grand transport STS). Le tarif d’achat mis place dans ce cadre contractuel assure une
obligation d’achat de I'électricité cogénérée pemndd2 ans. Le contrat 99-02, ensuite, entré en
vigueur a I'été 2000, reprend l'essentiel des dio du contrat 97-01 et mettant a jour les
rendements de référence du CCGT et en limitant guméfice aux installations d’'une puissance
inférieure & 40 MW. _La période actuelle depuis 266Bplacée dans le cadre défini par la loi du 10
février 2000, dont sont issus les contrats d’obligad’achat CO1 entrés en vigueur en décembre
2002.

b) L’essentiel du parc existant est sous le régimeontrat 97-01

Figure 9
Comme l'indiquent la figure 5 ci-contre et
le tableau 3 ci-dessous, 80% des 100%-
installations et 85% de la puissance - i
électrique installée sont sous le régime du 80% |
contrat 97-01. Le contrat CO1 mis en place
en 2002 sur le fondement de la loi du 10 60% -
février 2000 ne représente, en revanche, m Contrat CO1
que 15% des installations et 5% de la 40% - @ Contrat 99-02
puissance installée ; autrement dit, ce O Contrat 97-01
contrat a permis le développement de 20%
petites installations (généralement des
moteurs) pour lesquelles le nouveau tarif 0% _
d'achat de [Iélectricitt est le plus _ Nombre Puissance
. , d'installations installée
avantageux (voinfra 'annexe 1V).
Tableau 3
| Contrat97-01 | Contrat99-02 | Contrat CO1
Volumes
Nombre d'installations 620 60 100
Nombre d'équipements 967 74 125
dont turbines 164 28 15
dont moteurs 803 46 110
Puissances (MW)
Puissance installée 3900 450 270
dont turbines 1220 355 80
dont moteurs 2 680 95 190
Puissance moyenne 6,5 9,6 2,6
Répartition par secteurs (MWg)
Résidentiel tertiaire 310 0 30
Réseaux de chaleur 1 280 240 160
Industrie 2 310 210 80

Source: Etude de I'’ATEE sur les installations de cogéién
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C. Lerégime de compensation de I'obligation d’achalate de 2000

1. L’'obligation d’achat date de 1955

La loi du 8 avril 1946 sur la nationalisation déldctricité et du gaz a nationalisé
I'activité de production d’électricité, a I'excepti des installations de production d’une puissance
inférieure ou égale a 8 000 kVA. Le décret du 20 &8b5 réglant les rapports entre EDF et les
producteurs autonomes d’énergie électrique a, quauit organisé 'obligation d’achat de I'électté&
des producteurs autonomes et 'obligation de passecontrat Le décret fixait les prix minima
qu’'EDF était tenu de consentir aux producteursrautes. Aucune procédure de compensation des
surcodts subis par EDF n’avait toutefois été prgwarece décret. Le décret du 20 décembre 1994 est
venu rendre permanente l'obligation de passer ntratal'achat a I'égard des installations utilishest
techniques de cogénération (artict§.1

Deux modeles de contrat, dits « 97-01 » et « 99;@ht été approuveés par le ministre de
I'Industrie dans ce cadre. Ces contrats, conclus i@ ans, présentent des tarifs modulés en fanctio
de la disponibilité des installations et de leuficatité énergétique. Les conventions signées
antérieurement a I'entrée en vigueur de la loi @udélrier 2000 se poursuivent si elles n'ont pas ét
dénoncées par leurs bénéficiaires.

2. Laloi du 10 février 2000 rénove le régime d’mation d’achat

a) La loi du 10 février 2000 confirme [l'obligatioktgale d’achat de [I'électricité
produite par cogénération

L’obligation d’achat est prévue a larticle 18e la loi du 10 février 2000 relative a la
modernisation et au développement du service pdelitélectricité. Cet article dispose en effet que
« sous réserve de la nécessité de préserver lefdrctionnement des réseaux, EDF et (...) les
distributeurs non nationalisés (...) sont tenus dechgoe, si les producteurs intéressés en font la
demande, un contrat pour I'achat de I'électricitéduite sur le territoire national par (...) (2°) les
installations qui utilisent des énergies renouvédab(...) ou qui mettent en ceuvre des techniques
performantes en termes d'efficacité énergétiqudestajue la cogénération. Un décret en Consell
d'Etat fixe les limites de puissance installée idstallations de production qui peuvent bénéfider
I'obligation d'achat. »

Le méme article prévoit que les installations bigieft de I'obligation d'achat ne peuvent
bénéficier qu'une seule fois d'un contrat d'obiggat'achat.En outre, il convient de préciser Goels
réserve du maintien des contrats en cours et dpssitions de l'article 50, I'obligation de conelun
contrat d'achat peut étre partiellement ou totatgraespendue par décret, pour une durée qui ne peut
excéder dix ans, si cette obligation ne répond alusobjectifs de la programmation pluriannuells de
investissements (art. 10).

b) L'obligation d’achat ainsi définie est cepentiannditionnelle

L'obligation d’achat est limitée a une puissance I&MW (art. 3 du décret du 6
décembre 2000) sauf lorsque l'installation alimemteéseau de chaleur, auquel cas sa puissante n'es
pas limitée. Le producteur d'électricité qui sowbabénéficier de I'obligation d’achat doit, par
ailleurs, produire aupres du préfet (DRIRE) un tissomportant les informations mentionnées a
I'article 1*" du décret du 10 mai 2001. Lorsque l'installatidseu’alimentation d'un réseau de chaleur,
le dossier doit également comporter les élémemtsligsant que la puissance de l'installation est en
rapport avec la taille du réseau de chaleur exisiara créer qui sera alimenté par cette instafiati
(art. ' du décret du 10 mai 2001). Dans un délai de denix eEncompter de la réception du dossier, le
préfet délivre un certificat ouvrant droit a I'ofpdition d’achat de I'électricité (art'tlu méme décret).

1 Ces contrats ont le caractére de contrats adnaitifsfrcompte tenu, notamment, du caractére obligate leur conclusion
(CE Sect., 19 janvier 1973, Société d'exploitaétactrique de la riviere du Sant).
2 Modifié par la loi du 13 juillet 2005.
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c) Les tarifs d’achat sont déterminés par arrété

L'article 10 de la loi du 10 février 2000 disposgedes ministres chargés de I'économie
et de I'énergie arrétent, aprés avis de la Comonis$é régulation de I'énergie (CRE), les conditions
d'achat de I'électricité. Les contrats conclus eaiprévoir des conditions d'achat prenant en cempt
les colts d'investissement et d'exploitation é\pisles acheteurs d’électricité, auxquels pejdiger
une prime prenant en compte la contribution derdalyction livrée ou des filieres a la réalisati@s d
objectifs définis au deuxieme alinéa de l'articledg la loi du 10 février 2000 (article 10 de la dii
10 février 2000). Le niveau de cette prime ne meuduire a ce que la rémunération des capitaux
immobilisés dans les installations bénéficiant @s conditions d'achat excéde une rémunération
normale des capitaux, compte tenu des risques d@ntséra ces activités et de la garantie dont
bénéficient ces installations d'écouler l'intégéalde leur production a un tarif déterminé. Les
conditions d'achat font I'objet d'une révision péigue afin de tenir compte de I'évolution des sodt
évités et des charges mentionnées a l'articletisléat 0 de la méme loi).

Les objectifs définis a l'article®1de la loi du 10 février 2000 sont I'indépendantéae
seécurité d'approvisionnement, la qualité de I'aladutte contre I'effet de serre, la gestion matie et
le développement des ressources nationales, laigeade la demande d'énergie, la compétitivité de
I'activité économique et la maitrise des choix medbgiques d'avenir, ainsi que [I'utilisation
rationnelle de I'énergie.

L'article 8 du décret du 10 mai 2001 prévoit que konditions d'achat précisent
notamment les conditions relatives a la fournitdesl’électricité, les tarifs d’achat de I'électti;
ainsi que la durée du contrat. Ces tarifs d’aclet’éectricité fournie sont égaux aux codts de
production, incluant investissement et exploitagtiéxités sur le long terme au systéme électrique,
auxquels peut s’ajouter une rémunération suppléirentcorrespondant a la contribution des
installations a la réalisation des objectifs dé&fiail'article £ de la loi du 10 février 2000. L’arrété
actuellement en vigueur est l'arrété du 31 juiz@0? fixant les conditions d’achat de I'électricité
produite par les installations de cogénération ed®icité et de chaleur valorisée de puissance
inférieure ou égale a 12 MW.

3. Laloi du 10 février 2000 introduit la compensaih des charges de service public de
I'électricité

Les surcolts subis par EDF et les distributeurs mationalisés du fait de I'obligation
d’achat sont intégralement compensés. L'articleodoit une compensation des surcolts supportés
par EDF ou les distributeurs non nationalisés,rsekde modalités prévues a l'article 5. L'articld&la
loi du 10 février 2000 met en place une compensdtitegrale des charges imputables aux missions
de service public assignées aux opérateurs éleetriqCes charges sont calculées sur la base d'une
comptabilité appropriée tenue par les opérateurkegsupportent.

La compensation est assurée par des contributioas dar les consommateurs finals
installés sur le territoire national. Elle est eotEe puis versée aux opérateurs électriques aisae
des dépdts et consignations (CDC). Les surcodts caoulés selon les modalités prévues par le
décret du 29 janvier 2004 relatif & la compensaties charges de service public de I'électricité. Ce
décret dispose en son article 4 que «les chargesitdbles aux missions de service public de
I'électricité, qui donnent lieu & une compensatiotégrale, sont constituées par les surcolts de
production et de fourniture ». Il résulte de cespdsitions combinées que le surcolt supporté p&r ED
ou les distributeurs non nationalisés lors du radeal’électricité aux producteurs d'électricitérpa
cogénération n'est pas supporté par 'acheteued#étité, mais par les consommateurs finals, par
I'intermédiaire de la compensation.

