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EXECUTIVE SUMMARY

Le marché de I'électricité belge a été marqué par un événement majeur fin 2018, a savoir
I'indisponibilité imprévue d’'un nombre important de réacteurs nucléaires, en particulier entre le
14 octobre et le 12 novembre 2018 ol seulement un réacteur nucléaire était opérationnel, et ce alors
gu’aucune réserve stratégique n’avait été prévue. Cette étude vise a analyser la réaction du marché
de I'électricité face a cette situation, en particulier durant la période du 1° octobre 2018 au
28 février 2019. Les éléments suivants ont pu étre observés.

Le contexte: un hiver relativement clément et une charge sur le réseau d’Elia modérée :

L’hiver 2018-2019 a été marqué par des températures relativement clémentes par rapport aux
températures constatées les hivers précédents. Seul le mois de janvier 2019 a connu des températures
moyennes et minimales inférieures aux hivers précédents. En ce qui concerne la charge sur le réseau
d’Elia, elle s’est établie a 9.283 MW en moyenne entre octobre 2018 et février 2019, soit un niveau
inférieur de 2 % au niveau moyen des cing derniéres années durant la méme période.

Le gaz naturel et les importations ont joué un roéle clé dans le mix énergétique:
Durant les mois d’octobre a décembre:

- le gaz naturel a été la premiere source d’approvisionnement d’électricité du pays entre
octobre et décembre 2018. Les centrales au gaz ont fourni en moyenne 36 % du mix
énergétique ;

- les importations ont également joué un réle crucial en fournissant 27 % du mix
énergétique ;

- le nucléaire a été la troisieme source d’approvisionnement et a fourni entre 16 et 24 % du
mix énergétique durant ces trois mois.

Les mois de janvier et février sont plus similaires aux années antérieures avec le nucléaire qui redevient
la premiére source d’approvisionnement du pays (42 % du mix énergétique), le gaz naturel qui
représente 30 % du mix et les importations 9 % du mix.

L’éolien, 4™ source d’approvisionnement, reste stable et représente 6 a 7% du mix énergétique
durant toute la période considérée. Par rapport aux années antérieures, sa part au sein du mix
énergétique augmente grace a la hausse des capacités de production éolienne offshore installées et
opérationnelles.

Des prix sur les marchés de gros en hausse:

- Sur le marché day-ahead, les prix moyens ont été supérieurs aux prix des années précédentes.
Cette hausse est également observée sur les marchés day-ahead des pays voisins (FR, DE, NL) et
résulte notamment de I'augmentation du prix du CO,.

- Malgré la tendance généralisée a la hausse des prix day-ahead au sein de la zone CWE, la
Belgique a connu des pics de prix particulierement forts, se démarquant des autres pays lors de
certaines périodes des mois de septembre, octobre et novembre 2018. De faibles productions
nucléaires et éoliennes belges, une plus forte production au gaz naturel et la présence de
loopflows y étaient généralement associées.

- Ces pointes de prix ont dépassé les 300 €/MWh a certaines heures de 6 journées spécifiques. Si
elles confirment une situation plus tendue sur le marché de I'électricité, ces pointes de prix
n’indiquaient pas un risque de pénurie ou de délestage. La CREG estime qu'il restait encore au
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minimum 3.700 MW de capacités disponibles, dont au moins 2.500 MW de capacités
explicitement offertes sur le marché day-ahead (essentiellement au niveau des importations).

Sur les marchés forward (M+1, Q+1, Y+1), les prix de I’électricité affichent une hausse du mois
de juillet a octobre 2018. Cette hausse s’amplifie sur la période de septembre a octobre 2018. A
partir de novembre 2018, les prix diminuent. Les prix ont été fort impactés par les annonces
médiatiques et la prolongation des indisponibilités des centrales nucléaires.

Une réaction trés rapide de I’ensemble des acteurs du secteur pour répondre aux besoins du marché:

Du c6té politique, la Ministre de I'énergie a mis en place une task force réunissant son cabinet,
Elia, Engie, la CREG et le SPF Economie. Cette task force avait pour but de suivre de prés
I’évolution de la situation sur le marché de I'électricité durant I’hiver 2018-2019 et d’envisager
et coordonner toutes les mesures a mettre en place durant I’hiver en Belgique et avec les pays
voisins pour assurer la sécurité d’approvisionnement du pays.

L'augmentation des capacités de production nationales disponibles sur le marché day-ahead a
été trés conséquente. Entre septembre 2018 (a savoir avant 'annonce de la faible disponibilité
du nucléaire) et février 2019, une hausse de prés de 2.400 MW de capacités supplémentaires
mises a disposition du marché day-ahead, hors éolien, nucléaire et stockage, a ainsi été
observée. Cette augmentation est le résultat de plusieurs éléments :

. le retour sur le marché d’unités qui, les années antérieures, étaient reprises dans la
réserve stratégique (Seraing 485 MW et Vilvoorde 265 MW, soit au total 750 MW);

. le déploiement exceptionnel, par certains acteurs, de capacités de production
complémentaires installées sur leurs sites de production;

. le fait que les entretiens et travaux de maintenance, conformément a la réglementation,
sont effectués en dehors des périodes hivernales;

Des capacités de production de secours (au minimum 75 MW ) ont également été mises en place
par certains acteurs, mais n’ont, au final, pas été offertes et actives sur le marché de I’électricité.

Des nouvelles mesures de gestion de la demande ont été déployées. A titre d’exemple, Engie
mentionne avoir mis en place des mesures de gestion de la demande et de flexibilité aupres de
ses clients industriels pour un volume d’environ 150 MW (hors produits s’inscrivant dans le
cadre des réserves) et 300 MW respectivement. Cette flexibilité ne pouvait cependant étre
déployée que dans le cadre de conditions strictes.

Elia a mis en place un nouveau produit de flexibilité: la “Slow R3 non reserved power”. Ce produit
n’a pas eu a étre appelé.

Des interconnexions qui ont joué un role clé et des actions importantes prises au sein de la zone
Central-West-Europe (CWE : BE, NL, FR, LU, AT, DE):

Les interconnexions ont joué un role clé dans le fonctionnement du marché de I’électricité, en
particulier durant la période d’octobre a décembre 2018, ou des niveaux trés élevés d’importations
nettes ont été constatés a certains moments. C'était d’autant plus remarquable qu’un des quatre
transformateurs déphaseurs placés aux frontiéres de la Belgique était en panne a ce moment-la.
Plusieurs éléments ont contribué a ces niveaux élevés d’'importation:

- L'augmentation par Elia, suite aux demandes répétées de la CREG, des capacités
maximales d’importation de 4.500 MW a 5.500 MW a partir de juin 2018. Cette hausse a
permis d’importer des volumes d’électricité supérieurs a 4.500 MW durant 25 heures
entre septembre et décembre 2018. Cela a notamment conduit a des volumes
d’importation trés élevés entre le 23 et le 26 décembre, une période ou les niveaux de
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production éolienne et nucléaire en Belgique étaient bas, et ou le niveau des prix a
I’étranger était également meilleur marché que la production au gaz naturel.

- Le respect accru des gestionnaires de réseau de transport (TSOs) de la régle, imposée par
les régulateurs CWE, de mettre a disposition des échanges transfrontaliers day-ahead au
minimum 20 % des capacités des lignes de transmission. Ainsi, alors qu’on comptait
encore 567 lignes congestionnées avec un RAM inférieur a 20 % les trois derniers mois de
2017, seulement 16 lignes congestionnées présentaient un RAM inférieur a 20 % les 3
derniers mois de 2018. Entre septembre et décembre 2018, le nombre de lignes
congestionnées avec un RAM inférieur a 20 % a chuté de 190 lignes en septembre a 14
lignes en octobre, a 21 lignes en novembre et a 12 lignes en décembre 2018.

- La scission de la bidding zone Autriche-Allemagne-Luxembourg a partir du
1" octobre 2018 qui a permis de réduire les loopflows".

- L’application de limites thermiques plus élevées durant I’hiver sur les lignes de transport
dans les calculs des capacités mises a disposition des échanges transfrontaliers.

Plusieurs de ces éléments ont par ailleurs été repris dans le cadre d’un accord de solidarité régionale

mis en place entre tous les pays de la zone CWE pour aider la Belgique durant I’hiver 2018-2019.

En ce qui concerne le début de I'année 2019, on note en particulier la mise en ceuvre de Nemo, la
nouvelle interconnexion avec la Grande-Bretagne, d’une capacité de 1.000 MW, opérationnelle depuis
le 31 janvier 2019. Cette nouvelle interconnexion permet, si nécessaire, de compter sur des capacités

additionnelles d’importations.

Un risque de pénurie, au final et a postériori, inexistant, malgré une faible disponibilité du nucléaire:

Malgré une tres faible disponibilité du nucléaire (inattendue de surcroit), en particulier durant
les mois d’octobre a décembre, et malgré I'absence de constitution de réserve stratégique, il n’y
a pas eu de risque réel de pénurie d’électricité durant I'hiver. L'augmentation importante des
capacités de production domestiques et un meilleur fonctionnement du couplage des marchés
au sein de la zone CWE ont permis de suppléer a la forte indisponibilité du nucléaire. Par ailleurs,
des capacités significatives étaient également disponibles et n‘ont pas été offertes sur le
marché.

Ainsi, méme lorsque les prix ont connu des pics importants, des capacités élevées étaient encore
disponibles. Les pointes de prix (> 300 €/MWh) qui ont été observées lors de 6 journées
spécifiques, confirment une situation plus tendue sur le marché de I'électricité. Mais elles
n’indiquent pas un risque de pénurie ou de délestage. Lors de ces pics de prix, avant qu’un
délestage n’ait lieu, la CREG estime qu’il restait encore au minimum 3.700 MW de capacités
dont:

. au minimum 600 MW (parfois jusqu’a 1.000 MW) de capacités domestiques explicitement
offertes sur le marché;

° au minimum 1.800 MW (parfois jusqu’a 2.900 MW) de capacités d”importations
explicitement offertes sur le marché;

° un peu moins de 1.000 MW de réserves tertiaires et secondaires;

! Les loopflows représentent les flux physiques d’électricité qui passent par nos frontiéres mais qui ne sont pas destinés a des
transactions de marché. Les loopflows ont priorité sur les flux commerciaux d’électricité. Ils peuvent par conséquent

restreindre les importations d’électricité destinées a des fins commerciales en saturant les lignes d’interconnexions.
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A partir d’octobre, environ 600 MW de capacités additionnelles connues étaient également
disponibles (malgré qu’elles n’aient pas été explicitement offertes sur le marché day-ahead).

Une hausse des prix sur les marchés de gros qui a impacté certains ménages et PME de maniére
limitée

Outre un impact sur les prix de gros, les indisponibilités nucléaires ont également eu un impact sur les
prix de I'électricité des ménages et des entreprises, tant pour les contrats a prix fixe que pour les
contrats a prix variable. La diversité des parameétres d’indexation des prix sur le marché de gros, les
différents types de contrats, la date de ces contrats et le moment de facturation influencent le montant
qui sera, a court ou a moyen terme, facturé au client. Les produits fixes ont subi une augmentation
d’octobre a novembre 2018, pour ensuite connaitre une baisse. Les produits variables, quant a eux,
ont subi une augmentation au mois d’octobre et, pour certains d’entre eux, en janvier.

L'impact de la hausse des prix sur le marché de gros de fin septembre 2018, sur la facture annuelle
d'un ménage ayant conclu un contrat a prix fixe peut atteindre 91 €, et ce sur toute la durée du contrat.
Cet impact ne concerne que les contrats a prix fixe conclus au cours du quatrieme trimestre 2018 et
du premier trimestre 2019. Tous les autres contrats a prix fixe en cours ne sont pas impactés par la
hausse des prix sur les marchés de gros énoncée plus haut.

Lors des indexations trimestrielles en octobre 2018 et, dans une moindre mesure, en janvier 2019, les
contrats a prix variables ont ressenti I'effet de la hausse des prix susmentionnée. L’effet unique sur la
facture annuelle des ménages est de I'ordre de 35 €. |l s’agit d'une estimation prudente qui peut varier
en fonction du parametre d’indexation de la formule de prix et qui se base sur 'augmentation estimée
a 91 € sur base annuelle, or la période de prix élevés s’applique sur une période sensiblement plus
courte qui se termine a la fin du 1°" trimestre 2019.
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INTRODUCTION

L’hiver 2018-2019 a été marqué par un événement majeur, a savoir l'indisponibilité d’'un nombre
important de réacteurs nucléaires. Durant pres d’un mois a cheval entre le mois d’octobre et de
novembre 2018, seulement un réacteur nucléaire sur sept était disponible. Au mois de décembre 2018,
on ne comptait encore que deux a trois réacteurs nucléaires disponibles. Ce n’est qu’a partir des mois
de janvier/février qu’on retrouve des niveaux de production nucléaire plus similaires aux niveaux des
derniers hivers (aux alentours de 4.000 MW en moyenne) avec quatre a cinq réacteurs disponibles.

Ce rapport vise a dresser un état des lieux ex post de la situation : comment le marché de I'électricité
a-t-il réagi ? Quelles furent les conséquences sur les prix et sur le mix énergétique ? Quelles mesures
ont-elles été prises pour assurer I'équilibre entre I'offre et la demande sur le marché de I’électricité?
Quels sont les enseignements a tirer pour les années futures ?

De maniere générale, ce rapport se penche plus spécifiquement sur la période s’étalant entre le mois
d’octobre 2018 et février 2019. Elle s’écarte donc de la période hivernale classique qui s’étend de
novembre a mars. En effet, le mois d’octobre est intéressant a analyser étant donné gu’il n’y avait
gu’un seul réacteur nucléaire en activité toute la seconde quinzaine du mois. Le mois de mars n’est
pas systématiquement analysé, non seulement pour des raisons de disponibilité de données a I’heure
ou ce rapport est rédigé, mais également car il est marqué par une situation plus similaire aux années
antérieures avec une forte disponibilité du nucléaire.

1. CHRONOLOGIE DES FAITS AYANT MARQUE
L’'HIVER 2018-2019

17 ao(it 2018

Dans le cadre de la mise a jour de son rapport sur la détermination du volume de la réserve stratégique
pour I’hiver 2018-2019, Elia revoit son évaluation initiale de besoin de réserve stratégique?. Elia conclut
gu’il n’est pas nécessaire de constituer un volume de réserve stratégique pour assurer la sécurité
d’approvisionnement durant I’hiver 2018-2019. Dans le cadre de ses hypotheéses, Elia considere que
les sept réacteurs nucléaires seront disponibles® et que le scénario le plus pessimiste d’indisponibilité
entrainerait une perte de capacité nucléaire belge de 1 GW et de 4,5 GW de capacité nucléaire
francaise.

29 ao(t 2018

Sur base de I'analyse fournie par Elia le 17 aolt 2018, la Ministre de I'Energie, Marie-Christine
Marghem indique a Elia par arrété ministériel de ne pas constituer de volume de réserve stratégique
pour I'hiver 2018-2019%.

2 http://www.elia.be/~/media/files/Elia/Products-and-services/Strategic-Reserve/Documents/Volume%20report%202018-
19 Rerun August 17082018.pdf

3 “Les taux d’indisponibilité fortuite normaux ont été pris en compte, sans tenir compte des pannes exceptionnelles survenues
au cours des cing derniers hivers”, Elia, The Need for strategic reserve for winter 2018-19, page 9:
http://www.elia.be/~/media/files/Elia/Products-and-services/Strategic-Reserve/171129 ELIA%20AR-Winter UK.pdf
 http://www.etaamb.be/fr/arrete-ministeriel-du-29-aout-2018 n2018040646.htm|
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31 ao(t 2018

Engie annonce l'indisponibilité prolongée de Doel 1 (433 MW) jusqu’au 10 décembre 2018 et de
Doel 2 (433 MW) jusqu’au 31 décembre 2018. La capacité nucléaire disponible entre le 20 octobre et
le 28 novembre 2018 est donc a ce moment-la de 3.052 MW.

21 septembre 2018

Engie annonce le prolongement de l'indisponibilité de Tihange 2 (1.008 MW) jusqu’au 31 mai 2019 et
de Tihange 3 (1.038 MW) jusqu’au 1°" mars 2019. La capacité nucléaire disponible entre le 20 octobre
et le 28 novembre 2018 diminue donc a ce moment-la a 1.006 MW.

Figure 1: Capacités nucléaires disponibles attendues durant le mois de novembre 2018 (MW)
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23 septembre 2018

Le Bureau du plan évoque dans la presse la possibilité que I'offre d'électricité ne suffise pas, en
novembre, pour rencontrer la demande car un seul des sept réacteurs nucléaires du pays sera
opérationnel (Doel 3).

24 septembre 2018

La Ministre fédérale de I'énergie organise une conférence de presse ou elle communique que
I'ensemble des opportunités en matiere de sources d'approvisionnement de |'électricité est examiné,
dont l'interconnexion avec I'étranger. D'autres solutions pourraient étre envisagées a terme, dont la
réquisition, sachant qu'il existe a Vilvorde une centrale au gaz hors marché. Dans la presse, REstore
propose au gouvernement une puissance flexible de 225 MW collectée auprés de consommateurs
industriels qui acceptent de réduire leur consommation.

26 septembre 2018

La Ministre fédérale de I'Energie se tourne vers les pays voisins (I'Allemagne, la France et les Pays--Bas)
afin d'établir des accords relatifs a la mise a disposition de capacités de production au service de la
Belgique. "L'Allemagne a déja pris I'engagement de nous aider", confirme son porte-parole. La Ministre
de I'Energie indique avoir trouvé 750MW de capacités supplémentaires.

Dans un communiqué de presse, Elia estime un besoin de 1600 a 1700 MW en capacité supplémentaire
pour garantir la sécurité d’approvisionnement durant I’hiver (novembre est le mois le plus critique).
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Selon Elia, méme avec les 750 MW supplémentaires annoncés par la Ministre, il manquera encore
environ 1.000 MW pour garantir la sécurité d'approvisionnement®.

28 septembre 2018

La premiére réunion de la task force mise en place par la Ministre de I'énergie et réunissant son
cabinet, Elia, Engie, la CREG et le SPF Economie a lieu. Cette task force a pour but de suivre de pres
I’évolution de la situation sur le marché de I'électricité durant I’hiver 2018-2019, d’envisager et de
coordonner toutes les mesures a mettre en place durant I’hiver en Belgique et avec les pays voisins
pour assurer la sécurité d’approvisionnement du pays.

28 septembre 2018

Engie annonce que l'entretien de Tihange 1, prévu initialement du 20 octobre au 29 novembre, a été
avancé d'une semaine soit du 13 octobre au 17 novembre. A partir du 17 novembre,
Tihange 1 (962 MW) devrait fournir de I'électricité. Elia signale que le retour de Tihange 1 apportera
certainement une contribution positive a la sécurité d'approvisionnement. Néanmoins, les problémes
ne sont pas résolus pour autant. Elia attend un apergu de toutes les mesures possibles afin de pouvoir
calculer les effets sur le systeme.

Le conseil des ministres approuve le retour sur le marché de la centrale de Vilvorde pour faire face a
une éventuelle pénurie d'électricité en novembre.

Le Comité de direction de la CREG approuve une « Note sur les mesures a prendre a court terme
concernant le fonctionnement du marché aux fins de la sécurité d’approvisionnement en électricité
pour I'hiver 2018-2019 »°. Dans cette note, la CREG propose des mesures qui peuvent contribuer a
court terme a I'amélioration de la sécurité d’approvisionnement en électricité au cours de I’hiver 2018-
2019. Ses propositions ont été mises en ceuvre et discutées avec les pays voisins concernés.

1 octobre 2018

La scission de la zone Autriche-Allemagne-Luxembourg au sein du Flow Based Market Coupling a lieu:
I’Autriche devient une zone de prix séparée de la zone Allemagne-Luxembourg. Cela entraine des
répercussions positives au niveau des loopflows pour la Belgique.

Le ministre luxembourgeois de I'Economie propose a la Belgique de libérer 200 MW sous réserve des
accords des gestionnaires de réseau de transport allemands et belges.

2 octobre 2018

Dans un communiqué de presse relatif aux prévisions pour I'hiver 2018-2019, Elia considére que
I'évolution est positive pour le mois de novembre (avec les 750 MW “trouvés”, 'avancée de I'entretien
de Tihangel et le fait que RTE confirme une "sans doute disponibilité" pour le marché belge de
1.000 MW). Elia considere néanmoins que des efforts supplémentaires seront nécessaires pour janvier
et février 2019 principalement en raison des possibilités limitées d'importation. Elia réclame encore
au gouvernement et aux acteurs de marché des MW supplémentaires et demande notamment des
certitudes quant au retour prévu de de Doel 1 (mi-décembre), Doel 2 (fin décembre) et Doel 4 (mi-
décembre).

> http://www.elia.be/~/media/files/Elia/PressReleases/2018/20180926 Elia-needs-1600-to-1-700MW-of-additional-
capacity-to-ensure-security-of-supply.pdf
® https://www.creg.be/fr/publications/note-z1835
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5 octobre 2018

A l'issue du conseil des ministres restreint, le Premier ministre Charles Michel indique que le
gouvernement multiplie les contacts en Belgique et a l'étranger, engrangeant des mégawatts
disponibles renforcant la position de la Belgique face au danger d’insécurité d'approvisionnement.
Différentes options doivent encore se matérialiser en accords formels.

8 octobre 2018

Le “Standing group on electricity scarcity” réuni dans le cadre du Pentalateral Energy Forum tient sa
réunion de démarrage. Ce “Standing group” rassemble les TSO, les régulateurs, les Ministres des pays
membres de la zone CWE et la Commission européenne. Aprés plusieurs réunions, il s’accorde sur un
« Operational framework for regional solidarity to ensure electricity adequacy in Belgium for the
winter 2018-2019 ». L'operational framework définit plusieurs mesures que devront prendre les
différents opérateurs pour augmenter les capacités d’interconnexions de la Belgique durant I'hiver et
garantir un meilleur fonctionnement de la zone CWE (voir Annexe 1).

Le Premier ministre Charles Michel indique au cours de son discours de politique générale devant la
Chambre qu'il a recu la veille, de la chanceliére Angela Merkel I'assurance de la coopération de
I'Allemagne dans le cadre des importations d'électricité.

9 octobre 2018:

Le gestionnaire du réseau haute-tension allemand Amprion mentionne qu’il travaille a des mesures
visant a éviter une possible pénurie d'électricité en Belgique en recourant a toutes les possibilités
permettant les importations les plus élevées possible de la Belgique.

EDF Luminus avance au 15 octobre le retour sur le marché de sa centrale électrique de Seraing d'une
capacité de 470 MW.

14 octobre 2018:

L'entretien de Tihange 1 (962MW) commence. Le réacteur n’est donc plus disponible sur le marché.
Seul le réacteur nucléaire Doel 3 est encore disponible.

15 octobre 2018

Suite a l'adoption d’'un arrété royal portant des mesures de sauvegarde en cas de crise
d’approvisionnement en électricité du pays, la centrale a cycle ouvert située a Vilvoorde (255 MW) et
la centrale a cycle ouvert située a Seraing (470 MW) peuvent revenir sur le marché.

22 octobre 2018:

Deux arrétés royaux portant des mesures de sauvegarde en cas de crise d’approvisionnement en
électricité autorisent:

- I"accroissement des puissances nettes développables par I'exploitant Electrabel des sites
des AWIRS’ (24 MW) et de Drogenbos (36+12 MW);

- la production de deux turbines a gaz sur le site de Langerlo (2 *43 MW)?;
- la production d’une centrale de cogénération sur le site de Scheldelaan (44 MW);

- la production d’une turbine a gaz a cycle combiné sur le site de Ham (52 MW).

7 Les capacités seront mises en service par I'opérateur et disponibles sur le marché le 9 novembre 2018 (cfr courrier Engie).
® Les capacités seront mises en service par 'opérateur et disponibles sur le marché le 6 novembre 2018 (GT4) et le 15
novembre 2018 (GT3) (cfr courrier Engie).
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Au total, ce sont donc 254 MW de capacités additionnelles qui rejoignent le marché.

12 novembre 2018

Le réacteur nucléaire Tihange 1 (962MW) revient sur le marché.

13 novembre 2018

Engie annonce une prolongation de I'indisponibilité de Doel 1 jusqu’au 31 janvier 2019

14 novembre 2018

En vue de contribuer a la sécurité d’approvisionnement durant I’hiver 2018-2019, Elia annonce le
lancement d’'un nouveau produit: la “Slow R3 Non-Reserved power”°. Son objectif est de cibler la
flexibilité qui jusqu’a présent ne pouvait pas étre offerte dans le cadre des produits existants.

26 novembre 2018:

Deux arrétés royaux portant des mesures de sauvegarde en cas de crise d’approvisionnement en
électricité autorisent I’accroissement temporaire de la puissance nette développable des sites
suivants:

- le site de la centrale d’Amercoeur (8,8 MW);

- le site de la centrale de Saint-Ghislain (8,8 MW);
- le site de la centrale de Vilvoorde (15 MW);

- le site de Vielsalm (15 MW);

- le site de la centrale de Ringvaart (8 MW);

14 décembre 2018

Le réacteur nucléaire Doel 4 (1039 MW) revient sur le marché (avec un arrét entre le 22 et le
27 décembre 2018).

18 décembre 2018

Engie annonce une prolongation de I'indisponibilité de Doel 1 jusqu’au 15 mars 2019. Engie annonce
une prolongation de I'indisponibilité de Doel 2 jusqu’au 28 janvier 2019.

6 janvier 2019:

Un arrété royal portant des mesures de sauvegarde en cas de crise d’approvisionnement en électricité
autorise I'accroissement temporaire de la puissance nette développable des sites suivants:

- le site de la centrale de Rodenhuize (19MW);

- le site de la centrale de Knippegroen (20MW);

- le site de la SPRL Aleris Aluminium Duffel (9MW);
- le site de la centrale de Vilvoorde (96MW);

- le site de la centrale de Langerloo (25MW).

% http://www.elia.be/en/about-elia/newsroom/news/2018/20181114 Winter-2018-2019-New-Product
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25 janvier 2019

Engie annonce une prolongation de I'indisponibilité de Doel 2 jusqu’au 4 février 2019.

31 janvier 2019

Elia annonce que l'interconnexion entre la Belgique et la Grande-Bretagne, Nemo, d’une capacité de
1.000 MW, est opérationnelle’®.

2. CONTEXTE : LES TEMPERATURES

Dans ce chapitre, les températures équivalentes'! des mois d’octobre a février des dix derniers hivers
sont comparées. Notons des a présent que les analyses historiques seront réalisées sur 5 ans pour les
autres chapitres de cette étude afin d’offrir une meilleure lisibilité des données. Cependant pour les
températures, la CREG estime utile de comparer la situation sur une période de 10 ans.

La Figure 2 et le Tableau 1 indiquent les températures équivalentes moyennes des mois d’octobre a
février des dix derniers hivers. La ligne rouge en pointillés correspond a I’hiver 2018-2019. Comme on
le constate, a I'exception des mois de novembre et de janvier, les mois d’octobre 2018 a février 2019
présentent des températures moyennes mensuelles supérieures (voire largement supérieures pour ce
qui concerne le mois de février) a la moyenne des mémes mois des 10 derniéres années. Seuls les mois
de novembre 2018 et janvier 2019 ont été marqués par des températures légerement plus froides a la
moyenne (0,4 degrés Celsius en moins que la moyenne les 10 derniers mois de novembre et janvier).

Figure 2: Température équivalente moyenne d’octobre a février les dix derniers hivers (°C)

o

Octobre Novembre Déceévfibre Janvier Février

Source : Synergrid — calcul CREG

0 http://www.elia.be/~/media/files/Elia/PressReleases/2019/20190131 exploitation-Nemo Link EN.pdf
1 La température équivalente au jour J est calculée comme une moyenne pondérée de la temperature aux jours J, J-1 et J-2,
avec des pondérations respectives de 60%, 30% et 10%.
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Tableau 1: Température équivalente moyenne d’octobre a février les dix derniers hivers (°C)

Octobre Movembre Décembre lanvier Février
Hiver 2009-2010 11,4 9,8 29 0,1 24
Hiver 2010-2011 10,6 5,3 07 41 5,3
Hiver 2011-2012 12,7 B7 5,1 5.2 0,5
Hiver 2012-2013 11,2 7,2 5,0 21 1,5
Hiver 2013-2014 12,9 5,5 5,1 5,1 6,6
Hiver 2014-2015 13,6 9,0 a4 35 32
Hiver 2015-2016 10,3 10,1 97 48 45
Hiver 2016-2017 o8 5,3 47 10 6,0
Hiver 2017-2018 13,4 5,7 43 50 1,0
Hiver 2018-2019 12,6 7.4 5.9 32 6,8
Moyenme 118 7.8 4.5 36 35

Source : Synergrid — calcul CREG

En ce qui concerne les températures minimales, elles ont été supérieures aux températures minimales
moyennes observées les hivers précédents durant les mois de novembre, décembre et février de
I’hiver 2018-2019. Le mois d’octobre 2018 a été marqué par des températures minimales inférieures
a celles des précédents mois d’octobre. Mais I'hiver n’étant pas encore réellement entamé, la
température minimale est restée a des niveaux de 4,1 degrés Celsius. Au mois de janvier 2019, la
température minimale était de -2 degrés Celsius, légérement en-dessous de la moyenne mensuelle
des hivers précédents (-1,8 degrés).

Figure 3: Température équivalente minimale d’octobre a février les dix derniers hivers (°C)

10
5
0
Octobre ) 8 § 2 \ Ay evrier

-5
-10

Hiver 2009-2010 Hiver 2010-2011 Hiver 2011-2012 Hiver 2012-2013 s Hiyer 2013-2014 ss—Hiver 2014-2015

Hiver 2015-2016 Hiver 2016-2017 Hiver 2017-2018 == == Hiver 2018-2019 Moyenne

Source : Synergrid — calcul CREG

Non-confidentiel 14/86



Tableau 2: Température équivalente minimale d’octobre a février les dix derniers hivers

Octobre Movembre Décembre lanvier Féwvrier

Hiver 2009-2010 6,5 6,5 5,7 -48 -3,5
Hiver 2010-2011 55 -2,2 -5.8 -2.89 -2.5
Hiver 2011-2012 6,1 25 1,5 -1,7 -8,6
Hiver 2012-2013 4.1 26 -0,7 -4.9 -2.4
Hiver 2013-2014 7.7 2.8 2.5 31 5

Hiver 2014-2015 10,3 3.2 -1,8 -1,0 -0,7
Hiver 2015-2016 43 1,6 = -3,3 0,5
Hiver 2016-2017 59 0,0 -1,7 -2.5 -0.3
Hiver 2017-2018 83 1,8 -0,6 2,5 5,1
Hiver 2018-2019 41 26 -0,1 -2 049
Moyenne 6,3 21 -0,6 -18 1,7

Source : Synergrid — calcul CREG

De maniere générale, on constate que I'hiver 2018-2019 a été marqué par des températures
relativement clémentes par rapport aux températures constatées les hivers précédents. Le mois de
janvier 2019 se démarque cependant avec des températures minimales et moyennes en dessous des
températures habituellement observées, sans toutefois étre particulierement froides.

3. LE PRELEVEMENT D’ELECTRICITE SUR LE RESEAU
D’ELIA

Ce chapitre analyse la charge du réseau Elia. Cette derniere comprend la production nette mesurée
des centrales qui injectent a une tension d’au moins 30 kV et le bilan des importations et des
exportations®. Les installations de production raccordées a une tension inférieure a 30 kV dans les
réseaux de distribution sont uniguement prises en compte pour autant qu’une injection nette sur le
réseau Elia soit mesurée. Il ne s’agit donc pas de la charge totale. Celle-ci n’est pas analysée car il
n’existe pas de données réelles mesurées (uniquement des estimations). Par ailleurs, étant donné que
cette étude analyse la situation de I'hiver 2018-2019 par rapport a la sécurité d’approvisionnement,
c’est surtout la charge résiduelle, a savoir la charge du réseau Elia qu’il est intéressant d’analyser.

3.1. CHARGE MOYENNE SUR LE RESEAU D’ELIA

La charge moyenne sur le réseau d’Elia*®* durant les mois d’octobre 2018 a février 2019 s’est élevée a
9.089 MW, soit un niveau inférieur de 2% au niveau moyen de charge des 5 derniéres années pour la
méme période (9.283 MW, soit -194 MW = -2%) (voir Figure 4 et Table 3).

12 |"énergie nécessaire au pompage de I'eau dans les réservoirs de stockage des centrales de pompage connectées au réseau
Elia est soustraite.

3 “La charge du réseau Elia est un calcul basé sur les injections d’énergie électrique dans le réseau Elia. Elle comprend la
production nette mesurée des centrales (locales) qui injectent a une tension d’au moins 30 kV et le bilan des importations et
des exportations. Les installations de production raccordées a une tension inférieure a 30 kV dans les réseaux de distribution
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Figure 4: Charge moyenne d’Elia (grid load) durant les mois d’octobre a février, de 2014 a 2019 (kW)
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Source : Elia (website) — calculs CREG

Tableau 3: Charge moyenne d’Elia durant les mois d’octobre a février, de 2014 a 2019

Hiver 2014~ Hiver 2005 Hiver 2016~ Hiver 2017- Hiver 2018- Moyenne
2015 2016 2017 2018 2019 2014-2019

MW

octobre

novembre

décembre

janvier
féurier

Moyenne

Source : Elia (website) — calculs CREG

3.2 CHARGE MAXIMALE SUR LE RESEAU D’ELIA

La charge maximale sur le réseau d’Elia durant I'hiver 2018-2019 s’est élevée a 12.568 MW et a été
observée le 22 janvier 2019 a 18h. Elle est inférieure de 0,8% au niveau de charge maximale moyen
observé les cing derniers hivers. Globalement, on constate que durant les 5 derniers hivers, les niveaux
de charge maximale ont systématiquement été observés a 18h, voire 18h30, et la plupart du temps au
mois de janvier.

sont uniquement prises en compte pour autant qu’une injection nette sur le réseau Elia soit mesurée. L’énergie nécessaire au
pompage de I'eau dans les réservoirs de stockage des centrales de pompage connectées au réseau Elia est soustraite.” Elia:
http://www.elia.be/fr/grid-data/Charge-du-reseau-et-previsions-de-charge/Charge-du-reseau-Elia
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Figure 5: Charge annuelle maximale sur le réseau Elia (MW) entre octobre 2014 et février 2019
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Source : Elia (website) — calculs CREG

Le Tableau 1 donne le niveau de charge observé durant la période d’octobre a février 2019 pour les
10/20/50/ 100 et 200 heures avec les niveaux de charge Elia les plus élevés. Comme on le constate,
il y a eu un peu plus de 20 heures ol le niveau de charge a dépassé les 12.000 MW durant la période
octobre 2018-février 2019.