3 Modifié par les arrétés du 26 mars 2003, du 22éce 2004 et du 23 ao(it 2005.
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4. La compensation des charges de service publitéectricité passe par la CSPE

Les charges de service public de I'électricitéesetjue définies par l'article 5 de la loi du
10 février 2000 concernaient initialement les sOtsaésultant de I'obligation d'achat de I'éleit&ic
produite par certains types d'installations (éoléesy photovoltaique, cogénération...) et les surcodts
de production dans les zones non interconnecties trie les départements d'outre-mer. Cet adicle
été modifié par la loi du 3 janvier 2003 qui a cdétd les définitions précédentes par les colts
résultant, pour les distributeurs d'électricité, ldemise en ceuvre du tarif électrique « produit de
premiére nécessité », prévu par l'article 4 deildu 10 février 2000 et une partie des colts sUppo
par les organismes de fourniture d'électricité &ron de leur participation financiere au dispbsiti
institué en faveur des personnes en situation @wmapite.

Le nouvel article 5 de la loi du 10 février 2008titue un encadrement de I'évolution du
montant des charges, ainsi qu'un plafonnement deofdribution par site de consommation.
L'encadrement de la contribution unitaire par kWt fixé a 7% du tarif bleu 6 kVA, ce qui
correspond actuellement & un plafonnement de I&ibation unitaire a 0,5355 centimes d’euro par
kKWh. Il s'agit la d'un maximum qui est & companerOg45 centime d'euro de contribution fixé en
2004. Par ailleurs, le montant de la contributiare,dpar site de consommation, a été plafonné a
500 000 €. Cette mesure concerne environ 150 déeonsommation. Le décret du 28 janvier 2004
relatif a la compensation des charges de serviddicpde ['électricité précise les modalités de
fonctionnement du dispositif de la CSPE.
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CONDITIONS TARIFAIRES DE L'OBLIGATION D’ACHAT
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A. Conditions tarifaires du contrat 97-01

1. Indexation de la rémunération

La rémunération de I'électricité produite par cog@tion dans le cadre de I'obligation
d’achat du contrat 97-01 fait I'objet d’une révisiannuelle au coefficient K. Elle est par ailletres
dépendante du taux de disponibilité d de l'instaliaet du niveau de la puissance garantie PG au
systeme électrique. Les données retenues pouirdéfistallation a laquelle la cogénération viesd
substituer présentent, enfin, une grande importapoar la détermination du niveau de la
rémunération.

a) Le coefficient de révision K

Par définition, le coefficient de révision est dérpar la formule suivante :

K =02+ 060 ME 4 gpPSdA
IME, PsdA,

avec IME' la derniére valeur connue au mois d’octobre dalitie du colt de la main
d’ceuvre des industries mécaniques et électriqusd® la derniére valeur connue au mois d’octobre
de I'indice du prix des produits et services dives’.

b) Le taux de disponibilité d

Par définition, le taux de disponibilité est le papg entre, d’'une part, I'énergie
effectivement produite par l'installation de cogeéxtidn pendant la période d’hiver ou le contrat
s'applique D et dans la limite d’une puissance téer@ 1,07% PG (en cas de fourniture totjlet &
PG (en cas de fourniture parti)let, d’autre part, 'énergie que l'installation degénération aurait
pu théoriquement produire & une puissance PG etapémune durée D. La taux de disponibilité est
donné par la formule suivante :

d — 6fournituretotale DEP51,075<PG + 6fourniture partielle DEPSPG

PCxD
ou s est le symbole de Kronecker, E en kWh, PG en k¥ &b heures

c) Le cycle combiné au gaz de référence

La référence retenue dans le contrat 97-01 esycle combiné au gaz d’une puissance
de 650 MW, d’une disponibilité de 95% et d’'un remeéat effectif sur PCl de 51%. Les éléments de
codts retenus pour ce CCG de référence, indexds, samt donnés dans les tableaux suivants :

Tableau 4
Nature du colt Montant
Amortissement annuel (PFa) 84,91 €/kW|
Charges d’exploitation fixes annuelles (PFe) 2E58V
Charges d’exploitation proportionnelles (PPe) FE0BWh

4 MEO = IME(octobre 1996).

® PsdAO = PsdA (octobre 1996).

® L'indice PsdA a été remplacé par un autre indiparir d'aolit 2004.

” L’énergie produite au-dela de PG n’est fournieDFHue si elle est livrée sur son réseau. L'énqugieluite et non fournie
a EDF est utilisée par le producteur.

8 L'énergie au-dela de PG est fournie & EDF.
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Les colts évités en matiere de réseau dépendentaditent de la tension de livraison. Le
tarif d’achat tient compte de cette dépendancedaptant le montant de la part fixe et de la part
proportionnelle des économies de réseau en fonddda tension. Ces montants sont indexés sur K.

Tableau 5
Tension de Part fixe des économies de réseau | Part proportionnelle des économies de résegu
livraison PFr (€/kW) PPr (€/MWh)
HTA PFr=33,54-0,76 (0,001 PG - 5) PPr=2,29 — 0,066 (0,001 PG - 5)
avec 23,7% PFr< 37,35 avec 1,9% PPr< 2,61
HTB PFr=18,29 - 0,76 (0,001 PG - 25) PPr=10,98 — 0,066 (0,001 PG — 25)
avec 6,86 PFr< 23,73 avec < PPr< 1,97
225 kV PFr=6,86 PPr=0

2. Les éléments de la rémunération

a) La prime fixe annuelle
Proportionnelle a la puissance garantie PG, etléoaestion de la disponibilité d :
PF=PGx TBPFx coef(d) avec PF en €, PG en kW et TBPF en €/kW

avec TBPF, le taux de base annuel de la prime digal a la somme de l'annuité
d’amortissement du cycle combiné de référence (Ries) charges fixes annuelles d’exploitation du
cycle combiné de référence (PFe) et de la partdie® économies de réseau (PFr). Le coefficient
fonction de d est donné dans le tableau et darfiglse infra. Il apparait a cet égard que la
rémunération est d’autant plus intéressante qdesfaonibilité est grande. Une disponibilité inférie
a 1 est par ailleurs d’autant plus pénalisée quiedk réduite.

Tableau 6 Figure 10
Disponibilité Coefficient
d=0,95 1
1,05
d>0,95 1+ 05[{d - 095) < 1,025
0,90<d < 0,95 1+ (d - 095) B 1
d <0,90 095+ 15[{d - 090)= 0 2 0,95/
(]
38 0,91
0,85 ‘ ‘ ‘
0,85 0,9 0,95 1
disponibilité d

b) Larémunération de I'énergie active fournie

Par définition, seule I'énergie fournie dans lailende la puissance maximale de
production définie dans le certificat de conforngigd valorisée au prix proportionnel.

La rémunération de I'énergie active fournie estpum proportionnel saisonnalisé selon
les périodes d’été et d’hiver égal au prix du gasanalisé, éventuellement plafonné, ramené au
rendement du cycle combiné de référence (pris ég&ll%) auquel sont ajoutées les charges
d’exploitation variable (PPe) et les économiesalads de réseau (PPr).
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Le prix du gaz fait I'objet d'un mécanisme de plaiement. Le niveau du prix plafond
dépend de la durée de fourniture d’électricité eimotls de la période hivernale (dfe). Plus la fdurgi
estivale est importante, plus le prix plafond est.khe prix du gaz est plafonné si le prix annueydz
(Prg) est supérieur au prix-plafond annuel défeni k@ baréme décrit dans le tableau ci-dessous. En
cas de plafonnement, le producteur peut mettrestéifation de cogénération a la disposition du
systéme électrique (installation dispatchable). fréx du gaz retenu dans la formule de la
rémunération de I'électricité produite est alortaléf STS.

Tableau 7 : Bareme du prix-plafond

En cas de plafonnement, le prix plafonné est égal a

dfe Prix-plafond annuel
(heures) (c€/kwh PCI) .
0 1,82 Prix dugazx Prix plafondannuel

376 1,71 Prg
1376 1,45
2376 1,23 avec :
3376 1,20 . . _ )
4 376 1,17 Prg= 3624x prix dugaz(hiver) + dfex prix dugaz(éte
5136 1,16 362+ dfe

Au total, la formule donnant la rémunération denéegie active fournie, hors
plafonnement, est la suivante :

Prix dugazautarif STS(hiver, étd
051

+PPe+ PPr

c) Larémunération complémentaire

Un élément complémentaire doit permettre de modalegmunération en fonction de
I'efficacité énergétique de l'installation, mesunggr le rendement électrique équivalent (Ree).eCett
rémunération complémentaire est proportionnelle’éaetgie active fournie et fait I'objet d’un
plafonnement. Elle est indexée sur K. Son baremedasé dans le tableau ci-dessous

Tableau 8 : bareme de la rémunération complémentair Formule du Ree :

Ree clz;?rléﬁgt';gil:e N Ree= Eeproaue
(E/MWh) SR () E o E th,utiisée
Reeg 55% 0 0 consommee 0’9
55% < Ree< 65% 1,524 45 734
Ree > 65% 3,049 91 469
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B. Conditions tarifaires du contrat 99-02

Les conditions tarifaires du contrat 99-02 repremn@our I'essentiel les éléments de
rémunération du contrat 97-01 décrits ci-dessus.Mageurs de référence sont cependant actualisées e
la rémunération complémentaire est modifiée sukistEament. Par ailleurs, les installations éligibl
doivent avoir une puissance électrique inférieud® MW.

1. Mise ajour des valeurs de référence

Les valeurs de référence sont actualisées comnmuihdans les tableaux ci-dessous. Le
rendement du CCG de référence sur PCI est paniailfgis égal & 52,5%.

Tableau 9
Nature du codt Contrat 97-01 Contrat 99-02
Amortissement annuel (PFa) 84,91 €/kwW
Charges d’exploitation fixes annuelles (PFg¢) 2E58V 81,76 €/kW
Charges d’exploitation proportionnelles (PIPe) 3,05 €/MWh 3,16 €/ MWh
Tableau 10
Tension de Part fixe des économies de réseau | Part proportionnelle des économies de réseau
livraison PFr (€/kW) PPr (E/MWh)
HTA PFr=57,47 - 1,64 (0,001 PG - 5) PPr=2,38 - 0,068 (0,001 PG - 5)
avec 49,2& PFr< 65,68 avec 2,0x¥ PPr< 2,71
HTB PFr=57,47 - 1,64 (0,001 PG - 5) PPr=1,02 - 0,068 (0,001 PG — 25)
avec 0< PFr<.49,26 avec 0< PPr< 2,03
225 kV PFr=0 PPr=0

Tableau 11 : baréme du prix-plafond du gaz (c€/kNh)

dfe (heures) Contrat 97-01 Contrat 99-02

0 1,82 1,88

376 1,71 1,77

1376 1,45 1,50

2 376 1,23 1,27

3376 1,20 1,24

4 376 1,17 1,22

5136 1,16 1,20

2. Larémunération complémentaire de I'énergie adifournie

La notion de rendement électrique équivalent,adtdidans le contrat 97-01 pour évaluer
I'intérét énergétique des installations de cogéi@ra est abandonnée au profit de la notion
d’économie d’énergie primaire Ep, dont la formusé donnée ci-dessous :

E

consommée

électrique produite E
que p! +

0525 09

La rémunération complémentaire est donnée parrienmsuivant. Elle est plafonnée a
92 500 € par an et indexée sur K.

Ep=1-
P=1"F

thermique utilisée

Tableau 12
Ep Rémunération complémentaire (€/MWh) Plafond annuel (€)
0% < Ep< 15% 30,83 Ep
Ep > 15% 4,63 92500
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C. Conditions tarifaires du contrat CO1

Le tarif d’achat de I'électricité cogénérée sousdlgime de la loi du 10 février 2000 est
défini dans l'arrété du 31 juillet 2001 pour lestallations d’'une puissance électrique inférieure a
12 MW. Le tarif d'achat se décompose en une prilre &t une rémunération de la production
électriqgue. Cette derniére se décompose en troiBete: une rémunération proportionnelle a la
production, une rémunération du gaz et une pritreffecacité énergétique.

A la différence des conditions tarifaires des catstrantérieurs, le tarif d’achat CO1 ne
prend pas appui sur une installation évitée daent®. Il est en revanche indexé de la méme facon
que le tarif 99-02.

1. La prime fixe

La prime fixe est une fonction de la puissance mjggapar le cogénérateur en hiver
(PGH) et de la disponibilité effective en hiver@eux régimes de rémunération sont distingués en
fonction de la tension U délivrée.

Au total, la prime fixe est égale a (en € pour P&GHW et TB en €/kW) :
PF=PGHx TB x coefficiert(d)

avec TB le taux de base annuel de la prime fba@efficient(d) le coefficient qui module
la prime fixe en fonction de la disponibilité effee en hiver de la production (voir le Tableau 6
suprg. TB est égal a (en €/kW avec PGH en kW) :

5 - [15349-00017xPGH  siU <225kV (BT,HTA,HTB)
- |8511 si U = 225kV

2. Larémunération proportionnelle

Deux régimes existent pour la rémunération proponglle en fonction de la tension
délivrée par l'installation de cogénération (RRc€kWh et PGH en kW) :

Rpo | 0655- 00150107 [(PGH siU <225kV (BT, HTA, HTB)
031 si U = 225kV

3. Larémunération du gaz

La rémunération du gaz fait I'objet d'un plafonnerhen fonction du prix du gaz, selon
les mémes modalités que pour les contrats précgdsntendement du CCG de référence sur PCl est
pris égal a 54%.

Tableau 13 : bareme du prix-plafond du gaz (€/MVZi) P

dfe (heures) Contrat 97-01 Contrat 99-02 Contrat CO1

0 1,82 1,88 1,96

376 1,71 1,77 1,84

1376 1,45 1,50 1,56

2 376 1,23 1,27 1,33

3 376 1,20 1,24 1,29

4 376 1,17 1,22 1,27

5136 1,16 1,20 1,25
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4. La prime a l'efficacité énergétique
La prime a l'efficacité énergétique est donnéelpdormule suivante :
Pt =8 L{E, — 005) en c€/kWh

efficacité

Elle est plafonnée a 180 000 € par an et dépendideau d'économies d’énergie
primaire Ep qui doit étre supérieur a 5%.

E )
E =1- consommée
P E électrique produite E thermique utilisée
054 n {)':g:imu::(‘tilc;m séparées
— 0 si U =225kV
091 siT,, <80°C _
productiors séparées > . = N 01025 Sl U = HTB
Moot =(1-t)E0107-0002T,,, si80°C<T,, <110°C olit= _
.= 004 siU=HTA
085 siT,,, >110C

007 siU=BT

D. Comparaison des conditions tarifaires des contta 97-01, 99-02 et CO1

L’énoncé supra des conditions tarifaires des contrats 97-01, %0 C01 permet de
comprendre I'esprit qui a présidé a I'élaboratianpdemier tarif et de toucher du doigt la compléxit
des formules de rémunération. La comparaison dis thes trois contrats successifs permet, en tout
état de cause, de faire trois commentaires :

— les conditions tarifaires ont fait 'objet d’'uaffinement croissant au cours du
temps. Le tarif du contrat CO1 prend ainsi en cemypt nombre trés important de
paramétres pour adapter au plus juste le niveaé@rdenération ;

— la prime complémentaire est devenue une priméogicue en passant d’'une
logique « technologique » de comparaison avec |6 @€ référence (Ree) a une
logique d’efficacité énergétique (Ep) ;

— la référence aux codts évités, explicite et ohifflans les premiers tarifs, est
devenue implicite dans la formule du contrat CO1.

Plus précisément, en appliquant les Figure 11 : Tarif d'achat pour une installationld&I\W
formules des trois tarifs d’achat a une
méme situation (voir le tableau 1dfra), 90 -

les résultats se recouvrent pour I'essentiel 80

(voir la figure 11 ci-contre). Seule la — 701

prime complémentaire a été légerement s

augmentée dans le tarif CO1. 2 22’

La remunération de I'électricité cogénérée g .00

est donc largement conservée d'un tarif & i

l'autre dans toutes ces composantes. La - 307

prime fixe représente ainsi toujours S 201

environ 40 €/ MWh tandis que la prime 101

proportionnelle est a un peu moins de 0 : ‘
40€/MWh pour un prix du gaz de Contrat 97-01 Contrat 99-02 Contrat CO1
18 €/MWh. La prime « écologique » est m Prime efficacité énergétique
tres faible par rapport a la rémunération m Rémunération proportionnelle

totale (entre 1 et 5%). B Prime fixe
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Figure 12
La figure 12 ci-contre permet de comparer 90 -
la sensibilité du tarif d’achat a la taille des
installations de cogénération. Il apparait z 851
ainsi que le tarif 97-01 est moins § 80 |
décroissant que les tarifs 99-02 et COLl. ®
Autrement dit, le tarif 97-01 est 8 751
relativement plus avantageux pour les 570,
grandes installations que les tarifs suivants =
(et les tarifs 99-02 et COl1l favorisent £ 65
davantage les petites installations de 60 | | | ‘
cogénération). 0 10 20 30 40

Contrat 97-01
Contrat CO1

Contrat 99-02

Tableau 14 : Comparaison des conditions tarifalesscontrats 97-01, 99-02 et éo1

1 MW 5 MW 10 MW 40 MW
HTA HTA HTB HTB
Prime fixe 41,23 40,35 39,23 32,61
Contrat | Rémunération proportionnelle 38,94 38,67 38,35 36,38
97-01 Rémunération complémentaire 3,05 3,05 2,66 0,66
TOTAL 83,22 82,07 80,24 69,66
Prime fixe 42,34 40,44 38,06 23,77
Contrat | Rémunération proportionnelle 38,19 37,92 37,58 35,54
99-02 Rémunération complémentaire 3,08 3,08 3,08 0,67
TOTAL 83,62 81,44 78,72 59,98
Prime Fixe 44,1( 42,1] 39,63
Contrat Ré_munér.atiOﬂ 'pr'oporti,o_nnelle 6,4( 5,8( 5,05
co1 Prime efficacité énergétique 4,00 4,00 4,00
Rémunération du gaz 31,48 31,44 31,48
TOTAL 85,9¢ 83,34 80,1¢

® Hypothéses de calcul retenues : disponibilité B,9pas de fonctionnement en été, coefficient éadion égal & 1, prix
du gaz de 17 €/ MWh, Ree de 65% et Ep de 10%, tetopéree I'eau égale a 90°C. Les comparaisons réslidans ce
tableau ont une portée relative puisque les él&ramtrémunération du tarif 97-01 ont fait I'objairte revalorisation dans
les tarifs suivants.
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A. Références

Les informations concernant les codts d’'investissanet d’exploitation retenues par la
mission sont issues de trois sources :

— une étude réalisée par la profession (ATEE, FEBENIDEN) en date du 15
février 2006 relative aux « Co(lts et rendementstizence » de la cogénération.
Cette étude porte sur la gamme de puissances G08\&, pour les moteurs et
5 a 12 MW, pour les turbines. Les codts d’'investissementgtintéterminés par
l'audit d'installations sous contrat CO1 et les tsold’exploitation ont été
déterminés par un audit plus large sur des insitalis sous contrats 97-01, 99-02
et C01;

— une étude de COGEN Europe, l'association des néogéeurs auprés des
institutions européennes sur la petite cogénérgtiddut your energy bills with
cogeneration », mars 2006) ;

— les données du ministére de I'Industrie rasseesbans le document sur les
« Colts de référence de la production électriguie»la DGEMP-DIDEME
(octobre 2004).

Le périmetre et les hypotheses de chacune de wdssapeuvent naturellement varier a la
marge, mais leur vocation est toujours de donnerionage fidéle et compléte des colts réels. Force
est de constater cependant qu'il existe des éqaatfis significatifs, entre les évaluations qants
faites dans ces études. La mission n'ayant pas mhdaupertinence des méthodes d’évaluation
employées par chacun des travaux, les résultaeeatts sont tous présentés ci-dessous.

B. Coldts d'investissement

1. Moteurs (gamme de 50 a 5 000 kW)

Les trois travaux présentés au paragraphe précéldanient des éléments sur les codts
d’'investissement des moteurs, I'étude de COGEN uretant centrée plus spécifiguement sur les
petites installations de cogénération d’'une puissamnférieure & 1 MW (voir la figure 16fra).