Tableau 4: Load Elia et nombre d’heures

MW > Load >

0-10 heures 12,157 -12.158
10-20 heures 12,158 -12.011
20-50 heures 12.011-11.205
50-100 heures 11.805 - 11.577
100-200 heures 11.577 - 11.287

Source : Elia (website) — calculs CREG

Notons également que pour les mois d’octobre, novembre et décembre 2018, qui furent les mois ou
peu de capacités nucléaires étaient disponibles, la charge sur le réseau Elia a été en moyenne inférieure
de 226 MW, 97 MW et 213 MW respectivement que les mémes mois des cing derniéres années.
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4. L’APPROVISIONNEMENT D’ELECTRICITE

4.1. LES CAPACITES DE PRODUCTION DISPONIBLES SUR LE MARCHE
DAY-AHEAD BELGE DE L’ELECTRICITE

Dans cette section, les capacités de production disponibles sur le marché day-ahead belge de
I’électricité sont présentées’®. La production réelle d’électricité fait I'objet de la section suivante.

Les capacités disponibles sur le marché day-ahead (Pmax DAM) s’élevaient a 11.239 MW en moyenne
durant les mois d’octobre 2018 a février 2019.

En raison de I'indisponibilité de plusieurs réacteurs nucléaires, les capacités disponibles sur le marché
étaient inférieures aux capacités disponibles sur le marché les années antérieures, en particulier
durant les mois d’octobre a décembre 2018 (voir Figure 6 et Table 4).

En moyenne sur les trois mois d’octobre a décembre 2018, les capacités de production nationales
disponibles sur le marché s’élevaient a 10.003 MW. Elles étaient en moyenne inférieures de 1.237 MW
aux capacités de production nationales disponibles les mémes mois des cing derniéres années.

Durant les mois de janvier a février 2019, par contre, les capacités belges disponibles sur le marché
day-ahead sont remontées a un niveau moyen de 12.307 MW (soit 2.304 MW de plus qu’entre octobre
et décembre 2018), a savoir un niveau assez comparable aux capacités disponibles durant les mémes
mois des années 2014 a 2019.

Figure 6: Capacités maximales de production disponibles sur le marché day-ahead (Pmax DAM, moyenne mensuelle, MW)
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Source : Base de données CREG — calculs CREG

14 Ces capacités n’ont pas nécessairement été offertes sur BELPEX.
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Tableau 5: Capacités maximales de production disponibles sur le marché day-ahead (Pmax DAM, moyenne mensuelle, MW)

Hiver 2014- Hiver 2015- Hiver 2016- Hiver 2017- Hiver 2018- Delta
2015 2016 2017 2018 2019 2017-2018

Octobre

Movembre

Décembre

lanvier

Féwrier

Moyenme

Source : Base de données CREG — calculs CREG

L'augmentation des capacités disponibles entre d’une part, les mois d’octobre, novembre et
décembre 2018 et d’autre part, les mois de janvier et février 2019, trouve essentiellement son origine
dans I'augmentation des capacités nucléaires disponibles, et, dans une moindre mesure, dans les
autres capacités (non nucléaires et non éoliennes).

La Figure 7 reprend les capacités nucléaires disponibles durant les différents mois de I'année 2018 ainsi
gue les mois de janvier et février 2019. Seul 1 a 3 réacteurs nucléaires étaient disponibles certaines
semaines des mois d’octobre a décembre 2018%. A l'inverse, 4 a 5 réacteurs nucléaires étaient
disponibles durant les mois de janvier et février 2019, soit au total plus de 4000 MW.

Figure 7: Capacités maximales de production nucléaire disponibles en Belgique par réacteur en 2018 (MW)
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Source : Base de données CREG — calculs CREG

La Figure 8 illustre les capacités nucléaires disponibles en Belgique de 2014 a 2018 durant les mois
d’octobre a décembre 2018 uniquement. Sur les 3 derniers mois de I'année 2018, en moyenne
1.421 MW de capacités nucléaires en moins étaient disponibles par rapport a la moyenne des mémes
mois des cing derniéres années.

5 A titre de comparaison, en 2017, 5 a 6 réacteurs étaient disponibles durant les mémes mois de I'lannée.
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Figure 8: Capacités nucléaires disponibles en Belgique durant les mois d’octobre a décembre entre 2014 et 2018 (MW)
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Source : Base de données CREG — calculs CREG

Comme l'indique la Figure 9, la différence était trés conséquente entre les capacités initialement
attendues pour les mois de septembre a décembre 2018 et les capacités qui furent réellement
disponibles durant cette méme période.

Figure 9: Capacités nucléaires attendues et capacités nucléaires réelles de septembre a décembre 2018 (MW)
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La Figure 10 illustre I’évolution des capacités disponibles en Belgique sur le marché day-ahead entre
les mois de septembre 2018 et février 2019.

16 Le mois de septembre est ici considéré pour bien représenter les évolutions intervenues dés le mois d’octobre.
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Figure 10: Capacités belges disponibles sur le marché day-ahead entre septembre et février 2019 (Pmax DAM, moyenne
mensuelle, MW)

16000
13.374
14000 [— 12.813
|~
12000 10.565
10.256 /
10000 9.187 —
8.377 -
/
8000
6000
4000
2000
0
Septembre Octobre Novembre Décembre Janvier Février

mmmm Capacités moyennes éoliennes

mmmm Capacités moyennes nucléaires

I Capacités moyennes disponibles en dehors du nucléaire, de I'éolien et du stockage
m Capacités moyennes de stockage

Capacités moyennes disponibles totales
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Comme on peut le constater, les capacités disponibles hors nucléaire, stockage'’ et éolien ont
augmenté de 2.385 MW entre le mois de septembre 2018 et le mois de février 2019.

Cette augmentation importante s’explique d’une part, par les capacités additionnelles qui ont été
mises sur le marché day-ahead en raison de la crise (voir chapitre 6 pour plus de détails), d’autre part
parce qu’il est demandé aux opérateurs de prévoir I'entretien et la maintenance des unités de
production en dehors de la période hivernale. Chaque année on constate en effet une augmentation
des capacités disponibles sur le marché durant I’hiver. Cette augmentation a cependant été largement
plus importante durant I'hiver 2018-2019 que les hivers précédents (+ 37 %), comme illustré par la
figure 11.

Par rapport aux hivers précédents, la différence s’explique essentiellement par le retour sur le marché
de la centrale TGV de Seraing (485 MW) et la centrale au gaz de Vilvoorde (265 MW) qui étaient non
disponibles sur le marché day-ahead les années antérieures. Elles étaient cependant reprises dans la
réserve stratégique durant les hivers 2014-2015, 2016-2017, 2017-2018 et, au cas ou un risque de
pénurie d’électricité a court terme avait été évalué, elles auraient donc été activées.

7 Les capacités de stockage sont issues des centrales de turbinage.
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Figure 11: Augmentation des capacités disponibles sur le marché day-ahead, hors nucléaire, éolien et stockage, entre les mois
de septembre et de février des 5 derniers hivers (MW)
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Le Tableau 6 reprend les unités avec des MW disponibles additionnels sur le marché day-ahead entre
les mois de septembre 2018 et de février 2019 (soit parce que ces unités n’étaient pas disponibles sur
le marché en septembre, voire certains jours de septembre, soit parce qu’elles ont connu une
augmentation de leurs capacités’®).

18 Cette augmentation de capacités peut trouver plusieurs explications, par exemple des générateurs de secours
complémentaires ont été installées sur les sites de maniére temporaire (exemple Langerloo), ou encore certaines unités
étaient en travaux de maintenance ou en panne au mois de septembre (voire certains jours de septembre).

Non-confidentiel 22/86



Tableau 6: MW supplémentaires disponibles sur le marché day-ahead entre le mois de septembre et le mois de février

SERAING (TGV) 453
DROGENBOS (TGV) 311
VILVOORDE (TG) 187
SAINTGHISLAIN (TGV) 158
ZANDVLIETPOWERBASF 153
HERDERSBRUG (TGV) 145
MARCIMELLE 100
AWIR 54 35
AMERCOEUR 1R (TGV) 26
VILVOORDE (moteur au gaz) 62
HAMGENT {COGEN) 33
AMNGLEUR (TG41) 45
MONSANTO 44
LANGERLO (TG3) 44
LANGERLO (TG4) 44
AMNGLEUR (TG42) 41
RINGVAART [TGV) a7
DROGENBOS (DIESEL 10KV 32
INESCO (CCOGEN) 20
WILMARSDONEK (TG1) 30
Autres avec delta <16MW 230
TOTAL 2.385

Source : Base de données CREG — calculs CREG

4.2, LA PRODUCTION BELGE D’ELECTRICITE

En ce qui concerne la production d’électricité, les trois derniers mois de I'année 2018 (ou seulement
1 a 3 réacteurs nucléaires étaient disponibles) se démarquent fortement des deux premiers mois de
I’'année 2019 (ol 4 a 5 réacteurs étaient opérationnels).

Comme l'indique le Tableau 7, I'électricité a été majoritairement produite a partir de gaz naturel en
Belgique durant les mois d’octobre a décembre 2018. Les importations (développées plus en
profondeur au chapitre 5) ont également joué un réle majeur dans I"approvisionnement du pays en
fournissant 2.473 MW en moyenne durant les trois mois. Le nucléaire a été la troisieme source
d’approvisionnement avec une moyenne de 1.729 MW durant la méme période.

Les mois de janvier et février 2019, avec en moyenne 4.000 MW d’électricité d’origine nucléaire, sont
marqués par le retour du nucléaire comme premiere source d’approvisionnent d’électricité de la
Belgique. Le gaz naturel revient en seconde position avec respectivement 3.200 et 2500 MW de
production moyenne d’électricité pour les mois de janvier et février.
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Tableau 7: Production moyenne d’électricité par type d’énergie primaire et importations moyennes durant les mois d’octobre
a décembre 2018 (MW)

Importations
nettes

Gaz naturel Mucléaire

Source : Base de données CREG — calculs CREG

En comparaison avec les années précédentes, alors que le nucléaire représentait la premiére source
d’approvisionnement d’électricité les années précédentes (voir Figure 12), il n’est plus que la troisieme
source d’approvisionnement durant les mois d’octobre a décembre, devancé par le gaz naturel et les
importations.

On constate également une augmentation de la production d’électricité d’origine éolienne (offshore
et onshore raccordées au réseau Elia) dont la production a presque doublé par rapport a 2016.

Figure 12: Production moyenne d’électricité par type d’énergie primaire et importations moyennes durant les mois d’octobre
a décembre de 2014 a 2018 (MW)
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La Figure 13 illustre quant a elle, la production moyenne d’électricité pour les mois de janvier et
février 2019. Malgré un niveau de production d’électricité d’origine nucléaire plus élevé, la production
d’électricité nucléaire durant les mois de janvier et février reste inférieure a la production moyenne
observée les mémes mois des six derniéres années (- 807 MW). La production d’électricité a partir de
gaz naturel pour les mois de janvier et février 2019 est plus élevée que les niveaux atteints en moyenne
les six derniéres années (+ 576 MW), tandis que les importations sont assez semblables.
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Figure 13: Production moyenne d’électricité par type d’énergie primaire et importations moyennes durant les mois de janvier
a février de 2014 a 2019 (MW)
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4.3, LE MIX ENERGETIQUE
4.3.1. D’octobre 2018 a février 2019

Comme mentionné préalablement, durant les mois d’octobre a décembre 2018, I'approvisionnement
en électricité a été essentiellement assuré par des centrales au gaz naturel: elles ont fourni en
moyenne 3.214 MW d’électricité, soit 36% du mix énergétique™®.

Les importations, présentées au chapitre suivant, ont constitué en moyenne 27 % du mix énergétique.

Avec seulement un a trois réacteur(s) nucléaire(s) en activité, le nucléaire a été la troisieme source
d’approvisionnement. Il a fourni entre 16 et 24 % du mix énergétique durant ces trois mois, soit
1.730 MW en moyenne.

L’éolien (onshore et offshore raccordé au réseau Elia) a fourni entre 6 et 7 % de I’électricité durant les
mois d’octobre a décembre, soit 605 MW en moyenne.

La Figure 14 illustre la répartition du mix énergétique pour octobre, novembre et décembre
respectivement.

19 La charge du réseau Elia est considérée (pas le prélevement total).
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Figure 14: Mix énergétique d’octobre a décembre 2018 (en %)
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Source : Base de données CREG — calculs CREG

Les mois de janvier et février 2019 sont marqués par |'activité retrouvée de 4 a 5 réacteurs nucléaires,
ce qui permet a I'’énergie nucléaire de redevenir la premiére source d’approvisionnement en électricité
du pays, avec 42 % du mix énergétique. Le gaz naturel occupe la seconde position avec 30 % en
moyenne du mix énergétique durant les deux mois. Les importations redescendent a la troisieme place
et représentent 12 a 13 % du mix énergétique du pays. L’éolien constitue la quatriéme source avec 6 %
du mix.

Figure 15: Mix énergétique en janvier et février 2019 (en %)
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Source : Base de données CREG — calculs CREG

4.3.2. Comparaison avec les cinq derniéres années

Comme l'indique la Figure 16, les mois d’octobre a décembre 2018 se distinguent essentiellement par
un niveau de production d’électricité d’origine nucléaire extrémement bas par rapport aux 5 derniéres
années. La production d’électricité a partir de gaz naturel a atteint un sommet avec 3.214 MW en
moyenne durant les 3 mois, soit 36% du mix énergétique. Les importations sont trés élevées par
rapport aux 4 derniéres années mais assez similaires au niveau atteint en 2014.

Ce sont les hausses des importations et de la production des centrales au gaz naturel qui ont permis
de suppléer a I'indisponibilité des réacteurs nucléaires.
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Figure 16: Composition du mix énergétique durant les mois d’octobre a décembre de 2014 a 2018 (en %)
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Les mois de janvier et février présentent des niveaux d’importation assez semblables aux 5 dernieres
années. Avec 42 % du mix énergétique, le nucléaire se rapproche des niveaux atteints les 5 dernieres
années (48 %), méme s’il reste inférieur étant donné I'indisponibilité de 2, voire 3, réacteurs nucléaires.
C’est essentiellement le gaz naturel qui compense la moindre activité des réacteurs nucléaires durant
les mois de janvier et février 2019 par rapport aux années précédentes. Malgré la hausse du prix du
CO; et du gaz naturel, le prix de I'électricité étant encore plus élevé, les conditions étaient favorables
a la production des centrales au gaz.

Figure 17: Composition du mix énergétique durant les mois de janvier et février de 2015 a 2019 (en %)
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5. LES INTERCONNEXIONS

5.1. LES CHIFFRES D’'IMPORTATIONS NETTES~

Comme mentionné préalablement, les mois d’octobre a décembre 2018 sont marqués par des niveaux
d’importations nettes particulierement élevés, en particulier par rapport aux années 2016 et 2017. En
moyenne, 2.458 MW ont été importés durant les mois d’octobre a décembre 2018 contre 1.794 MW
en moyenne les mémes mois des cing derniéres années, soit un niveau plus élevé de prés de 40 %.
Seule I'année 2014 a été marquée par un niveau d’importations nettes plus élevé durant les mois
d’octobre a décembre.

Les mois de janvier et février sont marqués par des importations nettes qui s’établissent a environ
1.000 MW par mois. Il s’agit d’'un niveau d’importations tres largement inférieur au niveau observé
durant les mois d’octobre a décembre 2018.

Le niveau le plus élevé d’importations a eu lieu le 26 décembre 2018 a 18h45 avec 5.231 MW
d’importations, dont 1.841 MW a la frontiere frangaise, 3.164 MW a la frontiére néerlandaise et
226 MW importés a la frontiére luxembourgeoise.

Figure 18: Importations mensuelles moyennes nettes (flux physiques) durant les mois d’octobre a février (MW)
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Source : données Elia (website) — calculs CREG

20 Les chiffres concernant les importations reprises au sein de ce chapitre sont issus des données téléchargeables sur le site
d’Elia. De légeres différences (maximum 35 MW) sont observées avec les chiffres d'importations nettes repris au chapitre
précédent qui sont issus, quant a eux, de la base de données CREG (Base de données), elle-méme compilées a partir des
données transmises par Elia. La CREG a demandé a Elia des demandes d’explications concernant ces divergences. Cependant,
étant donné leur faible ampleur, cela n’a pas d’incidence pour la rédaction de cette étude.
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Tableau 8: Importations mensuelles moyennes nettes (flux physiques) durant les mois d’octobre a décembre (MW)

Hiver Hiver Hiver 2016- Hiwer 2017- Hiwer
2014-2015 2015-2016 2017 2018 2018-2019

Moyenne

Octobre

MNowvembre

Décembre

lanvier

Féwrier

Source : données Elia (website) — calculs CREG

5.2. LES ELEMENTS MARQUANTS AU NIVEAU DES ECHANGES
TRANSFRONTALIERS

Si les importations ont pu jouer un réle majeur dans I'approvisionnement en électricité de la Belgique
cet hiver, en particulier durant les mois d’octobre a décembre 2018 ou elles ont fourni entre 25 et 31 %
du mix énergétique, c’est notamment en raison de plusieurs mesures qui ont été prises récemment au
niveau national et européen.