Figure 13 : Codts d’investissement (en €) en famctle la puissance électrique
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Une régression linéaire sur les colts d’investigsgnen fonction de la puissance donne
des résultats concluants pour tous les travauxustéR2 compris entre 0,98 et 1). Pour affinerecett
analyse, il convient cependant de distinguer ldgscpour les installations de plus petites puissanc
(inférieures a 500 kW dans I'étude de I'ATEE) (viairfigure 14 ci-dessous).

Figure 14 : Colts d'investissement (en €) en famctle la puissance électrique
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Il est alors possible de dégager, pour chacundrdesséries de données, une relation
linéaire entre le colt d’investissement et la prsg électrique. Cette relation peut s'écrire,certet
généralité :

Co0t d'investissement = A Puissance électrique + B

ou les facteurs A et B peuvent étre assimilés ms@enent a un colt marginal et a un
« co(t d’entrée », soit le colt minimal & couvidupinvestir dans un moteur a combustion. Le tablea
15infra donne le résultat des régressions linéaires. Sldta¢ appelle deux commentaires :

— les codts marginaux et les colts d'entrée dopaéd’ATEE sont sensiblement
plus élevés que les valeurs retenues par la DGENMI®D&EN Europe (entre 6 et
11% pour les colts marginaux) ;

— les régressions linéaires dégagent des valewsh@s et permettent donc
d’approcher les ordres de grandeur des colts dftisgement de maniére
pertinente.

Tableau 15 : Décomposition des résultats de lassgyn des données relatives aux codts
d’investissement des moteurs en fonction de laspnise électrique

| «Coltdentrée » (€) | Coit marginal (E/kW)
Petite cogénération

Etude ATEE (entre 50 et 500 kW) 138 000 717
Etude COGEN Europe(entre 50 et 1 000 kW) 86600 671
Cogénération
Etude ATEE (entre 500 et 5 000 kW) 409 600 699
Données DGEMP (entre 500 et 5 000 kW) 289|000 633
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2. Turbines (gamme de 5 & 40 MW)

Le méme travail peut étre fait sur les colts d'stiasement des turbines a gaz (voir la
figure 15 ci-dessous). La portée des résultatedeagail est cependant davantage limitée en raison
faible nombre de données, de la dispersion desédsnde I'ATEE (la régression linéaire présente un
R2 de 0,91) et de la différence de périmétre (2 MW pour I'ATEE, 5 a 40 MW pour les données
DGEMP).

La plus grande dispersion des données pour lesnasta gaz est due au fait que le
montant des investissements réalisés dépend deueerde la chaleur produite (eau chaude dans les
chaufferies, eau chaude et vapeur dans les régstmagkaleur, vapeur surchauffée dans l'industrie).
Dans le secteur industriel en particulier, les stigsements sont plus lourds (fourniture de vapeur,
disponibilité de 100%) en raison du colt d’équipetasupplémentaires (post-combustion, ventilation
d’air ambiant...).

Figure 15 : Colts d'investissement (en €) en famctle la puissance électrique
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Il est cependant possible de chercher une reltitiéaire entre le colt d’investissement et
la puissance électrique. Cette relation s’écrit :

Codt d’investissement = A (Puissance électrique5 MW) + B

ou les facteurs A et B sont respectivement le awdrginal et le « colt d’entrée » égal au
codt d'investissement d’'une turbine de 5 MW. Lelégah 16infra donne le résultat des régressions
linéaires. Il apparait que les colts d'entrée denpaér 'ATEE et la DGEMP sont proches. En
revanche, le colt marginal issu de I'étude ATEEbestucoup plus élevé que les valeurs retenues par
la DGEMP.

Tableau 16 : Décomposition des résultats de lassgrn des données relatives aux codts
d’investissement des turbines en fonction de lagaurice électrique

Colt d’entrée (€£)

Codt marginal (€/kW)

Etude ATEE (entre 5 et 12 MW)

4 508 000

1 050

Données DGEMP (entre 5 et 40 MW)

4190

DOO 625
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C. Colts d’exploitation, d’entretien et de maintenace

1. Moteurs (gamme de 0,05 a 5 MW)

Un travail similaire sur les co(ts d'exploitationonire que le codt annuel de
I'exploitation d’un moteur fonctionnant en semi-basvec une disponibilité de 95% est linéairement
lié & sa puissance électrique (voir la figureiriffa). Le détail de la régression montre a nouveau que
les colts présentés par 'ATEE sont sensiblemerst glevés que les valeurs retenues par la DGEMP
(voir le tableau 1fra).

Figure 16 : Colts d’exploitation annuels (en €fanrction de la puissance électrique
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Tableau 17 : Décomposition des résultats de lassgwn linéaire

Colt d’entrée (€)
6 432
4032

Codt marginal (€/kW)
59
44

Etude ATEE (entre 0,05 et 5 MW)
Données DGEMP (entre 0,5 et 5 MW)

2. Turbines (gamme de 5 & 40 MW)

Pour les turbines, les colts d’exploitation variselon les spécificités des installations.
La comparaison des éléments apportés par 'ATHR BIGEMP donne des chiffres proches (voir le
tableau 18 ci-dessous).

Tableau 18 : Charges d’exploitation pour des twbia gaz

ATEE (€/MWh) DGEMP (€/MWhéI)
5 MW 12 MW
Mini Maxi Mini Maxi 5 MW 11 MW 40 MW
15,95 17,74 14,77 16,7 17,93 16,42 9,73
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D. Contenu en CQ de la production énergétique cogénérée

1. Méthode retenue par la mission
La mission a retenu la méthode de I'UNIPEf)Ereprise par I'OCDE, I'AIE* et

EUROSTAT®, qui consiste a répartir la consommation de cotitiles entre les productions
d’électricité et de chaleur d’une installation dgyénératiotf. Cette méthode revient a considérer que
le rendement équivalent des productions d’életériet de chaleur est égal au rendement global de la

cogénération. Autrement dit :

E = + Eth,consommée avec Eél = (n él + r]th ) [Eél,consommée et Eth = (n él + r]th ) [Eth,consommée

consommée— '—él,consommée

oU Eonsommee €St la quantité d’énergie consommée,.kommeela part de I'énergie
consommée pour la production électrique, dmsommeela part de I'énergie consommée pour la
production thermique, &a quantité d’énergie électrique produite, |[& quantité d’énergie thermique
produite, ng le rendement électrique défini comme le rappast! Eonsommee €1 Nin 1€ rendement
thermique défini comme le rappor EE;onsommee

2. Calcul du contenu en C&de la production énergétique cogénérée
La mission a retenu les hypothéeses suivantes :
— rendement électrique de 35%,

— rendement thermique de 42%,

— contenu en COdun kWh de gaz utilisé dans une combustion cotaplé
200 gCQ/kWh.

Sous ces hypothéses, le contenu en €0n kWh d’énergie électrique cogénérée, égal
au contenu en CQlI'un kWh d’énergie thermique cogénérée, est égalta/ (0,35+0,42) = 260.

La valeur retenue dans le rapport est donc un conter de 260 gCQ/kWh électrique
ou thermique pour la cogénération.

10 Union internationale des producteurs et distribigel'énergie électrique

1 Organisation pour la coopération et le développeréeonomique

12 Agence internationale de I'énergie

13 Agence européenne de la statistique

¥ voir & ce titre I'« Energy Statistics Manual »4®) de 'OCDE, I'AIE et EUROSTAT
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CONTEXTE
Technologie Moteur JENBACHEH
Mise en service décembre 2070 lo)
Puissance électrique (kW) 2 48( S ITE N 1
Investissement total (kE) 2 547
Contrat d'obligation d'achat contrat 99-0

COMPTE DE RESULTAT

2000 2001 2002 2003 2004 2004 200 2007 2008 20p9 2q10 2911 2 Pp1
PRODUITS 164 804 89p 86p 1041 11p2 1341 1 B67 11378 11388 398  9f1 401 42(
Quantité vendue (MWh) 1048, 77534 837714 76850 9512,7 88B59 913000100 9100,p 91000 91090 9100,0 91p0,0
Electricité Prix unitaire (€/MWh) 127, 81, 88.B 886 914 104,3 1140 1171 1118,2 119,3 120,5121,7 122,
Produit de la vente (k€) 13 63p 744 641 8p9 RB9 1 (38 B5p6 1074 108 1096 1107 1118
Quantité vendue (MWh) 5780, 6950 84240 80690 82780 82p9,0 8369,02698] 8269,p 82690 8269,0 826p,0
Chaleur Prix unitaire (€/MWh) (1) 29,4 21,4 218 23)7 3046 34,7 36,5 36,5 6,5 B6,5 36,5 36,5
Produit de la vente (k€) 3 171 140 140 192 2b3 303 02 B02 0213 307 30 30p
CHARGES (hors frais de structure) 97, 789 76 81| 84 996 12B1 1 447 1 p47 1247 1 247 247 Tp 24
Quantité achetée (MWh) PCI 3754,3 22172f)7 256446 2185B,6 27378,0 26161,0 2060 26 820,p 268200 26 820,0 26830,0 26 820,0 26p20,
Combustible Prix unitaire (€/MWh) 22,8 21,3 16,p 198 184 24,5 31.2 3,3 31,3 1,3 31,3 31,3 331,
Charges (k€) 81 47 434 433 503 6/10 437 38 B38 B38 838 838 838
Charges d'exploitation (k€) 12 107 114 16p 150 144 2p2 100 190 90 190 190 190
Amortissements (k€) 0 213 213 21p 21p 232 2 2119 419 19 P19 219 219
Loyer de crédit-bail (k€) 0 0] [0 q q q D D D
Frais de structure (k€) 4 35 39 5§ 49 4B m q3 3 3 b3 63 63

EFFICACITE ENERGETIQUE

2000 2001 2002 2003 2004 2004 200 2007 2048 20p9 2410 2011 2 Pp1
Rendement électrique 28% 359 339 35% 35%6 34bs 34% 34% 3h% 3% 4% B4% 34%
Rendement thermique 269 279 399 29% 32%0 316 3% 31% 3[L% 1% 1% 1%
Chaleur valorisée (1) 749 689 969 74% 790 77P6 71% 1% V% 17% 17% [7%
Rendement électrique équivalent (Ree) (2) 57%) 55%) 75% 61%) 62%) 61% 61%) 61%) 61% 61%) 61%) 61%
Economie d'énergie primaire (Ep) (2) 6% 3% 18% 9% 10% 9% 9% 9% 9% 9% 9% 9%