5.2.1. Hausse des capacités maximales d’importation

Les capacités d’importations sont limitées par des capacités thermiques maximales sur les lignes de
transmission de la Belgique et de ses pays voisins. Elles sont également contraintes par la stabilité de
la tension: un niveau trop élevé pourrait la mettre en danger. Par le passé, les importations étaient
limitées a 3.500 MW par Elia. Avec le couplage des marchés intervenu en 2015 et suite aux demandes
répétées de la CREG, Elia a d’abord rehaussé ce niveau a 4.500 MW et, courant 2018, jusqu’a
5.500 MW. L'ambition d’Elia est de rehausser progressivement cette limite a 7.500 MW (fin 2022
probablement). Un certain nombre d’étapes doivent cependant encore étre réalisées pour cela. Un
nouveau seuil intermédiaire de 6.000 MW a été fixé entre-temps et est rentré en vigueur le 26 mai
2019.

Entre les mois de janvier 2018 et de février 2019, la Belgique a importé durant 25,5 heures des niveaux
supérieurs a 4.500 MW. Ces 25,5 heures se répartissent sur 10 journées différentes, dont 2 au mois de
septembre, 3 au mois d’octobre et 5 au mois de décembre. C’est essentiellement au cours des journées
du 23 au 26 décembre 2018 que des capacités supérieures a 4.500 MW ont été importées. Le niveau
le plus élevé d’importations a été atteint le 26 décembre a 18h45 avec 5.231 MW importés.
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Tableau 9: nombre d’heures avec importations > 4500 MW

MNombre d'heures avec Miveau maximal
importations > 4500 MW d'importations {MW)
17/09/2018 0,5 4534
25f009/2018 1 42349
15/10/2018 2,25 4 664
16/10,/2018 3 4 803
17/10/2018 3 4 8387
11f12/2018 2 4931
23f12/2018 4,25 5039
24f12/2018 2 4455
25f12/2018 3,25 4772
26f12/2018 4,25 5231
Total sep-déc 25,5 5.231

Source : Base de données CREG — calculs CREG

Enfin, notons que les journées ou les importations étaient tres élevées sont caractérisées par un niveau
de production belge d’électricité éolienne particulierement faible. La corrélation entre les
importations et le niveau de production éolienne est de - 0,64%.

Figure 19: Production éolienne (MW) et importations (MW)
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Source : Base de données CREG — calculs CREG
5.2.2. Limitation des loopflows

Les capacités d’'importation de la Belgique sont également largement dépendantes des loopflows. Les
loopflows représentent les flux physiques d’électricité qui passent par nos frontiéres mais qui ne sont
pas destinés aux transactions commerciales. Les loopflows ont priorité sur les flux commerciaux
d’électricité. lls peuvent par conséquent restreindre les importations d’électricité destinées a des fins
commerciales en saturant les lignes d’interconnexions. Actuellement les loopflows proviennent

2L A Vinverse, il faut noter que le niveau des prix sur le marché day-ahead n’était pas particulierement élevé durant ces
heures-la. Par contre, ce sont des journées ou le niveau d’électricité produite par les éoliennes a été particulierement faible,
conjugué avec des températures basses et des centrales au gaz qui ont peu fonctionné comparativement aux autres jours.
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essentiellement du nord de I’'Allemagne, ou, lors de pics de production, en raison d’'un manque de
capacités de transmission entre le Nord et le Sud de I’Allemagne, une partie de |'électricité produite
au nord transite par les Pays-Bas, la Belgique et la France pour rejoindre le sud de I’Allemagne.

Comme le montre la figure 20, des pics importants de loopflows ont été observés entre les mois
d’octobre 2018 et février 2019. Le 23 octobre 2018 et le 19 novembre 2019, les loopflows ont méme
atteints plus de 2000 MW a certaines heures de la journée.

Figure 20 : Moyenne journaliere et maximum journalier des loopflows BE-NL et BE-FR entre les mois d’octobre et février 2019
(MW)
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Durant la période octobre-février, trois éléments importants sont a mentionner au sujet des loopflows:
1) la panne d’un transformateur déphaseur;
2) un engagement au niveau du Pentalateral Group;

3) la scission de la bidding zone “Allemagne-Luxembourg-Autriche”.

Ces éléments ont eu des effets parfois opposés.

522.1. Panne d’un transformateur déphaseur (PST)

La Belgique dispose actuellement de quatre transformateurs déphaseurs (en anglais “Phase Shifting
Transformer”-PST) placés a ses interconnexions. Ces PST sont trés importants car ils permettent de
limiter les loopflows. Cependant, entre le 20 septembre et le 20 décembre 2018, I'un de ses quatre PST
(PST Van Eyck) était en panne. Il n’était dés lors plus en mesure de limiter I'entrée éventuelle de

loopflows. En conséquence, 1.300 MW de capacités d’interconnexion aux frontieres Nord étaient
potentiellement “perdus” durant cette période.

5.2.2.2. Un engagement au niveau du Pentalateral Group

Dans le cadre de I"Operational framework for regional solidarity to ensure electricity adequacy in
Belgium for the winter 2018-2019 signé par les Ministres du Pentalateral Group au mois d’octobre
2018 les pays membres se sont mis d’accord sur I'engagement (non contraignant) suivant:

“In case problematic situations are identified during winter 2018-2019 under the Short and
Medium Term Adequacy (SMTA) and/or Critical Grid Situation (CGS) processes in D-3 (based
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on estimated Belgian import needs), TSOs shall integrate more flexibility for the coordinated
use of phase shifting transformers, in the calculation of available cross-border transmission
capacity at the Day-Ahead time horizon, in order to limit loop flows which reduce the Belgian
import capability, as far as operational security of each TSO involved is not endangered.”

Entre octobre 2018 et février 2019, malgré des niveaux parfois trés élevés, on constate que les
loopflows mensuels moyens sont inférieurs aux loopflows observés les mémes mois de I'hiver
précédent. Le mois de novembre 2018 fait exception: le niveau moyen de loopflows, bien qu’inférieur
au mois d’octobre, fut plus élevé que durant le mois de novembre 2017.

S’il est encore trop tot pour dégager une véritable tendance a la baisse des loopflows, on peut
néanmoins espérer que la diminution mensuelle observée soit le résultat des discussions au sein du
Pentalateral Group et amorce une véritable sensibilisation des TSO des autres pays a I'importance pour
la Belgique, qu'’ils limitent ces loopflows.

Figure 21: Loopflows moyens par mois (MW)
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5.2.2.3. La scission de la bidding zone “Allemagne-Luxembourg — Autriche”

Enfin, la séparation au 1°" octobre 2018 de la bidding zone Autriche-Allemagne-Luxembourg en deux
bidding zones distinctes, I’Autriche d’un c6té, I'Allemagne et le Luxembourg de I'autre, a également
apporté une avancée positive au niveau des loopflows. En effet, si I'Allemagne exporte vers I’Autriche,
environ 8% des flux passent par la Belgique. Ainsi, avec 4.900 MW (capacité minimale
d’interconnexion) d’exportation de [I’Allemagne vers [I’Autriche, environ 400 MW transitent
potentiellement par la Belgique. Avant la scission de la zone, ces 400 MW transitaient par la Belgique
en tant que loopflows. Avec la scission de la zone, ces 400 MW deviennent des flux de transit. Depuis
le 1°" octobre, si la Belgique se trouve en situation de pénurie et souhaite payer des prix plus élevés
gu’en Autriche, ces flux de transit de 400 MW seront importés commercialement par la Belgique et ne
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constitueront donc plus des loopflows. Pour en savoir plus, la CREG réfere le lecteur a sa note (2)
18472,

5.2.3. Les capacités maximales hivernales

Les gestionnaires de réseau de transport définissent les capacités des lignes le jour J-2. La capacité
thermique des lignes définit le niveau maximum de puissance sur la ligne. Les capacités maximales qui
sont définies par les gestionnaires de réseau ont donc une influence directe sur le niveau possible
d’importation. Les capacités maximales des lignes de haute tension dépendent des conditions
atmosphériques. Si les conditions de températures sont basses, les capacités des lignes de
transmission peuvent augmenter. Mais I'approche utilisée par les gestionnaires de réseau de la zone
CWE varie significativement. Il n’existe en effet pas de méthode de calcul harmonisée pour définir la
capacité maximale des lignes de tension. Parfois un méme gestionnaire de réseau applique des regles
différentes d’une ligne a l'autre.

De maniere générale, il est communément admis qu’en hiver, les capacités des transmissions peuvent
étre augmentées par rapport aux limites estivales.

Il est important que les gestionnaires des lignes de haute tension des pays de la zone CWE respectent
le principe d’augmenter les capacités des lignes en hiver car cela permet a plus de flux d’électricité de
circuler, et par conséquent cela détermine également le niveau possible d'importation vers la Belgique.

5.2.4. La suppression de la limite (“external constraint”) aux exportations de I’Allemagne

Au 1° octobre 2018, conjointement a la scission de la bidding zone Allemagne-Luxembourg-Autriche
mentionnée supra, I’Allemagne a mis fin a la limite, auparavant d’application, d’environ 7.000 MW de
capacités maximales d’exportation (Max DE Export). En 2017, pendant 477 heures, cette limite avait
été atteinte et avait par conséquent restreint le niveau d’exportation de I’Allemagne vers la zone CWE.

Cette contrainte étant levée, les exportations de I’Allemagne vers les autres pays de la zone CWE
peuvent potentiellement atteindre des niveaux plus élevés.

5.2.5. Le « Minimum RAM”

Le RAM (“Remaining Available Margin”) est |la capacité disponible qui est mise a disposition pour des
échanges transfrontaliers. En 2017, le RAM s’établissait a 16 % des capacités maximales des lignes de
transmission de la zone CWE?*,

Au mois d’avril 2018, les régulateurs européens se sont mis d’accord d’instaurer un RAM minimum de
20 % sur les lignes de transmission. Cela signifie qu’au minimum 20% des capacités disponibles sur les
lignes de transmission doit étre mis a disposition des échanges transfrontaliers.

Entre 2017 et 2018, des progres importants ont déja été observés durant les mois d’octobre a
décembre.

La figure 22 reprend, pour les 3 derniers mois de I'année 2017 et 2018%, le nombre de lignes
congestionnées dont le RAM était inférieur a 20 % (en orange). Alors qu’en moyenne, 567 lignes

22 https://www.creg.be/fr/publications/note-z1847
3 Source: CREG, étude (F)1734.
4 Les données 2019 ne sont, a I’heure ol ce rapport est rédigé, pas encore disponibles.
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avaient un RAM inférieur a 20 % les trois derniers mois de I'année 2017, on ne comptait plus que 16
lignes en moyenne présentant un RAM inférieur a 20 % les trois derniers mois de I'année 2018.

Il est a noter qu’au mois de septembre 2018, on comptait encore 190 lignes hautes tensions
allemandes” présentant des taux de RAM inférieurs a 20 %°°. Le changement a donc été amorcé au
mois d’octobre 2018.

On peut probablement imputer cette évolution a la signature, par les Ministres du Penta Group, au
mois d’octobre 2018 de I'Operational framework for regional solidarity to ensure electricity adequacy
in Belgium for the winter 2018-2019 qui contenait explicitement I'engagement (non contraignant)
suivant :

“TSOs will: [...] Respect the rule imposed by National Regulatory Authorities (NRAs) of the
CWE region to systematically make at least 20% of transmission capacity available for
market parties (RAM) at the Day-Ahead time horizon, as long as operational security is not
endangered. TSOs will duly justify any non-compliance.”

Figure 22: Nombre de lignes de transmission congestionnées (“contraintes”) et nombre de lignes avec un RAM inférieur a
20 %
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Source: fichier CBCO — calculs CREG

A partir du 1° janvier 2020, suite a I'adoption du Clean Energy Package, les TSOs devront appliquer un
RAM minimum de 70 % (article 16.8 du texte “Internal Market For Electricity”). Les Etats membres avec
des problémes de congestion structurels pourront reporter cette obligation au 31 janvier 2025 s'ils
développent un plan d’actions en collaboration avec leur autorité régulatoire. Ce plan d’actions devra
présenter des actions concretes pour réduire les congestions structurelles identifiées. Ils devront
également démontrer que chaque année les capacités mises a disposition des échanges
transfrontaliers augmentent en vue d’atteindre I'objectif de 70 % fin 2025 (article 15 du texte “Internal
Market For Electricity”).

5.2.6. Nemo, la nouvelle interconnexion avec la Grande-Bretagne

Depuis le 31 janvier 2019, I'interconnexion Nemo, qui relie la Belgique a la Grande-Bretagne est
opérationnelle. Il s’agit d’'une interconnexion d’une capacité de 1.000 MW. Durant le mois de
février 2019, la Belgique a été exportatrice vers la Grande-Bretagne de 835 MW?” en moyenne via cette
interconnexion.

%5 Sur un total de 586 lignes congestionnées.
%6 En moyenne leur taux de RAM s’établissait a 10%
7819 MW au mois de mars 2019
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Soulignons également que lI'interconnexion Nemo est une ligne Dc, ce qui lui permet de ne pas étre
confrontée a des loopflows.

6. LES PRIX DE L’ELECTRICITE SUR LES MARCHES DE
GROS

Les prix des marchés de gros de I'électricité dont il sera question dans cette partie ne font référence
gu’aux prix échangés sur les bourses d’électricité et non sur le marché de gré a gré.

Le marché de gros de I'électricité couvre différents horizons de temps :

Figure 23: Ligne du temps des produits d’électricité
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Source : CREG, EPEX

Comme le montre la figure ci-dessus, le marché forward se focalise sur le marché de long terme et
moyen terme qui sert principalement aux acteurs du marché comme outil de couverture anticipée des
besoins de fourniture et comme outil d’optimisation des moyens de production. Les acteurs de marché
échangent donc, sur les bourses, des produits ou contrats pour une livraison future soit pour les mois
suivants, les trimestres suivants ou encore les années suivantes.

Le marché de court terme est, quant a lui, utilisé afin d’équilibrer la production et la consommation au
plus proche du temps réel selon les informations dont le marché dispose. Dans ce cas-ci, les acteurs
de marché échangent, sur les bourses, des produits ou contrats pour une livraison pour le lendemain
(day-ahead) pour les minutes suivantes (intraday).

Afin de garantir la sécurité du systeme électrique, le marché de derniére minute est le marché
d’ajustement sur lequel cette étude ne s’attarde pas.

6.1. MARCHE DAY-AHEAD

Le marché day-ahead est un marché volatile car il doit se charger d’équilibrer au mieux possible I'offre
et la demande d’électricité en tenant compte des derniéres actualités, des derniéres prévisions
météorologiques et des aléas sur le parc électrique.
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6.1.1. Evolution du prix hiver 2018-2019

Le graphique ci-dessous montre I’évolution du prix moyen journalier day-ahead (€/MWh) pour 'année
2018-2019. Il ressort de ce graphique que le prix de I'électricité affiche une hausse du mois de juillet

2018 a décembre 2018. Cette hausse s’accélére au dernier trimestre 2018. A partir de janvier 2019, le
prix diminue.

Graphique 1: Evolution du prix moyen journalier day-ahead (€/MWh) pour les années 2018 et 2019
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Il est intéressant de mettre en perspective I'évolution du prix belge avec celui des pays voisins afin
d’observer les convergences et divergences pour I’hiver 2018-2019.

Graphique 2: Evolution du prix moyen journalier day-ahead (€/MWh) baseload pour les années 2018 et 2019 pour la Belgique
et ses pays voisins (les Pays-Bas, I’Allemagne et la France)
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Il ressort de ce graphique que le prix belge se détache du prix des pays voisins d’octobre 2018 a
décembre 2018.

6.1.2. Evolution du prix des cinq derniers hivers

Le graphique ci-dessous montre I'évolution du prix DAM (€/MWh) depuis 2014 jusqu’a mars 2019. Les
pics de prix sont généralement rencontrés durant la période de septembre a mars. Ceci s’explique, en
partie, par une demande d’électricité plus importante durant la saison hivernale.

Graphique 3: Evolution du prix moyen journalier day-ahead (€/MWh) baseload pour les années 2014 a 2019 pour la Belgique
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Afin d’analyser le comportement du prix durant I’hiver 2018-2019, il semble intéressant de regarder
I’évolution des prix propres a cette période depuis 2014 plus en détail.
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Graphique 4: Evolution du prix moyen mensuel day-ahead (€/MWh) baseload belge pour les périodes hivernales 2014-2015,
2015-2016, 2016-2017, 2017-2018 et 2018-2019
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Le prix durant I’hiver 2018-2019 est supérieur pour tous les mois de septembre a décembre par rapport
aux quatre dernieres années. Il retombe a des niveaux plus semblables aux années précédentes durant
les mois de janvier a mars.

6.1.3. Comparaison avec les pays voisins
Il est également pertinent d’analyser le comportement des prix belges par rapport a ceux de ses pays

voisins.