2000 2001 2002 2003 2004 2004 200 2007 2008 20p9 2410 2911 2 201
Chiffre d'affaires (k€) 164 804 89% 86D 1041 11p2 1341 167 11378 1388 398  9[L 401 42
Excédent brut d'exploitation (k€) 67] 224 344 261 408 448 2y2 3P9 349 60 B70 381 392
Résultat d'exploitation (k€) (3) 67] 11 133 4 196 196 40 1po 180 J41 |51 162 173
Cash-flow disponible aprés impots -2 509 22 29p 244 341 341 2b2 498 05 B11 318 325 333
Actif économique 2 547 233 212 1911 1 6Pp9 1487 1p75
Marge d'exploitation 26,7% 1,49 9,7% 3, 7% 12,% 10,$% 3,p%
Rentabilité économique 1,7% 0,59 4,1% 1,7%0 7,6po 8,4% 3,1%

TRI projet aprés impdts 5,8%)

(1) en prenant un rendement thermique réel de 40%d¢ rendement utile étant de 39% en 2003)
(2) calcul a titre indicatif ('Ep et le Ree sont alculés par saison de chauffe et non par exerciceraptable)
(3) résultat d'exploitation hors frais de structure



CONTEXTE

Contrat d'obligation d'achat contrat 97-0

COMPTE DE RESULTAT (1)

Technologie Moteur CAT + chaudiege
Mise en service janvier 199
Puissance électrique (kW) 1004
Investissement total (k€) 934
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SITE

N°2

1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 200p 20(6 2007 2008 2909
PRODUITS 339 364 39 45 443 436 4p8 504 465 b76 630 585
Quantité vendue (MWh) 35559 3693p 36483 35858 36046 35p3,2 37230532 3716, 3600j0 36040 36000
Electricité Prix unitaire (€/MWh) 70,4 749 83,p 92[0 9219 84,8 9.4 105,2 112,0 116,3 174  6p18
Produit de la vente (k€) 25 27p 305 330 3B5 3P0 344 72 116 419 423 42
Quantité vendue (MWh) 3889, 4039B 399004 41880 38040 38p7,2 4(72,10644] 40644 3937/5 393]5 39F5
Chaleur Prix unitaire (€/MWh) 22,7 22, 23,8 28J8 3019 24,8 27,9 3p.,5 36,7 10,0 40,0 40,0
Produit de la vente (k€) 8 89 9% 120 118 116 114 132 49 158 158 15,
CHARGES (hors frais de structure) 279 367 36. 41 442 391 3p9 470 535 557 55} 55§
Quantité achetée (MWh) PCI 11 112, 11542 114030 111735 110859 1113506344 11445p 116125 1125p0 112%0,0 113600
Combustible Prix unitaire (€/MWh) 12,9 15, 17,0 21,0 19,0 20,9 19,7 25,8 312 3313 33,3 33,3
Charges (k€) 13 174 19% 235 2]1 B2 423 95 B62 375 375 375
Charges d'exploitation (k€) (2) 61 8Q 6( 7 8p 5B 9 48 6 V5 75 75
Amortissements (k€) 0 0 0 q q D D
Loyer de crédit-bail (k€) 80) 1074 10 10y 1q7 147 197 1p7 j07 07 107 107
Frais de structure (k€) 27 30 273 3 3p 2B 30 47 5 1 B1 B1

EFFICACITE ENERGETIQUE

1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 200p 2046 2007 2008 2409
Rendement électrique 329 329 329 32% 33%o 32 34% 31% 3p% F2% 2% 2%
Rendement thermique 359 359 359 37% 34%6 356 34% 3¢% 3p% FH% 5% 5%
Chaleur valorisée (3) 92% 929 929 99% 90%0 926 94% 93% 9p% PR% 2% 2%
Rendement électrique équivalent (Ree) (4) 63% 63% 63% 66% 63% 63% 63% 61% 63% 63% 63% 63%
Economie d'énergie primaire (Ep) (4) 10% 10% 10% 12% 10% 10% 10% 8% 10% 10% 10% 10%

ANALYSE FINANCIERE

1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 200p 2006 2007 2008 2909
Chiffre d'affaires (k€) 339 364 399 45D 493 436 4b8 504 465 b76 H30 585
Excédent brut d'exploitation (k€) 140 114 144 146 157 1%2 1p5 M1 137 |27 [131 135
Résultat d'exploitation (k€) (5) 62| 37 6 6 4’ ™" g7 43 9 19 b3 b7
Cash-flow disponible apres imp6ts -817] 99 12 12p 130 126 185 M9 117 10 113 116
Actif économique 854 78( 70 621 546 468 3p0 J12 134
Marge d'exploitation 12,094 5,89 10,8% 9,800 11,9% 11,1% 126% 8]2% g,9%
Rentabilité économique 4,79 2,79 6,1% 7,040 9,5p6 10,4% 14,y % 13]2% 14,6%

TRI aprés impbts 8,8%

(1) compte de résultat extrapolé a partir des donres fournies (hypothéses : rendement électrique dé% et Ep de 10%)

(2) fractions des charges d'exploitation totales aprorata des charges de combustible

(4) calcul théorique (le Ree et I'Ep sont calculésur la période de chauffe et non I'exercice comptad)

)
)
(3) en prenant un rendement thermique réel de 38%¢ rendement thermique utile étant de 37% en 2001)
)
)

(5) résultat d'exploitation hors frais de structureet pour un amortissement de 78 k€/an



CONTEXTE

Contrat d'obligation d'achat

Technologie 4 moteurs CA
Mise en service mars 199
Puissance électrique (kW) 8104
Investissement total (k€) 532§

contrat 97-0

COMPTE DE RESULTAT
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SITE N°3

(corrigé pour un prix de vente de la chaleur = coltlu combustible d'une chaudiére classique)

1997 1998 1999 2000 2001 2004 200! 2004 2005 20p6 2qo7 2908 9 200
PRODUITS 2 487 246 2528 2935 3 4B4 3151 326 3j402 j781 I 220 316 434 438D
Quantité vendue (MWh) 28000, 28791j0 290741 2897B,5 290p83,1 28¢63,44523] 29488, 288688 2850p,0 28544,1 28344,1 28p44
Electricité Prix unitaire (€/MWh) 73,7 70, 71,8 803 938 94,3 99,1 ®,2 101,9 1410,9 114,1  2]15, 116,
Produit de la vente (k€) 2 064 2030 2 087 23p7 2724 589 256 272p 2 940 3 1p0 3 456 3 p87 3320
Quantité vendue (MWh) 28600, 29438J0 312240 309750 299p3,0 28290,0308¢] 31655p 299670 3111p,0 31132,0 31112,0 312
Chaleur Prix unitaire (€/MWh) 14,9 14, 14,0 1946 237 14,9 213 .5 48,1 4,1 B4,1 341 1) 34,
Produit de la vente (k€) 41 43 441 608 7P9 563 461 82 B41 1 06( 106 1060 1 040
CHARGES (hors frais de structure) 1779 227 249 2741 3 576 2 984 3 P85 3181 4764 I 175 200 4 20 420D
Quantité achetée (MWh) PCI 85982, 89674J0 902242 91136,4 907909 89 ¢79,8048H 89533 888690 88590 88591,0 88 H91,0
Combustible Prix unitaire (€/MWh) 13,7 12, 14,p 2048 180 191 19,9 26,4 30,9 BO,9 30,9 30,9
Charges (k€) 117 1138 1309 14p8 1495 1p34 1715 8] 82 2 36 2 75 2738 2 7$8 2788
Charges d'exploitation (k€) 600 586 624 72 1128 797 813 7p6 444 68 D05 905 905
Amortissements (k€) 84 84 84 8 8f 8B 3 48 8 B8 B8 B8
Loyer de crédit-bail (k€) 469 464 469 46p 449 469 4p9 469 469 169 169 469
Frais de structure (k€) 200 193 204 23 37p 243 268 2p3 479 387 P99 P99 299

EFFICACITE ENERGETIQUE

1997 1998 1999 2000 2001 2003 200! 2004 2095 20p6 2qo7 2908 9 PO
Rendement électrique 33% 329 329 32% 32¢6 326 33% 32% 3p% 2% 2% 2%
Rendement thermique 33% 339 359 33% 316 29ph 34% 38% 3p% FH% 5% B5%
Chaleur valorisée (1) 90% 899 949 89%0 84%o 790 93% 90% 9p% 45% 5% 5%
Rendement électrique équivalent (Ree) (2) 61% 60% 63% 60% 57% 55% 62% 61% 63% 63% 63% 63%
Economie d'énergie primaire (Ep) (2) 9% 8% 10% 7% 5% 3% 9% 9% 10% 10% 10% 10%)

ANALYSE FINANCIERE

1997 1998 1999 2000 2001 2003 200! 2004 2005 20p6 2qo7 2908 9 2P0
Chiffre d'affaires (k€) 2 48] 2 46} 2528 2935 34B4 3151 326 3402 j781 220 3164 4 34 438D
Excédent brut d'exploitation (k€) 703 731 59 74 411 720 5p8 178 74 03 673 704 737
Résultat d'exploitation (k€) 703 29 141 30B -P 297 1p4 3P4 131 59 P29 261 293
Cash-flow disponible aprés imp6ts -4 863 63 54p 643 432 695 545 g63 30 b48 594 615 636
Actif économique 532§ 488] 4438 3994 3 560 3 106 2p63 2|219 1775 | 331
Marge d'exploitation 7,8% 3,89 6,8% -0,6¢0 5,8p6 3.4% 6,4% 2% 2|5%
Rentabilité économique 3,9% 2,29 5,0% -0,6¢6 5,8p6 3.4% 9,9% 4,8% 7|18%

TRI aprés imp6ts

6,0%)

(1) en prenant un rendement thermique réel de 40%

(2) calcul théorique (le Ree et I'Ep sont calculésur la période de chauffe et non I'exercice comptéd)