L’évolution du prix en Belgique est assez similaire a ce qui se voit en France et en Allemagne.
Néanmoins, pour septembre a décembre 2018, les prix belges sont supérieurs a ceux de leurs pays
voisins. A partir de janvier 2019, les prix belges se rapprochent fortement des prix néerlandais et
francais. Notons que le prix allemand est celui qui est le plus bas.
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Graphique 5: Evolution du prix moyen journalier day-ahead (€/MWh) baseload belge, néerlandais, allemand et frangais pour
la période hivernale de septembre 2018 a mars 2019
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Les graphiques des quatre périodes hivernales précédentes vont permettre de mettre en perspective
la situation de cet hiver avec une période historique et d’identifier si I’évolution de cet hiver est
atypique vis-a-vis de celles de nos pays voisins.
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Graphique 6: Evolution du prix moyen journalier day-ahead (€/MWh) baseload pour la Belgique et ses pays voisins pour I’hiver 2014-2015 a I’hiver2017-2018
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En observant les graphiques des quatre périodes hivernales précédentes, différents constats peuvent
étre établis :

- le prix en Allemagne est toujours inférieur aux autres pays ;

- de septembre 2014 a mars 2015 ainsi que de septembre 2015 a décembre 2015, le prix
belge était supérieur au prix des pays voisins

- les prix belge et frangais suivent la méme évolution sur la période janvier a mars pour tous
les hivers et coincident méme pour certains d’entre eux.

- durant les hivers 2016-2017 et 2017-2018, les prix belge et francais suivent une évolution
tres proche I'un de I'autre.

Il ressort donc que le prix belge suit I'évolution des prix des pays voisins. Toutefois, il se trouve
généralement au-dessus des autres ou trés proche du prix le plus élevé. Il est aussi a noter que le prix
belge se trouve généralement proche du prix francais durant ces derniéres années. Le comportement
de cet hiver 2018-2019 se rapproche assez bien de celui de 2015-2016. Une des explications peut étre
trouvée dans I'analyse de l'indisponibilité du parc nucléaire. En effet, durant ces deux hivers, de
nombreuses centrales nucléaires étaient indisponibles et, a certains moments, une seule de ces
centrales produisait de I'électricité. Notons toutefois que, durant la premiére période, la centrale
disponible était celle de Tihange 3 tandis que, pour la seconde, c’était celle de Doel 3.

Figure 24: Les périodes de disponibilité (en vert) et d’indisponibilité (en rouge) des centrales nucléaires belges pour I'hiver
2015-2016 et 2018-2019
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6.2. MARCHE FORWARD

Le marché forward concerne le marché d’achat et de vente de produits pour une livraison ultérieure.
Dans cette partie, seuls les produits standardisés échangés sur les bourses pour livraison dans le mois,
le trimestre ou I'année a venir seront analysés. Ce marché est moins volatil que le marché de court
terme.

6.2.1. Evolution du prix hiver 2018-2019

Le graphique ci-dessous montre I’évolution du prix moyen journalier (€/MWh) pour une livraison a un
mois, a un trimestre ou a un an pour I'année 2018-2019. Il ressort de ce graphique que le prix de
I’électricité affiche une hausse du mois de juillet 2018 a octobre 2018. Cette hausse s’accélere sur la
période de septembre a octobre 2018. A partir de novembre 2019, le prix diminue.

Graphique 7: Evolution du prix moyen journalier M+1, Q+1 et Y+1 en €/MWh pour la Belgique pour les années 2018 et 2019
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Il ressort du graphique ci-dessus que plus la livraison est éloignée moins le prix affiche une forte
volatilité et des pics importants.

L’évolution des prix est influencée par différents éléments. Les faits marquants mois par mois sont
repris ci-aprés de maniére non exhaustive et sont explicités plus en détail dans le reste de cette étude.

En septembre 2018, un pic de prix est observé a la suite du prolongement de I'indisponibilité de
Tihange 2 et 3. Jusqu’a la fin du mois, les prix restent élevés a la suite des annonces de risque de
pénurie d’électricité pour cet hiver. Durant ce mois, la production d’électricité en Belgique est en
grande partie réalisée par des centrales au gaz pour pallier I'arrét des centrales nucléaires. Le prix du
gaz est en hausse, entre autres, a cause de la hausse du prix du CO; et du charbon, ce qui tire donc le
prix de I’électricité en hausse.
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Durant le mois d’octobre 2018, le prix M+1 est le prix le plus impacté a la suite des incertitudes relatives
a la sécurité d’approvisionnement pour le mois de novembre. Les recherches de solutions pour
combler le déficit de production nucléaire permettent de rassurer le marché et entrainent une baisse
des prix. Le prix Q+1 se maintient lui a un niveau élevé a la suite des incertitudes relatives au parc de
production nucléaire pour le mois de janvier et février 2019. La production d’électricité en Belgique
est, en grande partie, réalisée par des centrales au gaz. Le prix du gaz naturel est en baisse, entre
autres, grace a la température clémente et a I'arrivée de GNL supplémentaire entrainant les prix de
I’électricité a la baisse.

Au début du mois de novembre 2018, le prix de I'électricité est en baisse avec I'avancement du
redémarrage de Tihange 1. A partir de la date de I'annonce du prolongement de I'indisponibilité de
Doel 1, une hausse des prix est, a nouveau, observée pour les prix de décembre 2018 et les prix du
1°" trimestre 2019. Le rapport de RTE annonce une baisse de disponibilité du parc nucléaire en France
de mi-janvier a fin février 2019 avec l'arrét de 5 centrales nucléaires. La production d’électricité en
Belgique est, en grande partie, réalisée par des centrales au gaz. Le prix du gaz augmente d’abord a la
suite de la hausse du prix du CO2 pour redescendre ensuite du fait de la baisse de ce prix.

Au mois de décembre 2018, le prix de I’électricité est en baisse, mais il se maintient a un niveau élevé
suite aux incertitudes relatives a la sécurité d’approvisionnement du premier trimestre 2019. Le
18 décembre 2018, l'indisponibilité de Doel 1 et 2 est prolongée. Doel 1 sera hors service jusqu'au
15 mars (au lieu d’une reprise le 31 janvier 2019) alors que Doel 2 devait étre opérationnelle aprés le
28 janvier (au lieu d’une reprise le 31 décembre 2018). Néanmoins, le redémarrage de Tihange 3 est
avancé au mois de janvier. Le 21 décembre, le réacteur de Doel 4 est mis a I'arrét pour 48 h afin de
réaliser des travaux de maintenance lié a un filtre bouché au niveau du circuit secondaire dans la partie
non-nucléaire de la centrale. Le 23 décembre, l'arrét de Doel 4 est prolongé jusqu’au
31 décembre 2018. La production d’électricité en Belgique est, en grande partie, réalisée par des
centrales au gaz. Le prix du gaz naturel diminue suite a un bon approvisionnement en GNL et aux
températures clémentes.

Au mois de janvier 2019, le prix de I'électricité est en baisse. Les réacteurs de Doel 4 et Tihange 3 ont
été remis en service comme prévu en début janvier et le redémarrage de Doel 2 est prévu pour le
début du mois de février 2019. La capacité de production frangaise est réduite suite a la gréve dans
différentes centrales au charbon, la mise hors service non planifiée de 2 réacteurs nucléaires, les
retardements du démarrage de certaines centrales et la mise hors service planifiée de certains
réacteurs pour révision décennale. Une vague de froid durant le mois de janvier implique une hausse
de la demande en électricité durant cette période.

Au mois de février 2019, le prix de I'électricité est en baisse. Le retour de Doel 2 est effectif le
4 février 2019 et le redémarrage de Doel 1 est autorisé par I’AFCN et est prévu le 15 mars. Les
températures sont clémentes et les prix du gaz et du CO2 sont en baisse.

Au mois de mars 2019, le prix de I’électricité est en baisse. Le retour de Doel 1 est avancé au 12 mars.
Seul Tihange 2 reste indisponible. Les températures sont clémentes et le prix du gaz naturel est en
baisse.

Afin d'illustrer le lien entre le prix de I'électricité avec celui du gaz et du CO, explicité ci-dessus, les
graphiques de I’évolution du prix du gaz TTF CO; sont disponibles ci-dessous.

Non-confidentiel 43/86



Graphique 8: Evolution des prix moyens journalier et mensuel du TTF M+1 en €/MWh
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Graphique 9: Evolution des prix moyens journalier et mensuel du prix du CO, en €/tonne
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6.2.2. Evolution du prix des 5 derniers hivers

Le graphique ci-dessous montre I’évolution du prix moyen journalier des produits M+1, Q+1 et Y+1

depuis 2014 jusqu’a mars 2019. Les pics de prix sont rencontrés durant la période de septembre a
mars.

Graphique 10: Evolution des prix moyens journaliers M+1, Q+1 et Y+1 en €/MWh pour la Belgique pour la période janvier
2014 a mars 2019
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Notons que les périodes hivernales 2016-2017,2017-2018 et 2018-2019 sont celles qui affichent des

pics de prix. Néanmoins, les pics de prix de I'hiver 2018-2019 sont, de loin, les plus importants de ces
5 derniéres années.

6.2.3. Comparaison avec les pays voisins

Il est également pertinent d’analyser le comportement des prix belges par rapport a ceux de ces pays
voisins. Il ressort des graphiques ci-aprés que le prix belge est supérieur aux prix des pays voisins entre
septembre 2018 et janvier 2019. Durant cette période, I'évolution des prix en Belgique est différente
de celle des pays voisins qui eux ont suivi une tendance similaire. Le décrochage le plus important avec
les pays voisins se marque sur le marché M+1 suivi du marché Q+1.
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Graphique 11: Evolution des prix moyens mensuels M+1, Q+1 et Y+1 (€/MWh) belge, néerlandais, allemand et francais pour
la période hivernale de septembre 2018 a mars 2019
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Graphique 12: Evolution des prix moyens mensuels M+1, Q+1 (€/MWh) belge, néerlandais, allemand et frangais pour la période hivernale de septembre 2014 a mars 2018
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Il ressort des 4 périodes hivernales précédant cet hiver que le prix allemand est toujours inférieur aux
prix des autres pays. En hiver 2014-2015, le prix belge est supérieur aux pays voisins pour I'ensemble
de la période hivernale pour le prix M+1 tandis que, pour le prix Q+1, les mois de février et mars 2015
rencontrent les prix des Pays-Bas. En hiver 2015-2016, le prix belge est le plus élevé de septembre
2015 a décembre 2015. Par la suite, le prix rejoint le prix frangais pour le prix M+1 et le prix hollandais
pour le prix Q+1. Pour I'hiver 2016-2017, le prix belge suit la méme évolution que le prix francais. Le
prix M+1 belge, durant cette période, est inférieur au prix frangais, il en est de méme pour le prix Q+1
excepté pour la période janvier a mars 2017 durant laquelle les prix des 2 pays sont quasi identiques.
Pour I'hiver 2017-2018, le prix belge suit le prix francais sur la période septembre a décembre, ensuite,
le prix belge est surpassé par le prix frangais. De janvier a mars les prix coincident pour M+1 et le prix
est plus élevé en Belgique pour Q+1.

Pour les périodes hivernales, le prix allemand est toujours inférieur aux autres pays. Le prix belge est
soit le plus cher ou suit celui de la France. Les prix plus élevés sont généralement identifiés durant la
période septembre a décembre.

6.3. IMPACT DU PRIX DE GROS SUR LE PRIX DE L’ENERGIE PAYE PAR LE
CONSOMMATEUR
6.3.1. Pour les consommateurs industriels?®

Concernant les clients avec un contrat a prix fixe (environ 10% des clients industriels), considérant
que 98,3 % des contrats de fourniture portent sur une fourniture qui commence le ler janvier d'une
année et ont une durée d’une ou de plusieurs années entiéres, les grands clients industriels qui ont un
contrat a prix fixe n’ont pas connu, sauf rare exception, d’augmentation de prix durant les derniers
mois de I'année 2018 suite a I'indisponibilité du parc nucléaire belge.

» Impact sur les prix facturés en 2018 :

Les clients ayant conclu, avant le mois de juillet 2018, un contrat a prix fixe couvrant la période de
livraison 2019 (et les années ultérieures) nont pas connu d’augmentation de prix durant I'année
2019 (et les années ultérieures) suite a I'indisponibilité du parc nucléaire belge.

» Impact sur les prix facturés en 2019 (et exercices ultérieurs) :

Seuls les clients ayant conclu a partir du mois de juillet 2018 un contrat a prix fixe couvrant la
période de livraison 2019 (et les années ultérieures) ont connu une augmentation de prix durant
I'année 2019 (et les années ultérieures) suite a l'indisponibilité du parc nucléaire belge. L’ampleur
de cette hausse de prix a été fonction de la période de la conclusion du contrat.

%8 Informations supplémentaires sur les clients industriels dans I'étude relative a la fourniture d’électricité des grands clients
industriels en Belgique en 2017 du 13 décembre 2018
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Concernant les clients avec un contrat « click »,

> Impact sur les prix facturés en 2018 :

Considérant que, au cours des années précédentes, entre 80 % et 90 % du volume total « clické »
I’a été sur les cotations du contrat Futures Calendar, le prix de la grande majorité des volumes
fournis en 2018 aux clients ayant opté pour ce type de contrats a déja été fixé au cours de la
période de cotation du Calendar 2018, c’est-a-dire au cours de la période 2015-2017, et n’a donc
pas été affecté par les indisponibilités du parc nucléaire belge.

Ainsi, une hausse de prix durant le deuxieme semestre de I'année 2018 suite a I'indisponibilité du
parc nucléaire belge n’a concerné que moins de 5 a 10 % du volume total fourni en 2018. Il convient
toutefois de noter que cette petite partie du volume total fourni en 2018 a été vraisemblablement
fournie a un nombre trés limité de clients qui ont fait usage de cette possibilité qui leur est offerte
de « clicker » sur les cotations des contrats Monthly et Quarterly. Vu I'évolution des cotations des
contrats Futures Monthly, la hausse de prix facturée en 2018 a ce nombre trés limité de clients a
pu étre particulierement importante.

» Impact sur les prix facturés en 2019 (et exercices ultérieurs) :

L'impact de la hausse des cotations des contrats Futures Calendar suite a I'indisponibilité du parc
nucléaire belge est plus prononcé au cours de I'exercice 2019 et, dans une moindre mesure, au
cours des exercices ultérieurs.

Concernant le prix facturé au cours de |’exercice 2019, si on se base sur la période ou sont effectués
les « clicks » au cours des années précédentes (environ 75 % du volume « clické » sur les cotations
du contrat Futures Calendar 2019 a probablement été « clické » avant le mois de juillet 2018), on
peut considérer que le prix facturé pour 2019 entre 60 % et 68 % du volume total livré en 2019 aux
clients concernés n’a pas été affecté par les indisponibilités du parc nucléaire belge. Pour les 40 %
a 32 % du volume total livré restants, I'impact au niveau du prix facturé est manifestement haussier
mais I'ampleur de cette hausse dépend fortement de I’évolution des cotations des contrats Futures
de la fin de I'année 2018. En effet, lors des précédents épisodes de volatilité des cotations des
contrats Futures observées lors des indisponibilités du parc nucléaire en 2014 et 2015, la CREG a
constaté que les clients industriels ont globalement bien optimisé la période pendant laquelle ils
ont effectué leurs « clicks », tirant notamment pleinement bénéfice des baisses des cotations des
contrats Futures Calendar observées durant les mois de décembre 2014 et décembre 2015 pour «
clicker » les volumes importants aux moments auxquels le prix est le plus bas.

Concernant le prix facturé au cours des exercices 2020 et 2021, si on se base sur la période des
« clicks » effectués au cours des années précédentes, seule une minorité des volumes qui seront
livrés en 2020 et — a fortiori — en 2021 a probablement déja été clickée avant le mois de juillet
2018. Toutefois, la CREG souligne qu’il existe encore une période de temps relativement longue
entre le mois d’octobre 2018 et les mois de décembre 2019 et décembre 2020 pour « clicker » les
volumes restants. Vu que la disponibilité du parc nucléaire belge a augmenté des 2019, les clients
concernés disposent de suffisamment d’opportunités de « click » afin de ne pas étre négativement
affectés en 2020 et 2021 par I'épisode d’indisponibilité du parc nucléaire belge observé au début
de I'hiver 2018-2019. La CREG rappelle a ce propos avoir systématiquement observé au cours des
dernieres années que les clients industriels optimisent globalement bien la période de I'exécution
de leurs « clicks » en fonction de I'évolution des cotations des contrats Futures : les volumes
« clickés » lorsque les cotations des contrats Futures sont basses sont proportionnellement
sensiblement supérieurs aux volumes « clickés » lorsque ces cotations sont élevées.
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6.3.2. Pour les ménages et PME

6.3.2.1. Les éléments influencant la facture

Trois éléments influencent le prix de la composante énergie de la facture : les parametres d'indexation
utilisés sur le marché de I'électricité, les différents types de produits et enfin la date de début des
contrats.

> Ladiversité des paramétres d’indexation

Les fournisseurs proposent sur le marché de détail des produits a prix de I'énergie fixe et des
produits a prix de I'énergie variable.

Pour les produits a prix de I'énergie variable, tous les fournisseurs actifs utilisent, dans leur formule
de prix, des parametres d'indexation présentant un lien clair avec le marché de gros. Cela ne
signifie toutefois pas que les fournisseurs parviennent a une uniformisation des parametres
d'indexation.

Des différences apparaissent notamment :

- au niveau de la référence a des contrats (par ex., day-ahead, quarter ahead et year
ahead) sur le marché de gros ;

- au niveau de la référence a des cotations spécifiques de certains contrats ;

- au niveau de l'application ou non de pondérations SLP aux cotations de prix sur
lesquelles se fonde le parametre en question?.

> Les types de produits

On distingue deux types de produits :

- les produits fixes ont un prix de I'énergie identique pendant toute la durée du contrat.
Les fournisseurs proposent chaque mois de nouvelles versions du produit, ce qui peut
faire varier le prix d'un mois a I'autre. En cas de produits fixes, les fournisseurs se fondent
sur des cotations de prix sur le marché de gros (bourses énergétiques et places de
négoce) ;

- les produits variables utilisent un seul des nombreux paramétres d'indexation présents
sur le marché de I'électricité. Tous ces paramétres sont liés a des bourses énergétiques
sous-jacentes, mais peuvent avoir des valeurs différentes selon leur composition durant
une période donnée, mais aussi d’une période a l'autre.

Enfin, certains produits sont a la fois fixes et variables. Il s’agit souvent de contrats a durée
indéterminée dont le prix de I'énergie est fixe pendant la premiére période (par exemple 1 ou 3 ans)

?° Les pondérations SLP tiennent compte de profils SLP ou de profils de consommation-type et sont utilisées pour la
facturation du prélévement des consommateurs qui ne sont pas équipés d’un compteur téléreleve. Les profils tiennent
compte des principales variables influengant la consommation énergétique : d'une part, le calendrier annuel, qui tient compte
de I'heure de lever et de coucher du soleil, des jours ouvrables et de week-end, des jours fériés et des ponts, des vacances
scolaires et des jours de congé spécifiques, et d'autre part, les effets climatiques. Les profils SLP annuels sont publiés par
Synergrid : http://www.synergrid.be/index.cfm?PagelD=16896)
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et variable durant la deuxiéme période. Tous ces produits ont également des durées différentes : de 1
a 5 ans et, dans certains cas, une durée indéterminée.

> La date de début des contrats

Le mois de début du contrat a une influence sur le niveau de prix, surtout dans le cas de produits a
composante énergétique fixe.

6.3.2.2. Impact sur la facture

De septembre 2018 a décembre 2018

Les deux graphiques ci-aprés montrent I’évolution des prix sur un an (octobre 2017 - décembre 2018)
de sept produits représentatifs du marché belge de I'électricité pour les ménages et pour les PME.

Les produits variables y sont représentés sous une forme linéaire car ils font I'objet d’adaptations de
prix (indexations trimestrielles) en cours de contrat.

Les produits fixes y sont représentés sous la forme de batonnets, vu que, dans ce cas, le prix reste
identique pendant toute la durée du contrat. Cette évolution est également constatée sur le marché
de gros.

Graphique 13: Evolution de la composante énergie électricité pour un ménage entre octobre 2017 et décembre 2018

Evolution de la composante énergie électricité
pour un ménage entre 10/2017 et 12/2018

(3500kWh/an - compteur mono-horaire - hors tva) -

Source : CREG
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Graphique 14: Evolution de la composante énergie électricité pour une PME entre octobre 2017 et décembre 2018
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Il ressort des graphiques précédents que

- les produits fixes ont évolué a la hausse tous les mois d’octobre 2018 jusqu’a novembre
2018 pour ensuite diminuer en décembre 2018 ;

- que les produits variables ont augmenté en octobre 2018 pour se stabiliser jusqu’en
décembre 2018.

L'impact des prix de gros sur les ménages et les PME de septembre a décembre 2018 a été différent
selon que le consommateur disposait d’un contrat en cours ou que le consommateur devait signer un
nouveau contrat (nouveaux clients ou fin du contrat actuel).

Pour les contrats en cours, la CREG a recommandé a tous les consommateurs dont le contrat, a prix
fixe ou variable, était en cours de maintenir leur contrat tant qu’il n’était pas arrivé a échéance au
niveau de prix élevé de fin 2018.

Notons que plus de 60 % des ménages et environ 70 % des PME n’ont pas ressenti les effets du niveau
de prix élevé sur les marchés de gros de la fin de I'année 2018 jusqu’a I'échéance de leur contrat en
cours car ils disposaient d’un contrat a prix fixe.

Pour les nouveaux contrats, les consommateurs qui ont d{ souscrire pour la premiere fois un contrat
d’électricité ou renouveler un contrat avaient intérét, pour ne pas subir les conséquences des prix
élevés de fin 2018, de privilégier un produit variable.

Premier trimestre 2019

La situation pendant le premier trimestre 2019 ne se résume pas a « tout augmente » ou « tout baisse
». En plus des éléments classiques (tels que les effets saisonniers), il faut tenir compte de I'impact de
la période de prix élevés sur les marchés de gros observée fin septembre 2018.
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Pour les produits fixes, dont les prix se fondent sur les prix futurs, cet impact est pour ainsi dire nul et
on observe, tant en janvier 2019 qu’en février 2019 et mars 2019, une légere baisse de prix quasiment
généralisée.

Pour les produits variables, cet impact dépend du poids que cette période de prix élevés observée fin
septembre 2018 représente dans le calcul de la valeur du parametre d’indexation qui s’applique début
2019. Le résultat, qui peut aussi bien se traduire par une augmentation que par une diminution, doit
étre apprécié pour chaque parametre individuellement. Dans le cas des produits spot, un élément
supplémentaire est a considérer : contrairement aux produits forward, la valeur du parameétre
d’indexation n’est connue qu’a I'issue du trimestre (ou mois) de fourniture. Les fournisseurs indiquent
sur leurs fiches tarifaires la derniére valeur connue du paramétre d’indexation, avec les prix
correspondants. Concréetement, la période de prix élevés observée fin 2018 impacte autant les produits
spot que les produits forward, bien qu’il faille attendre le trimestre (ou le mois) suivant pour observer
cet impact sur les fiches tarifaires (et les simulateurs de prix) dans le cas des produits spot.

L’évolution dépend du « poids » de la période de prix élevés observée fin septembre 2018 dans le
calcul du parametre d’indexation. Plus I'importance des cotations (qui dépend de la définition du
parametre d’indexation) de cette période est grande, plus elle aura d’impact sur la valeur du parametre
applicable au trimestre ou au mois suivant.

Graphique 15: Evolution de la valeur des paramétres d’indexation en €/MWh
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Graphique 16: Evolution entre décembre 2018 et mars 2019 des parameétres d’indexation utilisés en Belgique (€/MWh)

Source : CREG

Exemples:
- Parameétre d’indexation trimestriel, basé sur des cotations de trois ans (EMarketCWE)

Il se fonde sur la moyenne des cotations observées il y a deux ans, il y a un an et au trimestre
précédent. Au départ, la période de prix élevés observée fin septembre 2018 ne comptera donc
que pour 1/3 dans le calcul du paramétre et n’engendrera donc qu’une hausse limitée.
Toutefois, cette période sera intégrée encore longtemps (jusqu’en 2020) dans le calcul. (4¢
trimestre 2018 : 48,61 €/MWh, 1°" trimestre 2019 : 56,99 €/MWh : pour les produits qui
dépendent de ce parameétre, on observe une hausse des prix début 2019)
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Parametres d’indexation trimestriels, basés sur une cotation

“Cotations Belgian Power Baseload Futures” et valeurs du parameétre d’indexation

Graphique 17

Cotations Belgian Power Baseload Futures et
valeurs du paramétre d'indexation (trimestriel, basé sur une cotation) qui en ressortent pour Q4 2018 et Q1 2019 en €/MWh
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- Parameétres d’indexation trimestriels, basés sur la moyenne d'une série de cotations du trimestre
précedent

. Endex(isq,1,3 - 144,0,3) - Moyenne arithmétique des cotations de cléture Belgian Power Base
Load Futures durant la période allant du 15° jour calendrier du mois M-2 au 14¢ jour
calendrier inclus du mois M-1 ou M est le premier mois du trimestre de fourniture

Graphique 18: Cotations Belgian Power Baseload Futures” et valeurs du parameétre d’indexation trimestriel qui en ressortent
pour Q4 2018 et Q1 2019
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Endexios : moyenne arithmétique des cotations de cloture Belgian Power Base Load

de le trimestre de fourniture

\
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Graphique 19: “Cotations Belgian Power Baseload Futures” et valeurs du parametre d’indexation trimestriel qui en ressortent

pour Q4 2018 et Q1 2019
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Graphique 20: “Cotations Belgian Power Baseload Futures” et valeurs du parameétre d’indexation trimestriel pour Q4 2018 et

Q12019
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- Parameétre d’indexation mensuel, basés sur la moyenne d'une série de cotations du mois
précedent

. Endexio1 : moyenne arithmétique des cotations de cloture Belgian Power Base Load
Futures au cours du mois qui précéde le mois de fourniture

Graphique 21: “Cotations Belgian Power Baseload Futures” et valeurs du parametre d’indexation mensuel qui en ressortent
pour décembre 2018 et janvier 2019
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Deuxiéeme trimestre 2019

Aprés la baisse légere observée en décembre 2018 et début 2019, les prix de I'énergie au début du
deuxieme trimestre de 2019 retrouvent un niveau comparable a celui de la méme période I'année
précédente. L'impact sur la facture annuelle des ménages de la hausse des prix sur les marchés de gros
observée fin septembre 2018 se fait donc principalement ressentir au quatrieme trimestre 2018 et,
dans une moindre mesure, au premier trimestre 2019. Plus concrétement, on observe ce qui suit pour
les ménages :

- les contrats a prix fixes, conclus :

. avant le quatrieme trimestre 2018 ne ressentent aucun effet de la hausse des prix
sur les marchés de gros dont il est question ci-dessus ;

° au quatrieme trimestre 2018 et, dans une moindre mesure, au premier trimestre
2019, sont impactés par une hausse de la facture annuelle estimée a 91 € (voir ci-
dessous), et ce sur toute la durée du contrat ;

. a partir du deuxiéme trimestre 2019 ne ressentent pas d’effet sur la facture
annuelle ;
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- lors des indexations trimestrielles en octobre 2018 et, dans une moindre mesure en
janvier 2019, les contrats a prix variables ont ressenti |'effet de la hausse des prix sur les
marchés de gros dont il est question plus haut. Lors des indexations en avril 2019, on
observe que les prix variables reviennent a un niveau comparable a celui de cette méme
période en 2018. L’effet unique sur la facture annuelle des ménages est de I'ordre de 35 €.
Il s’agit d'une estimation prudente qui peut varier en fonction du parameétre d’indexation
de la formule de prix et qui se base sur 'augmentation estimée a 91 € sur base annuelle,
or la période de prix élevés s’applique sur une période sensiblement plus courte qui se
termine a la fin de 1°" trimestre 2019.

6.3.3. Comparaison avec les pays voisins

Les graphiques ci-apres montrent un apercu du prix moyen en Belgique et dans les pays limitrophes,
pour les différentes composantes, pour les mois de septembre 2018 a mars 2019 (inclus), pour un
ménage (3.500 kWh/an, compteur simple) et pour une PME (50.000 kWh/an, compteur simple).

En septembre 2018, le poids de la composante énergie dans la facture totale est de 26,08 % pour les
ménages (soit 237 €/an) et de 31,84 % pour les PME (soit 3.353 €/an).

Il ressort des graphiques ci-apres qu’en octobre 2018, la hausse de la composante « énergie » par
rapport a septembre 2018 s’intensifie en Belgique, tant pour les ménages (+ 38,08 % soit + 91 €) que
pour les PME (+ 28,25 % soit + 948 €). Notons que cette hausse est plus importante que dans les pays
voisins. Le poids de la composante énergie dans la facture totale en octobre 2018 est de 32,13 % pour
les ménages soit de 328 €/an et de 37,45 % pour les PME soit 4.301 €/an. Le niveau de la composante
énergie est comparable au pic de prix de fin 2012 (335 €/an pour un ménage, 3 944 €/an pour une
PME). Les autres composantes de la facture (tarifs de réseau et prélévements) restent quasiment
constantes, si bien que l'augmentation de la facture totale peut étre intégralement imputée a
I’évolution de la composante « énergie ».

Le poids de la composante énergie reste en novembre 2018 quasiment au niveau d’octobre 2018
(32,05 %) pour les ménages et le colit de la composante énergie s’éléve a 327 €/an. L’évolution de la
composante énergie est identique a celle observée dans les pays voisins. Au niveau des PME, le poids
de la composante énergie pese davantage sur la facture par rapport a septembre (38,53 %) et donc le
colt pour celles-ci augmente légérement (+ 4,85 %) a 4.509 €/an. Les pays voisins affichent un quasi
statu quo de la composante entre octobre 2018 et novembre 2018.

Par rapport au mois de novembre, la composante « énergie » en Belgique reste pratiquement stable
en décembre 2018 pour un ménage (- 0,11 %) a 326 €/an. L’évolution est trés similaire a celle observée
dans les pays voisins a I'exception de I’évolution en Allemagne ou on observe une légére augmentation.
La composante « énergie » diminue légérement pour une PME (- 5,81 %) a 4.247 €/an. A ce moment-
la, un quasi statu quo est observé dans les pays voisins a I'exception de I’Allemagne ol on observe une
légere augmentation pour les PME. Par rapport au mois de novembre, les autres composantes de la
facture (tarifs de réseau et prélévements) restent quasiment constantes en ce mois de décembre.
L'augmentation de la facture totale peut étre intégralement imputée a I’évolution de la composante
«énergie».

Par rapport au mois de décembre 2018, la composante « énergie » en Belgique augmente en
janvier 2019 pour un ménage (+6,05%) a 346 €/an. C'est une évolution similaire a celle de
I’Allemagne. Aux Pays-Bas, on constate une forte augmentation de 15,66 % due a I'augmentation de
la demande d’électricité, a la hausse des prix sur le marché de gros et au prix élevé du CO,. Cette
composante reste quasi stable en France ou le prix est régulé. La composante « énergie » augmente
pour une PME entre décembre 2018 et janvier 2019 (+ 6,34 %) a 4.516 €/an. L’évolution est similaire
a celle de I'Allemagne. Aux Pays-Bas, on constate une forte augmentation de 19,39 % due a
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|"augmentation de la demande, a la hausse des prix sur le marché de gros et au prix élevé du CO,. Cette
composante reste stable en France ou le prix est régulé. Par rapport au mois décembre 2018, les autres
composantes de la facture (tarifs de réseau et surcharges) restent plus ou moins constantes ou
diminuent légerement en janvier 2019 en Belgique ainsi que dans les pays voisins, a I'exception des
Pays-Bas ou les surcharges (taxe sur I'énergie « energiebelasting » et surcharge énergie durable «
Opslag duurzame energie ») augmentent fortement (pour un ménage : + 48,37 %, pour une PME :
+ 12,57 %). L'augmentation de la facture totale peut étre intégralement imputée a I'évolution de la
composante « énergie ».

Par rapport au mois de janvier 2019, la composante « énergie » en Belgique reste quasi stable
en février 2019 pour un ménage (- 0,06 %) a 346 €/an. Cette évolution est similaire a celle des pays
voisins, excepté en Allemagne ou I'évolution pour un ménage est en hausse (+ 2,29 %). La composante
« énergie » reste quasi stable entre janvier 2019 et février 2019 pour une PME (+ 0,37 %) a 4.533 €/an.
Cette évolution est similaire a celle des pays voisins, excepté en Allemagne ou I'évolution pour une
PME montre une hausse de + 1,23 %. Par rapport au mois de janvier 2019, les autres composantes de
la facture (tarifs de réseau et surcharges) restent plus ou moins constantes en février 2019 en Belgique
et dans les pays limitrophes. L’évolution de la facture totale, qui n’est pas importante en février, peut
étre intégralement imputée a I'évolution de la composante «énergie ». Pour les ménages, il est a noter
que la TVA suit I’évolution des autres composantes.

Par rapport au mois de février 2019, la composante « énergie » en Belgique reste quasi stable en
mars 2019 pour un ménage (- 0,09 %) a 346 €/an ainsi que pour une PME (- 0,81 %) a 4.496 €/an. Cette
évolution est similaire a celle observée dans les pays voisins. Au niveau de la facture totale, les autres
composantes de la facture (tarifs de réseau et surcharges) restent plus ou moins constantes dans les
pays voisins entre février et mars 2019. En Belgique, on constate, par contre, une augmentation de
3,24 % (ménage) et de 4,01 % (PME) dans les tarifs de réseau et une augmentation de 1,29 % (ménage)
et de 1,32 % (PME) dans les surcharges a cause de la mise a jour pour I'année 2019 des tarifs de
transmission (en Flandre et en Wallonie) et des tarifs de distribution (en Wallonie). L'augmentation de
la facture totale peut étre intégralement imputée a I'évolution des composantes «compensation
réseau » et « surcharges ». Pour les ménages, il est a noter que la TVA suit I'évolution des autres
composantes.
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Graphique 22: Facture annuelle moyenne d’électricité (€) pour un ménage consommant 3.500 kWh/an

Facture annuelle moyenne (€}
Electricité pour un ménage (3.500 kWh/an)

1100
100,
1.047,67 1050, 561,051, 301 02,901 08,18
1000  ssmna———_—1__UEE
200
%096
800
11 TR 787,19
700
67188 67792 BELIN ooy
600 G100 GLE.02 GBI GIE0 EINTY EINTY EINTY
500
400
300
200
o & P & & & &
E £ £ £ £ E B £ 2 3 ==—-“=2—5=“
S| 3 = = = | 3] = o = £ = = = 3 = = = - £ 3 I | 3| S|
Moo #F B B OBE | B £ o oo R o om "M N B i " n " N
. Enorgic S Compensation niseay e Taxcs TVA ===Facturetotale (€]
Facture annuelle moyenne (€)
Electricité pour une PME (50.000 kWh/an)
12.000
1 -M?.m
1 . 4 r1q (11-812,081 BE1 T
71.588,01 805,61 7 4342 11,652, 181676, 731 ra2d
67
11.000
10.530,38
10.000
74,008.791,09 735,31
9.000
D e T= P
8000
7.000
5,499, 0126.499,0136, 499,006,499, 026499, 026,499,076 499,02
6,000
5.000
4.000
3,000
2,000
1.000
o = = = o o = = = = Y o o = - = o - = o= - ) o
BB | B e [ ¢« | oF | oF | D £ oF M no | R m L S R oM MW [ "

mmEnergic = Compensation réseay  smmTaxes  =s=Facturetotale, hors TVA (€}

Source : CREG

Non-confidentiel 64/86



6.4.