(3) résultat d'exploitation hors frais de structure



CONTEXTE

Technologie Turbine LM 600
Mise en service novembre 200
Puissance électrique (kW) 44 00¢
Investissement total (k€) 33 614
Contrat d'obligation d'achat contrat 97-0

COMPTE DE RESULTAT
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SITE N°4

2001 200z 200¢ 200¢ 201C 2011 201z
200z 200: 200¢ 200¢ 200¢€ 2007 200¢ 200¢ 201C 2011 2012 201
PRODUITS 13 619 16 01 15942 16206 20483 20p43 200767 29 894 0241 21 15 21 29 21 435
Quantité vendue (MWh) 150691 158064 1632p1 144451 157@19 153078 15078 014 153 07B 153018 15378 153 p78
Electricité Prix unitaire (€/MWh) 734 76,1 75,p 8644 9716 103.4 10p,2 143,1 1p3,9 04,8 105,7 06,
Produit de la vente (k€) 11 05] 12147 123p2 12483 36K 15 52 15691 157f8 15908 16 p4l  16|176 1]1329
Quantité vendue (MWh) 136 95 18754 1827)2 155(96 161p81 149651 14p 6510634 149651 149681 149651 149 51
Chaleur Prix unitaire (€/MWh) 18,7 20,1 19p 2413 3219 34,2 34,2 2 4,2 B4,2 34,2 34,2
Produit de la vente (k€) 2 554 3885 3 640 3763 5318 15/ 511 5 11f 5147 51JL7 5117 5117
CHARGES (hors frais de structure) 12 714 13 86 13 333 14 5p1 18 3209 18704 18542 1% 586 631} 18 67 18 72 18 71
Quantité achetée (MWh) PCI 472724 483808 481000 4337322 468p56 44580 44p 580 584 446 58D 446 580 446 580 446 p80
Combustible Prix unitaire (€/MWh) 15,9 16,] 16, 201 26}5 24,6 28,6 2,6 48,6 P8,6 28,6 28,6
Charges (k€) 7474 8 080 8 129 86p6 12423 12|750 1247502 754 1275 12790 12760 12§50
Charges d'exploitation (k€) 1 833 2 163 156 2404 2318 2 3p2 2200 2 paa 2|289 4335 P 381 429
Amortissements (k€) 0 27 34 33 3p 3p P 32 2 2 B2 B2
Loyer de crédit-bail (k€) 3411 359 35% 3439 3 4B6 3460 3 p60 3|560 4560 B 560 5603 356
Frais de structure (k€) 605 714 516 79 76p 719 736 7p1 755 170 786 B02

EFFICACITE ENERGETIQUE

2001 200z 2002 2004 200& 200¢€ 2007 200¢ 200¢ 201C 2011 201z

200z 2002 200¢ 200t 200€ 2007 200¢ 200¢ 201¢ 2011 2012 201:
Rendement électrique 329 339 349 33% 34%o 34ph 34% 34% 3p% 3% 4% 4%
Rendement thermique 299 399 389 3690 34%o 34ph 34% 34% 3p% 3% 4% 4%
Chaleur valorisée (1) 729% 979 959 90%6 86¢0 84po 84% 84% 8% 4% 4% 4%
Rendement électrique équivalent (Ree) 55% 70% 71% 66% 65% 65% 65% 65% 65% 65% 65% 65%
Economie d'énergie primaire (Ep) 3% 15% 16% 13% 12% 12% 12% 12% 12% 12% 12% 12%

ANALYSE FINANCIERE

2001 200z 2002 2004 200¢& 200¢ 2007 200¢ 200¢ 201C 2011 201z

200z 2003 200¢ 200¢ 200€ 2007 200¢ 200¢ 201¢ 2011 2012 2012
Chiffre d'affaires (k€) 13 619 16 01p 1592 16206 20683 20B43 20767 20 894 0241 2115 21292 214§5
Excédent brut d'exploitation (k€) 4 307 577 6270 51%6 5942 5431 5B17 5900 4986 073 1616 626
Résultat d'exploitation (k€) (2) 1509 296 3468 2 3%5 31p1 2730 3p16 3|099 J184 B 272 3603 346
Cash-flow disponible -29 824 475} 5079 4348 4 864 4 %94 41782 4836 4892 Op 955009 5 07|
Actif économique 30814 2801B 25231 2240 19409 16808
Marge d'exploitation 7,3% 12,29 14,3% 9,500 10,49 8,1%
Rentabilité économique 3,2% 7,09 9,0% 6,90 10,5P6 10,7%

TRI aprés impbts

11,0%

(1) en prenant un rendement thermique réel de 40%dé rendement étant de 39% en 2002-2003)

(2) résultat d'exploitation hors frais de structure



ANNEXE VI

SIMULATIONS FINANCIERES REALISEES PAR LA MISSION
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Hypotheses retenues dans le calcul des simulations

Les simulations faites par la mission ont pour plj&@valuer I'impact sur le TRI de I'évolution durip du gaz et du niveau de
déplafonnement du prix du gaz dans la formule didaachat de I'électricité cogénérée. Les valedes TRI calculées par cette méthode ne sont donc
pas intéressantgzer semais permettent de faire des comparaisons engraliféérentes situations examinées. Les hypothdsefravail retenues
conduisent d’ailleurs a sous-évaluer en partieRédes installations équivalentes, notamment dacbbix du prix de vente de la chaleur.

Les hypotheses retenues par la mission pour leladds simulations sont les suivantes :
la disponibilité des installations a été prisalé@ 95% et la tension de raccordement est enjddogu’a 10 MW et en HTB au-dela ;

les rendements électrique et thermique ont &8 ggaux respectivement a 32 et 35%, ce qui canespour I'essentiel aux
rendements observeés sur les installations visfigéeta mission ;

le prix d'achat du combustible a été pris égataifi STS (voir le tableau ci-dessous), ce quiegpond aux observations de la mission
(voir le paragraphe Il.A.2.a. du rapport) ;

le prix de vente de la chaleur a été pris égalodit du combustible d’'une chaudiere classique deinendement 90% approvisionnée
au tarif STS (voir le tableau ci-dessous). Ce clpgxmet de s’approcher de la situation réelle segsie d’'une surévaluation du
résultat dégagé (voir le paragraphe II.A.2.b. ¢gyaoat) ;

le tarif de I'électricité a été calculé sur lasbales conditions de rémunération définies daosrirat 97-01, pour un taux d’indexation
K précisé dans le tableau ci-dessous ;

les colts d'investissement et les charges d'éapilan ont été calculés a partir des élémentséfierence décrits dans I'annexe IV
supra La mission a retenu les chiffres issus de I'étddd’ATEE sur le parc des installations existantess charges d’exploitation
ont été fixées pour I'année 2006 et actualiséaaxi de 2% pour les années antérieures ;

pour la période postérieure a 2006, il a ététetme réévaluation annuelle de 2% du taux d’intiexat des charges d’exploitation.

1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006
Date de mouvement du STS 01/01 11/01 01/01 11/d1 01/01 11/p1 01/01 17/01 01/01 1ji/a1010 11/01 01/01 11/0 01/01 11/p1 01/01 11y01 01/01 2f1/01
Tarif STS (€/MWh) 13,75 13,84 13,86 12,42 11,78 1409 1595 20,28 22,64 ]94B7118,0] 19,66 18,49 18,25 21J09 23,12 28,46 30,67
Tarif STS sur la période d'hiver (€/MWh) 13,79 13,16 12,71 17,68] 21,35 17,93 19,19 19,39| 25,26 30,70
Prix de vente de la chaleur (€/MWh) 15,32 14,62 14,12 19,64| 23,72 19,92 21,32 21,54| 28,06 34,11
Taux d'indexation K 1,03 1,04 1,08 1,13 1,14 1,16 1,20 1221 1,24 1,26




Moteur 1 MW
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COMPTE DE RESULTAT

Puissance installée (kW)

Disponibilité
Rendement thermique
Rendement électrique
Prix du combustible
Prix de la chaleur

Colit d'investissement (k€)
Codt d'exploitation (k€ en 2006)

1004
1004

Tarif

70
95%
35%
329

STY

Co0t du combustible d'une chaudiére clasgique

1998 1999 2000 2001 2003 200! 2004 2045 20p6 2qo7 208 2po9 0 101

PRODUITS 315 317 37 41p 345 404 411 460 326 31 b35 539 543

Quantité vendue (MWh) 3443 344 3448 3443 3443 3443 3143 3|443 q443 B 4434433 344 3448
Electricité Prix unitaire (€/MWh) 75,4 75, 86,p 95)0 9011 94,0 95,9 102,9 1156 16,8 118,1 ,3[L19 120,

Produit de la vente (k€) 26 25B 299 337 3JL0 3p4a 330 54 B98 402 404 411 41p

Quantité vendue (MWh) 3764 376 3766 3766 3 766 3766 366 3|766 4766 B 766 7663 376 376b
Chaleur Prix unitaire (€/MWh) 14,4 14, 19,p 23)7 199 21,3 21,5 2B,1 4.1 B4,1 34,1 34,1 1) 34,

Produit de la vente (k€) 59 5 U 8o 1 0 1 1p6 128 28 28 281 124
CHARGES (hors frais de structure) 201 194 25 29B 248 2712 26 40 400 01 103 404 406

Quantité achetée (MWh) PCI 10759 1075p 107949 107p9 107159 10759 101759 1 7597590 1075 10799 107%9 10 9
Combustible Prix unitaire (€/MWh) 13,7 12,7 17y 21B 179 19,2 19,4 2p,3 0,7 BO,7 30,7 30,7 7]30,

Charges (k€) 143 13§ 190 230 193 2pb6 409 72 B30 330 330 330 330
Charges d'exploitation (k€) 60| 61 63 6 6% 6p q7 49 0 f1 73 [74 76
Amortissements (k€) 0 83 83 8 8 8B g g3 3 3 B3 B3 83
Flux d'investissement -1 004