CONCLUSION SUR LES PRIX

Tableau 10: Tableaux récapitulatifs de la situation des prix cet hiver 2018-2019
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7. LES ACTIONS PRISES PAR LES OPERATEURS BELGES
POUR FAIRE FACE A LA CRISE

Face a l'indisponibilité prolongée de plusieurs réacteurs nucléaires, en particulier durant les mois
d’octobre et de novembre 2018, plusieurs mesures exceptionnelles ont été prises par les opérateurs
pour augmenter les moyens de production d’électricité ou pour rendre la demande plus flexible, et ce
afin de respecter leurs engagements en tant que responsable d’équilibre. Ces mesures ayant été mises
en place dans ce contexte trés spécifique, elles ne sauraient étre assimilées a des mesures
structurelles, désormais disponibles de maniéere pérenne sur le marché belge.

7.1. L’AUGMENTATION DES CAPACITES DE PRODUCTION DISPONIBLES
SUR LE MARCHE DAY-AHEAD

Suite a l'adoption des arrétés royaux portant des mesures de sauvegarde en cas de crise
d’approvisionnement d’électricité du pays, les unités de production suivantes ont été (re)mises en
service durant I’hiver 2018-2019 et offertes sur le marché day-ahead.

Tableau 11: Capacités additionnelles mises sur le marché day-ahead durant I'hiver 2018-2019

MWh produits entre

MW

Site

additionnels

Type

Date de mise en
service de la capacité

la date de mise en
service et le 28/02

Seraing 470 Turbine au gaz 15/10/18 769.784 MWh

. 22/10/18
Vilvorde 2228 E’;:’;:‘: Lo Bl asMw:17/01/18 | 76.651 MwWh*

& 48MW : 23/01/18
. GT3:6/11/18
31 *
Langerlo 2%*43 Turbine au gaz GT4 :15/11/18 29.774 MWh
Oudlillo3? 44 Cogénération 13/11/18 44.069 MWh
Gent Steg Ham 52 Cycle combine
Gaz-Vapeur (TGV) 22/10/2018 87.218 MWh

TOTAL 1.003

Source : Courrier Engie et EDF

Tel que précisé dans les AR du 9 octobre 2018 et du 21 octobre 2018, les autorisations de production
étaient d’application jusqu’au 31 mars 2019.

Les centrales de Seraing et de Vilvoorde étaient reprises les années précédentes dans la réserve
stratégique. Pour I’hiver 2018-2019, aucune réserve stratégique n’avait été constituée. C'est donc par
le biais des deux AR précités qui considéraient qu’il y avait « une crise soudaine d’approvisionnement

30 La production du générateur de secours de 15 MW installée également sur le site de Vilvoorde (voir section suivante 7.2)
est également reprise dans ces chiffres. Etant donné qu’il n’y a qu’un compteur pour I'ensemble du site, il n’était pas possible
de distinguer la production générée par les différentes unités.

31 Les deux unités de Langerlo n’étaient plus disponibles sur le marché depuis 2017

32 'unité de Oudlillo étaient disponibles les années antérieures a I'exception de 2018

3 1dem.
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sur le marché électrique » que ces deux centrales se sont vues autorisées a revenir, anticipativement
dans le cas de Seraing**, sur le marché.

Au total, ce sont donc 1.003 MW de capacités additionnelles qui ont été mises sur le marché day-ahead
au courant de I'hiver 2018-2019.

7.2. LAUGMENTATION DES CAPACITES DE PRODUCTION DE
« SECOURS »

Certains opérateurs ont également mis en place des unités de secours. Il s’agit essentiellement de
générateurs de secours au diesel, parfois au gaz naturel, qui ne peuvent produire en permanence pour
des raisons techniques et ne peuvent deés lors étre rendues disponibles sur le marché day-ahead. Ainsi
Engie par exemple a mis en place les capacités additionnelles reprises dans le tableau 12.

Ces capacités avaient pour objectif d’assurer, le cas échéant, I'équilibrage physique du portefeuille
d’Engie, voire d’étre appelées par le gestionnaire de réseau de transport pour l'aider a équilibrer le
réseau en intraday.

Comme le montre le Tableau 12, sur les 12 générateurs de secours qui ont été installés par Engie,
six d’entre eux ont produit de I'électricité durant la période du 1°" octobre 18 au 28 février 2019, pour
un total de 328 MWh.

Tableau 12: Capacités additionnelles mises en place par Engie dans le cadre de la crise hivernale

Date de mise en

service de la
capacité

Production effective
durant la période
1/10/18- 28/02/19

Awirs Diesel 09/11/18 64 MWh
Drogenbos 32 Diesel 23/11/18 101 MWh
Drogenbos 12 Diesel 7/11/18 10 MWh
. . 7MW :9/11/18 Inclus dans les chiffres

Vilvorde 15 Diesel 8MW: 15/11/18 du Tableau 4
Herdersbrug 2 Moteur a gaz 26/10/18
Spanolux (Vielsalm) 15 Diesel 9/12/18
Saint-Ghislain 9 Diesel 8/12/18 15 MWh
Amercoeur 9 Diesel 15/11/18
Langerlo 25 Diesel 7/01/19

. . 7MW: 9/12/18 17 MWh
Rodenhuize 19 Diesel 12MW: 11/01/19
Knippegroen 20 Diesel 21/12/18 121 MWh
Aleris 9 Diesel 16/01/19

328 MWh

UEEE] 191 MW (hors Vilvoorde)

Source : courrier Engie (ref 2019/T084/V099-CDC02.28)

EDF a également installé un générateur additionnel sur son site de Gent Ringvaart avec une capacité
de 8 MW. Ce générateur a produit 13 MWh durant la période d’octobre 2018 a février 2019.

34 La décision de remettre sur le marché la centrale de Seraing avait été prise fin mars 2018 et son retour était prévu pour le
ler novembre 2018. Cependant, suite a I'indisponibilité prolongée de plusieurs réacteurs nucléaires, le retour sur le marché
de la centrale de Seraing a été anticipé de 15 jours via I’AR portant des mesures de sauvegarde en cas de crise
d’approvisionnement d’électricité du pays.
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7.3. LA GESTION DE LA DEMANDE

Suite au contexte tendu sur le marché de I'électricité, des opérateurs ont également mis en place des
mesures de gestion de la demande.

Engie a ainsi instauré de telles mesures auprés de certains de ses clients industriels, pour un volume
d'environ 500 MW, qui se répartissent en trois blocs distincts, présentés ci-dessous.

D’autres opérateurs du secteur ont également mentionné disposer potentiellement de 170 MW de
flexibilité additionnelle, qu’ils nont cependant pas pu offrir au marché, en I'absence de dispositif
permettant de valoriser cette flexibilité.

7.3.1. [X — donnée confidentielle] MW qui s’inscrivent dans le cadre de la réserve R3 non-
cipu

Engie a conclu des accords s’inscrivant dans le cadre de la réserve R3 non-cipu, conformément aux
conditions d'Elia (voir chapitre suivant sur la réserve tertiaire).

7.3.2. [X — donnée confidentielle]] MW de flexibilité avec des clients industriels dans le
cadre de “conditional bids”

En octobre/novembre, Engie a également développé des contrats de flexibilité avec ses clients qui
s’appliquaient en cas de conditions de marché particuliéerement tendues.

“Ces clients ne souhaitant pas étre des acteurs fréquents du marché de I'énergie mais y
participer uniquement en dernier recours (motivés notamment par la participation a la
diminution de leur risque industriel en cas de saturation du réseau électrique), ces offres sont
assorties de conditions contractuelles strictes reflétant des conditions de marché
particuliérement tendues. En particulier, ces volumes sont offerts sur le marché day-ahead
via des offres a seuil correspondant a des niveaux de limite de prix préalablement définis
dans le contrat (...).

En outre, ces flexibilités ne peuvent étre activées que lorsqu'ENGIE est en mesure d'en
informer préalablement ses clients, avant [une certaine heure], afin de leur garantir un
temps minimum indispensable pour organiser leur cycle de production au cas ol ces offres
seraient approuvées”™.

Durant toute la période considérée, un seul contrat a été activé dans le cadre de ces “conditional bids”
pendant 2 heures.

7.3.3. 300 MW de flexibilité “dans les mains des industriels”

Suite a la situation de crise, Engie a également développé aupres de ses clients un autre type de
flexibilité, qualifiée par Engie « d’implicit demand response » a hauteur d’environ 300 MW. Il s’agit de
contrats par lesquels Engie donne aux clients un acces aux marchés de I'électricité leur permettant de
gérer eux-mémes leur flexibilité en réalisant des actions d’optimisation sur ces marchés, en particulier
en cas de pics de la demande/prix.

% Courrier d’Engie du 29 mars 2019 adressé a la CREG
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Comme indiqué par Engie :

“ces types de mesures complémentaires ont été développées a titre de mesures de dernier
ressort, en cas de condition de marché particulierement tendues, proche de la rupture. Ces
conditions ne s’étant pas réalisées, ces mesures n’ont pas été mises en oeuvre cet hiver.”

7.4. LA “SLOW R3 NON RESERVED POWER"

Dans le cadre de la crise, Elia a également développé un nouveau produit, appelé “Slow R3 non
reserved power”. Ce nouveau produit s’inscrit dans le cadre du concept de “Transfert d’énergie” qui a
été introduit dans la législation nationale en juillet 2017°°.

L’objectif était de cibler la flexibilité qui ne pouvait pas étre offerte a Elia dans le cadre des produits de
flexibilité existants déja (R3 flex/standard ou R3 non réservée). La Slow R3 non reserved power
concerne une flexibilité qui ne peut pas étre activée endéans les 15 minutes et qui est sujette a
plusieurs contraintes d’activation.

Ce produit a été développé pour une période spécifique qui s’étend du 5 novembre 2018 au
31 mars 2019.

Dans les grandes lignes, la R3 non reserved power prévoit les étapes suivantes. En cas d’identification
d’un risque de pénurie, Elia lance un appel d’offres pour la période a couvrir. Les offres sont soumises
pour cette période précisément et contiennent un volume, un prix (fixe et variable) et une répartition
des points de fourniture. L'appel d’offre se cloture 2 heures apreés I'identification du risque. La sélection
des offres se fait sur base de la courbe de mérite. Cing heures avant la “période a couvrir”, si le besoin
est confirmé, Elia envoie un message aux offres sélectionnées. Une heure avant la période d’activation,
si le besoin est confirmé, Elia envoie un message d’activation.

Le volume minimum offert doit étre de 1 MW. Le prix fixe proposé dans I'offre doit s’élever a maximum
1.000 €/MWh.

En pratique, seulement 8,3 MW ont été préqualifiés dans le cadre de la slow R3 non reserved power et
seule la société Restore a signé un contrat de préqualification. Il n’y a cependant jamais eu d’appel
d’offre étant donné que les conditions (risque de pénurie) pour en lancer un n’ont jamais été réunies
durant la période d’application®.

% Les régles organisant le Transfert d’énergie sont, quant a elles, entrées en vigueur dans le courant 2018.

37 Dans sa décision (B) 1857, au §32, la CREG demande a Elia “de procéder aprés le 31 mars 2019 & une évaluation du nouveau
produit et de la pertinence de son maintien au-dela de cette période. La CREG demande également a ELIA de publier sur son
site web un rapport d’analyse et de le discuter en groupe de travail balancing de son Usersgroup avant fin juin 2019. »
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8. LES RESERVES TERTIAIRES (MFRR)

“La réserve tertiaire (nouvellement dénommée mFRR: manual Frequency Restoration
Reserve) permet de faire face a un déséquilibre important ou systématique de la zone de
réglage et/ou de résoudre des problémes importants de congestion” (site web Elia).

La réserve tertiaire (MFRR) est composée de deux volets :

- la réserve tertiaire de production : l'injection de puissance supplémentaire par des
producteurs ayant conclu un contrat de réserve tertiaire ;

- la réserve tertiaire de prélevement : une diminution des prélevements effectués par les
utilisateurs du réseau ayant conclu un contrat d’interruptibilité.

Au total, la réserve tertiaire réservée s’élevait a 830 MW durant les mois d’octobre a décembre 2018,
et a 844 MW durant les mois de janvier et février 2019.

Le co(t de la réservation a été particulierement élevé au mois de novembre 2018 (il fut prés de 6 fois
plus élevé qu’au mois d’octobre).

La Figure 25 illustre le volume de réserve tertiaire activée (MWh) par journée entre le ler octobre et
le 28 février.

Tableau 13: Réserves tertiaires réservées et activées

Nombre Nombre de jour
d’heures d’activation

Octobre 2018 830 745 2.233 7
Novembre 2018 830 720 970 3
Décembre 2018 830 744 1.579 9
Janvier 2019 844 744 5.954 12

Février 2019 844 672 308 5
Source : CREG, Elia

MWh activés

Figure 25: Activation de la réserve tertiaire entre le ler octobre 2018 et le 28 février 2019 (MWh)
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La Figure 26 illustre les réserves tertiaires activées en 2017 et 2018. De maniére générale, on constate
que pres d’un tiers de capacités en moins ont été appelées entre octobre 2018 et février 2019 par
rapport aux mémes mois de I'année d’avant: 10.994 MWh en 2018-2019 contre 15.258 MWh activés
en 2017-2018. Par contre, la réserve tertiaire a été plus fréquemment activée: 35 journées au total
entre les mois d’octobre 2018 a février 2019 contre 18 journées les mémes mois de |’hiver 2017-2018.

Figure 26: Réserves tertiaires activées en 2017 et en 2018 (MWh)
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9.

9.1.

ANALYSES CROISEES

PRIX ELEVES SUR LE MARCHE DAY-AHEAD VERSUS CONDITIONS DE
MARCHE

Comme l'illustre la Figure 27, on note en particulier 4 épisodes ou les prix ont connu des pics
particulierement importants sur le marché day-ahead (baseload) et ont dépassé les 85 €/MWh en
moyenne sur la journée entre le 1°" octobre 2018 et le 28 février 2019:

les 29, 30 et 31 octobre 2018, les prix journaliers (baseload) se sont élevés a 113, 111 et
107 €/MWh respectivement, avec des prix quart horaires atteignant jusqu’a 233, 165 et
146 €/MWh respectivement ;

le 5 novembre 2018, les prix journaliers (baseload) ont atteint 85 €/MWh avec un prix
quart horaire atteignant jusqu’a 350 €/MWh ;

les 20, 21 et 22 novembre les prix journaliers (baseload) se sont élevés a 120, 185 et
133 €/MWh respectivement, avec des prix quart horaires atteignant jusqu’a 388, 499 et
326 €/MWh;

le 26 novembre, le prix journalier (baseload) s’est élevé a 109 €/MWh avec un prix quart
horaire atteignant 332 €/MWh.
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Figure 27: Prix moyen et prix maximal sur le marché Belpex (EUR/MWh) entre le ler octobre 2018 et le 28 février 2019
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Ces pics de prix ont été observés des journées oli, comparativement aux autres journées de la période

considérée :

la charge Elia était élevée;

- la production éolienne était plut6t faible;

- la production au gaz naturel était élevée;

- les loopflows étaient, ou avaient été le(s) jours précédent(s), élevés, voire
particulierement élevés :

le 29 octobre les loopflows s’élevaient en moyenne a 1.499 MW, avec un pic a
1.841 MW ;

le 3 novembre les loopflows s’élevaient en moyenne a 1.030 MW, avec un pic a
1.577 MW;

le 19 novembre les loopflows s’élevaient en moyenne a 1.829 MW, avec un pic a
2.065 MW;

le 26 novembre les loopflows s’élevaient en moyenne 864 MW, avec un pic a
1.131 MW.

Les figures 28 a 31 illustrent les liens entre les prix constatés sur le marché DAM et la charge Elia
(Figure 39), les loopflows (Figure 40), la production au gaz naturel (Figure 41) et la production éolienne

(Figure 42).

On observe globalement que les prix journaliers moyens sur le marché DAM seront plus élevés quand
la charge Elia est élevée et quand la production éolienne est basse (le lien est cependant plus faible).