ANALYSE FINANCIERE

1998 1999 2000 2001 2007 200: 2004 2045 20p6 2qo7 2008 2p09 0 jo1
Chiffre d'affaires (k€) 315 317 37 41p 395 404 4n1 460 326 p31 b35 539 543
Excédent brut d'exploitation (k€) 113 114 121 12B 148 131 1B6 120 26 129 [132 135 138
Résultat d'exploitation (k€) 113 3] 3] 4 i 18 q2 6 13 16 9 51 54
Cash flow disponible aprés impdts sans déplafonnemie -925,54 103,4B 107,95 109,p1 11245 114,87 117,60 1¢7,13 ,93B85 89,7 93,6p 97,45 101,p7
Cash flow disponible aprés impdts avec déplafonnemea 80% -925,5¢ 103,4B 107,95 109p1 112145 114,87 117,60 17,131,430 103,2 105,d8 106,94 108J85
Cash flow disponible aprés impdts avec déplafonnemea 90% -925,5¢ 1034 107,95 109p1 11245 114,87 117,60 17,138,240 110,0 111,48 113,j4 115J65
Cash-flow disponible apres imp6ts avec déplafonnemea 92,5% -925,54 103,4B 107,95 109,p1 11245 114,87 117,60 1¢7,131,631 113,4 115,28 117,14 119]05
Cash flow disponible aprés impdts avec déplafonnemea 95% -925,5¢ 103,4p 107,95 109p1 112145 114,87 137,60 17,135,041 116,84 118,47 120,p4 12245
Cash flow disponible aprés impbts sans plafonnement -925,54 103,4B 107,95 109,p1 11245 114,87 117,60 1¢7,131,8%32 123,64 12547 127,p4 12924

TRI aprées impdts sans déplafonnement

TRI aprés imp6ts avec déplafonnement & 80%
TRI apres impdts avec déplafonnement a 90%
TRI aprés imp6ts avec déplafonnement & 92,5%
TRI apres impdts avec déplafonnement a 95%

TRI aprées impdts sans plafonnement

4,98%
5,66%
6,04%
6,23%
6,41%
6,76%
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Puissance installée (kW) 5004

Codt d'investissement (k€) 4 00d

Codt d'exploitation (k€ en 2006) 325

Disponibilité 95%
Moteur 5 MW Rendement thermique 35%

Rendement électrique 329

Prix du combustible Tarif STY

Prix de la chaleur Co(t du combustible d'une chaudiére clasgque

COMPTE DE RESULTAT

1998 1999 2000 2001 2007 200! 20001 2045 20p6 2qo7 2008 2009 0 jo1

PRODUITS 1553 153 184 2 040 1904 1996 2 P33 2|275 4608 6286482 266 2 69

Quantité vendue (MWh) 17214 1721p 17234 17204 173214 17p14 17214 1y2142147 17214 17214 172)4 17414
Electricité Prix unitaire (€/MWh) 74,2 739 85,f 93J7 8818 94,6 94,6 101,5 114,2 15,4 16,6 ,8[L17 119,

Produit de la vente (k€) 127 1272 1475 1613 1%29 595 162 1747 1946 19B6 2 (o7 2 D28 2j049

Quantité vendue (MWh) 18824 1882 18838 188p38 18328 18pB28 18828 1§ 8288288 1882 18828 188p8 18 {28
Chaleur Prix unitaire (€/MWh) 14,4 14,1 19.p 237 199 21,3 21,5 2B,1 34,1 B4,1 34,1 34,1 1) 34,

Produit de la vente (k€) 27 26p 370 447 35 401 406 28 b42 642 647 64p 64p
CHARGES (hors frais de structure) 985 966 1 24 1443 125 1 339 1 355 1677 11975 981 L 988 995 2 00

Quantité achetée (MWh) PCI 53794 5379 53794 537p4 53794 53[94 53794 537947943 53794 537H 537p4 537194
Combustible Prix unitaire (€/MWh) 13,2 12,7 17y 21B 1719 14,2 19,4 2p,3 0,7 BO,7 30,7 30,7 7130,

Charges (k€) 70 68B 951 1148 9p4 1432 1943 1[359 11650 6504 165 165D 1640
Charges d'exploitation (k€) 277 287 289 294 3do 306 312 319 25 B32 338 345 352
Amortissements (k€) 0 333 33 33B 33 333 333 3B3 333 33 B33 333 333
Flux d'investissement -4 004

ANALYSE FINANCIERE
1998 1999 2000 2001 2003 200! 2004 2005 20p6 2qo7 2008 2009 0 301

Chiffre d'affaires (k€) 1 553 153 1845 2 060 19p4 1996 2p33 2|275 4608 p 6286482 266 26
Excédent brut d'exploitation (k€) 569 571 60 61] 649 6%7 6y8 598 433 p46 660 675 689
Résultat d'exploitation (k€) 569 234 27 28 3d6 3%4 35 265 299 p13 327 341 356
Cash flow disponible aprés impéts sans déplafonnemie -3627,04 489,6f 511,J4 519[/0 53408 546,14 599,70 5p7,301,44 420,4p 439,16 459,p1 479165
Cash flow disponible aprés impdts avec déplafonnemea 80% -3627,04 489,6f 511,J4 519J70 53408 544,14 559,70 597,319,04 488,0p 497,46 506,p0 516J03
Cash flow disponible aprés impdts avec déplafonnemea 90% -3627,04 489,6f 511,J4 519[/0 53408 544,14 599,70 5p7,313,04 521,99 531,15 54049 550]02
Cash-flow disponible apres imp6ts avec déplafonnemea 92,5% -3627,04 489,6f 511,J4 519J/0 53408 544,14 559,70 597,330,04 538,9p 548,45 557,49 567J01
Cash flow disponible aprés impdts avec déplafonnemea 95% -3627,04 489,6f 511,J4 519[/0 53408 544,14 599,70 507,347,044 55598 56544 57448 58401
Cash flow disponible aprés impbts sans plafonnement -3627,09 489,6f 511,J4 519J70 53408 544,14 559,70 597,381,04 589,98 599,43 608,47 618J00

TRI apres impdts sans déplafonnement 8,59%
TRI aprées impdts avec déplafonnement a 80% 9,29%
TRI apres impdts avec déplafonnement a 90% 9,68%
TRI apres impdts avec déplafonnement a 92,5% 9,86%
TRI aprées impdts avec déplafonnement a 95% 10,04%

TRI aprées impdts sans plafonnement 10,40%
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Puissance installée (kW) 10 00¢
Co(t d'investissement (k€) 10 00¢
Codt d'exploitation (k€ en 2006) 600
. Disponibilité 95%
Turblne 10 MW Rendement thermique 35%
Rendement électrique 329
Prix du combustible Tarif STY
Prix de la chaleur Co(t du combustible d'une chaudiére clasgque
COMPTE DE RESULTAT
1998 1999 2000 2001 2002 200! 200} 2045 2006 2007 2408 2p09 0 301
PRODUITS 3049 3017 362 4 0%6 3 7K3 3927 3 P99 41482 q 146 184 2245 5 26 5 30p
Quantité vendue (MWh) 34424 3442B 34438 344p8 34428 3428 34428 34 428 4284 34 42 34428 3448 34428
Electricité Prix unitaire (€/MWh) 72,4 72,3 83,p 91[9 8619 94,7 92,6 99,5 112,2 13,3 1145 6[15,116,9
Produit de la vente (k€) 249 2 496 2 8$9 3 163 2993 13 318 342b 3842 39p1 3941 3 P82 4J023
Quantité vendue (MWh) 37654 3765p 37696 376p6 37456 3756 37656 3] 656 657 37 65 37696 37656 37 456
Chaleur Prix unitaire (€/MWh) 14,4 14,1 19,p 237 199 21,3 21,5 28,1 34,1 B4,1 34,1 34,1 1] 34,
Produit de la vente (k€) 55 53p 740 893 750 803 g411 1p57 28B 128 1288 1243 12B3
CHARGES (hors frais de structure) 1924 1889 243 2 840 2 4B3 2 430 2p62 3|305 4900 912 9243 393 394p
Quantité achetée (MWh) PCI 107584 107588 107588 107 488 107F88 107588 10f 589 584 107 588 107 588 107 §88 107 88 107}588
Combustible Prix unitaire (€/MWh) 13,2 12,3 17§ 2113 179 14,2 19,4 26,3 30,7 BO,7 30,7 30,7 7]30,
Charges (k€) 141 1367 19¢2 2 2p7 1929 2 p65 2|086 471 330( 330 3340 3300 3 30
Charges d'exploitation (k€) 512 52 53 548 534 565 5f7 588 6400 p12 624 637 649
Amortissements (k€) 0 833 83 83B 83B 833 8§43 8B3 433 33 B33 833 833
Flux d'investissement -10 00(
ANALYSE FINANCIERE
1998 1999 2000 2001 2002 200! 200} 2045 2006 2007 2408 2p09 0 301
Chiffre d'affaires (k€) 3049 301y 3628 4 0%6 3743 3927 3p99 41482 q 146 b 184 2245 526 5 30p
Excédent brut d'exploitation (k€) 1127 112 114 1216 1260 1396 1B37 1|177 1 246 | 273 301 132 1357
Résultat d'exploitation (k€) 1121 291 36p 383 437 463 5p3 343 j12 139 467 495 524
Cash flow disponible aprés impots sans déplafonnemie -9264 102 107p 1045 1114 1137 1164 1p59 847 885 923 962 1002
Cash flow disponible aprés impdts avec déplafonnemea 80% -9264 102 107p 1045 1114 1437 1164 1p59 3002 1020 1038 1056 75 10
Cash flow disponible aprés impots avec déplafonnemea 90% -9264 102 107p 1045 1114 1137 1164 1p59 1070 1088 1106 1124 4311
Cash-flow disponible apres imp6ts avec déplafonnemea 92,5% -9264 102 107p 1045 1114 11437 1164 1p59 1104 | 122 1140 1158 771 11
Cash flow disponible aprés impots avec déplafonnemea 95% -9264 102 107p 1045 1114 1137 1164 1p59 1138 1156 1174 1192 1112
Cash flow disponible aprés impbts sans plafonnement -9264 102 107p 1045 1114 11437 1164 1p59 1206 1224 1242 1260 7912

TRI apres impdts sans déplafonnement

TRI aprés imp6ts avec déplafonnement & 80%
TRI apres impdts avec déplafonnement a 90%
TRI apres impdts avec déplafonnement a 92,5%
TRI aprés imp6ts avec déplafonnement & 95%

TRI aprés imp6ts sans plafonnement

4,76%
5,46%
5,84%
6,03%
6,21%
6,56%
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Puissance installée (kW) 40 00
Co0t d'investissement (k€) 28 00
Co(t d'exploitation (k€ en 2006) 180
. Disponibilité 95%
Turblne 40 MW Rendement thermique 35%
Rendement électrique 329
Prix du combustible Tarif STY
Prix de la chaleur Coit du combustible d'une chaudiére clasgique

COMPTE DE RESULTAT
1998 1999 2000 2001 2002 200 200p 2045 20P6 2407 208 2p09 0 401

PRODUITS 10841 1069D 13047 147B0 13472 14p68 14415 1§ 3119438 19 06 19192 193p0 19450
Quantité vendue (MWh) 137713 13771 137 7)2 137 §12 13712 137712 13f 7127134 137 71p 1377412 137 712 13712 137712
Electricité Prix unitaire (€/MWh) 62,7 62,1 73,p 81J0 76]0 79,6 81,1 8,7 1¢0,3 1p1,2 102,1 0[L03,104,
Produit de la vente (k€) 8 638 85742 101p8 11158 17 1095 1117p 12084 13811 13934 14059 14187 1) 318
Quantité vendue (MWh) 150 623 150628 150 63 150 423 150p23 150623 15p 628 623 150 62 150623 150 23 150 p23 1504623
Chaleur Prix unitaire (€/MWh) 14,4 14, 19,p 23J7 1919 21,3 21,5 28,1 34,1 4,1 34,1 34,1 1] 34,
Produit de la vente (k€) 2 208 2136 2 9%9 3572 3000 2B 3 244 422 5133 51B3 5 133 5133 5133
CHARGES (hors frais de structure) 7 20]] 7 03! 9 20 10 817 9 Jr7 9955 10073 12634 149990385 1507 15149 151§7
Quantité achetée (MWh) PCI 430 350 430350 4303%0 430 350 430B50 430350 43p 350333 43035p 430330 4303F50 430B50 4304350
Combustible Prix unitaire (€/MWh) 13,2 12,3 17,y 21B 1719 19,2 19,4 25,3 jo,7 80,7 30,7 30,7 7]30,
Charges (k€) 5 664 5 468 7 608 9 1B6 7114 8 P59 8|343 a9 8 1319 13199 13199 1312999 13|99
Charges d'exploitation (k€) 1534 156] 1598 1630 16p3 1496 1F30 1|765 1800 1 836 8731 191 194B
Amortissements (k€) 0 2 333 2 33B 2333 2 383 2 3B3 2 $33 233 2|333 4333 P 333 339 233
Flux d'investissement -28 004

ANALYSE FINANCIERE

1998 1999 2000 2001 2002 200 200p 2045 20P6 2407 208 2p09 0 401

Chiffre d'affaires (k€) 10841 1069p 13047 147B0 13472 145168 14415 1¢ 3119438 19 06 19192 193p0 19450
Excédent brut d'exploitation (k€) 3641 3664 3881 3914 4 0p5 4312 4 B42 3|677 4945 10321204 421 4 30B

Résultat d'exploitation (k€) 3641 1331 1547 1580 17p2 1479 2 po9 1|344 1611 | 698 787]L 187 197D

Cash flow disponible aprés impots sans déplafonnemie -25609 320Y 334p 3371 34p0 3467 3652 3p16 2363 P500 2640 27829294 2
Cash flow disponible aprés imp6ts avec déplafonnemea 80% -25609 320Y 334p 3371 34p0 3467 3652 3p16 2984 B041 3099 3158219 3
Cash flow disponible aprés imp6ts avec déplafonnemea 90% -25609 320Y 334p 3371 34p0 3467 3652 3p16 256 B313 3371 3430491 3
Cash-flow disponible aprés imp6ts avec déplafonnemea 92,5% -25609 320¢Y 334p 3371 34p0 3467 3652 3p16 391 B449 3507 3566627 3
Cash flow disponible aprés impbts avec déplafonnemea 95% -25609 320¢Y 334p 3371 34p0 3467 3652 3p16 527 B585 3643 3702763 3
Cash flow disponible aprés impbts sans plafonnement -25609 320 334p 3371 34p0 3467 3652 3p16 799 B857 3915 397403 4

TRI aprés impdts sans déplafonnement 6,54%
TRI aprés impdts avec déplafonnement a 80% 7,45%
TRI aprés impdts avec déplafonnement a 90% 7,94%
TRI aprés impdts avec déplafonnement a 92,5% 8,17%
TRI aprés impdts avec déplafonnement & 95% 8,40%

TRI aprés impbts sans plafonnement 8,85%
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Résultats de la simulation

Baisse de 50% Baisse de 209 Prix stables Hausse de Hausse de |Hausse de 1009
en 4 ans en 4 ans 20% en 4 ans| 50% en 4 ans| en 4 ans
Plafonnement 6,15% 5,73% 4,98% 4,20% 2,92% 0,B0%
Déplafonnement a 85% 5,91% 5,76% 5,47% 5,p8% 5145% 424%
Déplafonnement a 90% 6,14% 6,1p% 6,04% 5,99% 592% 481%
MOTEUR 1 MW Déplafonnement a 92,5% 6,32% 6,26% 6,23% 6,[L9% 6]15% %4q,07
Déplafonnement a 95% 6,494% 6,4P% 6,41% 6,B9% 6137% 4,33%
Déplafonnement a 100% 6,71% 6,7h% 6,16% 6,/ 7% 6/80% q4,83%
Plafonnement 9,769 9,33% 8,59% 7,83% 6,%9% 400%
Déplafonnement a 85% 9,53% 9,3B% 9,49% 9,P1% 9]08% g4,88%
Déplafonnement a 90% 9,81% 9,7B% 9,648% 9,63% 9156% 944%
MOTEUR 5 MW Déplafonnement a 92,5% 9,9%% 9,80% 9,86% 9,B3% 9|78% %4,71
Déplafonnement a 95% 10,09% 10,06% 10,04% 10J03% 14,01% 9799
Déplafonnement a 100% 10,3%% 10,38% 10,10% 10]41% 140,44% 10,479
Plafonnement 5,95% 5,53% 4,76% 3,97% 2,66% -0,p3%
Déplafonnement a 85% 5,70% 5,5p% 5,46% 5B87% 5124% 403%
Déplafonnement a 90% 5,98% 5,8p% 5,84% 5,§9% 5{71% H,60%
TURBINE 10 MW Déplafonnement a 92,5% 6,12% 6,06% 6,03% 5,P9% 5]94% °q,87
Déplafonnement a 95% 6,2%% 6,2P% 6,41% 6,119% 6{17% q13%
Déplafonnement a 100% 6,52% 6,51 % 6,96% 6,b8% 6|60% q,64%
Plafonnement 8,06%0 7,51% 6,54% 5,50% 3,70% -067%
Déplafonnement a 85% 7,76% 7,5p% 7,45% 7,83% 7117% 4,90%
Déplafonnement a 90% 8,11% 8,0Pp% 7,94% 7,87% 7178% 1,63%
TURBINE 40 MW Déplafonnement a 92,5% 8,29% 8,21% 8,17% 8,IL3% 8|07% %{,98
Déplafonnement a 95% 8,4{% 8,4P% 8,40% 8,B8% 8135% 431%
Déplafonnement a 100% 8,79% 8,8B3% 8,85% 8,B7% 8/90% q4,94%
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Résultats de la simulation en base 100 prise pounwéplafonnement de 92,5% et des prix du gaz stalslentre 2007 et 2010

Baisse de 509 Baisse de 209 Prix stables Hausse de Hausse de |Hausse de 1009
en 4 ans en 4 ans 20% en 4 ans| 50% en 4 ans en 4 ans
Plafonnement S ] 92 80 b7 "7 5
Déplafonnement a 85% D5 D2 91 90 88 84
Déplafonnement a 90% D9 D8 97 96 95 93
MOTEUR 1 MW Déplafonnement a 92,5% 1p1 101 100 99 99 98
Déplafonnement a 95% 1p4 103 103 03 102 102
Déplafonnement a 100% 1p8 108 109 109 109 110
Plafonnement P 95 87 F9 57 N2
Déplafonnement a 85% D7 D5 94 93 92 90
Déplafonnement a 90% 1po 99 98 98 97 96
MOTEUR 5 MW Déplafonnement a 92,5% 1p1 100 100 100 99 98
Déplafonnement a 95% 1p2 102 102 02 101 101
Déplafonnement a 100% 1p5 105 105 106 106 106
Plafonnement P 92 19 b6 il -1
Déplafonnement a 85% D5 D2 91 89 87 83
Déplafonnement a 90% D9 D8 97 96 95 93
TURBINE 10 MW Déplafonnement a 92,5% 1p2 101 100 99 99 97
Déplafonnement a 95% 1p4 103 103 03 102 102
Déplafonnement a 100% 1p8 109 109 109 110 110
Plafonnement P 92 80 57 n5 -8
Déplafonnement a 85% D5 D3 91 90 88 84
Déplafonnement a 90% D9 D8 97 96 95 93
TURBINE 40 MW Déplafonnement a 92,5% 1p1 101 100 99 99 98
Déplafonnement a 95% 1p3 o3 103 103 102 102
Déplafonnement a 10C 10€ 10€ 10€ 10¢ 10¢ 10¢
Plafonnement 9d 93 8p 7 H1 9
Déplafonnement a 85% 95 93 92 9 8P 8p
Déplafonnement a 90% 99 9§ 97 9 9p %
MOYENNE Déplafonnement a 92,5% 104 104 100 10 99 498
Déplafonnement a 95% 103 1043 108 10 142 1¢2
Déplafonnement a 100% 107 108 108 10 108 1*9




TRI
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Impact du déplafonnement sur le TRI selon divers smarios d'évolution des prix du gaz entre 2007 e020
(base 100 = TRI pour un déplafonnement de 92,5% ees prix du gaz stables)

110
T
) "“""":',':,,/,
95 7 —— — — -
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