Pour ce qui concerne les loopflows, on observe que les prix de I'électricité sont rarement bas lorsque
les loopflows sont élevés. Pour ce qui concerne le gaz naturel, on observe que plus les prix de
I’électricité seront élevés, plus la production d’électricité au gaz naturel aura tendance a étre élevée.
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Figure 28: Charge Elia (MW, en abcisse) et prix moyens

Figure 29: Loopflows (MW, en abscisse) et prix moyens
journaliers (€/MWh, en ordonnée) entre le 01.10.2018
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9.2. CAPACITES DE PRODUCTION DISPONIBLES ET IMPORTATIONS

VERSUS DEMANDE (CHARGE DU RESEAU ELIA)

La Figure 32 met en paralléle :
- la charge Elia moyenne par mois (ligne orange) ;
- la charge Elia maximale (ligne bleue) ;

les capacités mensuelles moyennes de production disponibles sur le marché day-ahead,
hors éolien (bloc gris) ;

les capacités mensuelles moyennes de production éoliennes disponibles sur le marché
day-ahead (bloc jaune) ;

- les importations mensuelles moyennes (bloc bleu) ;

les capacités maximales d’importations additionnelles possibles: il s’agit du différentiel

entre les 5.500 MW de limites Elia au niveau des interconnexions avec le niveau moyen
d’importation observé (bloc vert).
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On peut constater que:

- durant toute la période considérée, a savoir d’octobre 2018 a février 2019, les capacités
de production domestiques moyennes disponibles sur le marché day-ahead, éolien
compris, suffisaient a couvrir la charge moyenne mensuelle d’Elia ;

- au mois de janvier et février, avec le retour du nucléaire, méme sans éolien, la charge
moyenne d’Elia pouvait étre couverte par les capacités domestiques disponibles sur le
marché day-ahead ;

- la charge maximale mensuelle pouvait étre couverte par les capacités de production
domestiques belges disponibles (y compris I’éolien) et par les importations moyennes
durant les mois d’octobre a décembre. En janvier et février, malgré un niveau de charge
supérieur, méme sans importations les capacités de production domestiques
permettaient de couvrir la charge maximale, et ce grace au retour du nucléaire ;

- les capacités domestiques maximales de production et les capacités « théoriques »
d’importations (5.500 MW) cumulées sont largement au-dessus des charges moyennes
ou maximales d’Elia.

Figure 32: Capacités de production disponibles versus charge Elia entre octobre 2018 et février 2019
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La Figure 33 illustre quant a elle, les capacités installées au 1°" janvier, de 2007 a 2019, ainsi que les
importations maximales (“théoriques”) avec la charge Elia maximale et moyenne annuelle.

A l'inverse de la Figure 32, toutes les capacités de production installées en Belgique sont donc
considérées ici et les entretiens, maintenances, pannes,...ne sont pas pris en compte.

Les mesures de gestion/flexibilité de la demande ne sont pas considérées.

On constate que les capacités totales de production et d’importation ont augmenté en 2019,
essentiellement suite a la hausse de la limite maximale d’importations.

La Figure 33 tient compte de la limite d’importation de 5.500 MW qui était d’application au
1°" janvier 2019. Elle ne tient pas compte des 1.000 MW d’importations potentielles de Nemo, ni de
I"augmentation par Elia de la limite a 6.000 MW au 25 mai 2019. Rappelons également qu’a I'avenir,
I’objectif d’Elia est de tendre vers une limite de 7.500 MW fin 2022. Fin 2020, I'interconnexion Alegro
avec I'Allemagne devrait également étre opérationnelle. Il s’agira d’'une capacité d’importations
additionnelles de 1.000 MW.

Non-confidentiel 75/86



Figure 33: Capacités installées et importations maximales, versus charge Elia, au ler janvier, de 2007 a 2019 (MW)
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9.3. ANALYSE DE LA MARGE D'ADEQUATION POUR DES JOURS
SPECIFIQUES
9.3.1. Introduction

Il ressort des chapitres précédents qu'il n'y a pas eu de problémes d'adéquation qui auraient pu
compromettre gravement la sécurité de I'approvisionnement au cours de I'hiver dernier.

Toutefois, la CREG estime qu'il est important d'évaluer dans quelle mesure la Belgique était proche ou
non d'un probleme d'adéquation. La Belgique est-elle passée a un cheveu d'un délestage involontaire,
ou disposait-elle encore d'une capacité suffisante ?

Afin de répondre a cette question, ce chapitre évalue les jours présentant un prix day-ahead égal ou
supérieur a 300 €/MWh sur la bourse de I'électricité. Six journées sont concernéesau cours de I'hiver
dernier, toutes en 2018 : 24 septembre, 5 novembre, 20 novembre, 21 novembre, 22 novembre et 26
novembre. Ces journées sont analysées ci-dessous.

Dans l'analyse, la capacité supplémentaire disponible est calculée avant que la Belgique ne doive
prévoir une réduction pour le jour D+1, car toute la demande ne pourrait étre satisfaite, méme si les
acteurs du marché sont disposés a payer le prix le plus élevé possible (c'est-a-dire 3000 €/MWh).

Pour pouvoir calculer la capacité supplémentaire disponible si les prix augmentent jusqu'a
3000 €/MWh, quatre types de capacités sont évalués :

- La « Capacité intérieure supplémentaire explicitement disponible » : il s'agit de la capacité
supplémentaire proposée sur la bourse de I'électricité belge par les acteurs du marché
belge. Elle peut étre calculée pour chaque heure de la journée, sur la base des courbes
agrégées de I'offre et de la demande du jour suivant sur la bourse de I'électricité.
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- L'« Importation supplémentaire explicitement disponible » : il s'agit de la capacité
supplémentaire proposée sur la bourse belge de |'électricité par les acteurs du marché
étranger. Celle-ci peut étre calculée pour chaque heure de la journée, comme la
différence entre la position d'importation/exportation réelle et la capacité d'importation
maximale belge (avec un contréle supplémentaire relatif a la disponibilité des ressources
sur les bourses étrangeres).

- La « Capacité intérieure supplémentaire implicitement disponible » : il s'agit d'une
estimation par la CREG de la capacité supplémentaire non proposée sur la bourse belge
de I'électricité. Cette estimation est basée sur les données que la CREG a recues de
certains acteurs du marché et se compose principalement des mesures exceptionnelles
qui ont été prises par les acteurs du marché pour faire face a la crise soudaine
d'adéquation due a l'indisponibilité imprévue du nucléaire.

- La « Réserve d'équilibrage disponible (R23) » : il s’agit de la réserve d'équilibrage
disponible pour I'équilibrage du systéeme. Selon la législation européenne, ces réserves
doivent étre épuisées avant tout délestage involontaire®®. Le volume de ces réserves est
proposé par Elia et approuvé par la CREG. En 2018, ces réserves devaient étre de 139 MW
sur R2 (aFRR) et de 830 MW sur R3 (mFRR), soit au total 969 MW.

Dans la section suivante, la capacité supplémentaire totale sera calculée pour chacun des six jours avec
un prix day-ahead égal ou supérieur a 300 €/MWh pendant au moins une heure. Cette capacité indique
la distance qui séparait la Belgique du délestage involontaire.

Pour analyser cette notion d'adéquation, la CREG s'est concentrée sur I'échéance day-ahead. C'est
également sur une base day-ahead (et sur une base infra-journaliére) qu'un GRT doit procéder a une
évaluation d'adéquation®. Le marché day-ahead est également le marché le plus liquide et, grace au
« correctif d'adéquation », la capacité d'importation est prioritaire pour les pays (zones de prix) qui
risquent de ne pas avoir une capacité suffisante (et sont donc disposés a payer le prix le plus élevé
possible).

Toutefois, les réserves d'équilibrage ne peuvent pas étre proposées dans une échéance day-ahead, car
ces réserves doivent étre tenues a I'écart du marché day-ahead et ces volumes n'ont donc pas d'impact
sur la formation des prix day-ahead. Par conséquent, si le prix day-ahead atteint le prix plafond et que
le correctif d'adéquation est activé (ce qui augmente l'importation), la capacité d'équilibrage est
toujours disponible comme tampon supplémentaire en temps réel s'il y a un probléme d'adéquation.
Ce tampon supplémentaire devrait étre pris en compte pour évaluer dans quelle mesure la Belgique
était éloignée du délestage involontaire.

% Voir l'article 21 du code de réseau sur « I'état d'urgence et la reconstitution du réseau électrique » : https://eur-
lex.europa.eu/legal-content/EN/TXT/HTML/?uri=CELEX:32017R2196&from=EN#d1e1893-54-1

3 Voir l'article 107 de la ligne directrice sur la « Gestion du réseau» : https://eur-lex.europa.eu/legal-
content/EN/TXT/HTML/?uri=CELEX:32017R1485&from=EN
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9.3.2. Journées spécifiques

9.3.2.1. 24 septembre 2018

Le 24 septembre 2018, un prix day-ahead de 411 €/MWh a été atteint a 21h. La figure ci-dessous
montre, pour cette journée, la capacité disponible qui restait pour le lendemain, avant que les
consommateurs ne soient contraints de réduire leur consommation.

La figure 34 montre que la Belgique disposait encore d'au moins 3.700 MW de capacité disponible,
dont au moins 2.700 MW étaient explicitement disponibles sur la bourse de |'électricité day-ahead.
Cela signifie que la Belgique était encore loin d'un probléme de sécurité d'approvisionnement. Il
convient de noter que, pour cette journée, I'estimation de la capacité implicitement disponible, qui
consiste principalement en mesures exceptionnelles, est estimée a zéro, puisqu'a la fin du mois de
septembre ces mesures n'avaient pas encore été prises.

Figure 34 : Marge de sécurité d’approvisionnement le 24 septembre 2018
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9.3.2.2. 5 novembre 2018

Le 5 novembre 2018, un prix day-ahead de 350 €/MWh a été atteint a 19h. La figure ci-dessous montre,
pour cette journée, la capacité disponible qui restait pour le lendemain, avant que les consommateurs
ne soient contraints de réduire leur consommation.

La figure 35 montre que la Belgique disposait encore d'au moins 4.000 MW de capacité disponible,
dont au moins 2.500 MW étaient explicitement disponibles sur la bourse de I'électricité day-ahead.
Cela signifie que la Belgique était encore loin d'un probléme de sécurité d'approvisionnement.

Figure 35 : Marge de sécurité d’approvisionnement le 5 novembre 2018
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9.3.2.3. 20-22 novembre 2018

Du 20 au 22 novembre 2018, plusieurs heures ont connu des prix day-ahead supérieurs a 300 €/MWh,
avec un prix day-ahead maximal de 499 €/MWh le 21 novembre a 19h. La figure ci-dessous montre,
pour ces journées, la capacité disponible qui restait pour le lendemain, avant que les consommateurs
ne soient contraints de réduire leur consommation.

La figure 36 montre que la Belgique disposait encore d'au moins 4.300 MW de capacité disponible,
dont au moins 2.700 MW étaient explicitement disponibles sur la bourse de I'électricité day-ahead.
Cela signifie que la Belgique était encore loin d'un probléme de sécurité d'approvisionnement.

Figure 36 : Marge de sécurité d’approvisionnement les 20-22 novembre 2018

20-22 novembre 2018 - Marge de sécurité d'approvisionnement belge
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Source : Base de données CREG, JAO, calculs CREG
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9.3.2.4. 26 novembre 2018

Le 26 novembre 2018, un prix day-ahead de 331 €/MWh a été atteint a 19h. La figure ci-dessous
montre, pour cette journée, la capacité disponible qui restait pour le lendemain, avant que les
consommateurs ne soient contraints de réduire leur consommation.

La figure 37 montre que la Belgique disposait encore d'au moins 4.100 MW de capacité disponible,
dont au moins 2.600 MW étaient explicitement disponibles sur la bourse de I'électricité day-ahead.
Cela signifie que la Belgique était encore loin d'un probléme de sécurité d'approvisionnement.

Figure 37 : Marge de sécurité d’approvisionnement le 26 novembre 2018

26 novembre 2018 - Marge de sécurité d'approvisionnement belge
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Source : Base de données CREG, JAO, calculs CREG

9.3.3. Conclusion

Dans cette section, 6 journées avec des prix day-ahead supérieurs a 300 €/MWh sont analysées. Bien
gue ces prix soient déja élevés, indiquant une certaine pénurie, il est clair que, pour toutes ces dates,
il restait une capacité plus que suffisante pour faire face a une adversité supplémentaire, comme la
perte d'une autre unité de production ou une vague de froid sévere’’, sans courir le risque d'un
délestage involontaire. La capacité minimale disponible dans le réseau était d'au moins 3.700 MW,
dont 2.500 MW étaient explicitement disponibles sur la bourse de I'électricité day-ahead (dont la
majeure partie provenait des importations).

Ce volume élevé est probablement une sous-estimation de la marge d'adéquation car la CREG n'a
analysé qu'une partie du marché en ce qui concerne les mesures exceptionnelles qui ont été prises

% pans son étude F1167 (https://www.creg.be/sites/default/files/assets/Publications/Studies/F1167FR.pdf), la CREG analyse
que si la température équivalente (Teq) diminue d'un degré, la consommation moyenne augmente de 82 MW et la
consommation de pointe augmente de 79 MW.
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pour faire face a la crise d'adéquation imprévue. Il aurait pu y avoir encore plus de flexibilité qui était
déja implicitement disponible sur le marché. Par exemple, de plus en plus de contrats
d'approvisionnement sont des contrats dits “passed through”. Avec ces contrats, les tarifs de
déséquilibre sont « répercutés » sur les consommateurs, ce qui les incite a réduire leur consommation
lorsque les tarifs de déséquilibre sont élevés. Le marché total de ces contrats dépasse largement les
500 MW. Cette flexibilité n'a pas été prise en compte car la CREG ne sait pas si ces contrats sont déja
comptabilisés, ce qui évite le risque de double comptage.

10. CONCLUSIONS

En septembre 2018, I'annonce de I'indisponibilité prolongée de plusieurs réacteurs nucléaires a créé
de fortes inquiétudes en Belgique. Alors que durant I'été 2018, on s’attendait a disposer de pres de
4.000 MW de capacités nucléaires durant le mois de novembre 2018, le 21 septembre, avec I'annonce
de l'indisponibilité prolongée de plusieurs réacteurs, on ne s’attendait plus qu’a 1.000 MW de
capacités nucléaires disponibles durant le mois de novembre. L'inquiétude était grande d’avoir un
risque de pénurie et de délestage a certains moments de I’hiver.

La réaction de I'’ensemble des acteurs présents sur le marché de I'énergie a été immédiate et rapide.
Un grand nombre d’acteurs se sont mobilisés pour trouver des solutions (Elia, agrégateurs,
producteurs, la CREG, le SPF Economie, le cabinet,...) et différentes mesures ont été prises pour faire
face a cette situation.

Au final, cette étude montre trois faits importants:
1) Le marché domestique belge a trés vite réagi

D’importantes capacités supplémentaires de production d’électricité (des centrales au gaz
essentiellement, mais aussi des générateurs de secours au diesel ou de la cogénération) ont été mises
a disposition du marché suite a I'annonce de l'indisponibilité de plusieurs réacteurs nucléaires. Au
courant du mois d’octobre 2018, pres de 1.000 MW de nouvelles capacités ont recu des autorisations
de production et 225 MW de capacités supplémentaires au courant du mois de décembre 2018.

Des mesures de gestion de la demande ont également été mises en place: un acteur a développé des
mesures de gestion de la demande atteignant potentiellement 450 MW sous certaines conditions
strictes. Elia a également développé un nouveau produit de flexibilité (qui n’a cependant pas été utilisé
vu que le marché n’en a finalement pas eu besoin).

2) Les importations ont joué un role clé et ce role pourra encore étre renforcé a I’avenir.

Avec une moyenne de 2.476 MW entre octobre et décembre 2018, les importations ont représenté
36 % du mix énergétique d’électricité durant cette période, soit un niveau jamais atteint. Plusieurs
mesures ont permis ce réle accru des importations, notamment le relevement, courant 2018, des
limites maximales de stabilité des interconnexions a 5.500 MW et une meilleure application, par les
TSOs de la zone CWE, des 20 % minimum des capacités des lignes de transmission mises a disposition
des échanges transfrontaliers. La signature d’un engagement de solidarité vis-a-vis de la Belgique par
les pays de la zone CWE en octobre a probablement joué un réle important, notamment en les
sensibilisant a I'importance de limiter les loopflows et de respecter les 20 % de MinRAM, méme si nous
ne pouvons pas évaluer précisément son impact.

De maniere générale, le couplage des marchés au sein de la zone CWE, entré en application en 2015,
a montré, durant I’hiver 2018-2019 qu’il fonctionnait de mieux en mieux. Des avancées importantes

Non-confidentiel 82/86



peuvent néanmoins encore étre réalisées pour améliorer son fonctionnement, en particulier au niveau
des loopflows, qui cet hiver encore, ont atteint des niveaux parfois trés élevés (2.000 MW).

A l'avenir, les interconnexions pourront jouer un role encore accru :

- en mettant en place des PST supplémentaires capables de limiter les loopflows et en
renforgant la frontiere Nord: 2 nouveaux PST a Zandvliet et le remplacement des lignes
par des conducteurs HTLS* entre Zandvliet et Rilland (NL) sont prévus d’ici 2022;

- avec le Clean Energy Package, les Etats membres devront encore augmenter, a partir
de 2020, les capacités minimum des lignes de transmission mises a disposition des
échanges transfrontaliers;

- la nouvelle interconnexion avec la Grande Bretagne, Némo, opérationnelle depuis
fin janvier, permettra d’augmenter de 1.000 MW les capacités d’interconnexions de la
Belgique;

- la future interconnexion Alegro avec I’Allemagne dont les derniers travaux sont prévus fin
2020, devrait également augmenter le potentiel d’interconnexion de la Belgique de 1.000
MW;

- la limite de stabilité, fixée par Elia a 5.500 MW en mai 2018, a été rehaussée a 6.000 MW
le 25 mai 2019. A 'avenir, I'ambition d’Elia est d’augmenter ce niveau a 7.500 MW.

Bien entendu, les interconnexions pourront jouer un réle clé pour I'approvisionnement de la Belgique,
sous réserve qu’il existe au sein de la zone CWE suffisamment de capacités a disposition des marchés.

3) Les prix sur les marchés de I’électricité ont augmenté pour plusieurs raisons distinctes.

Les prix sont sans doute I'élément qui a été le plus négativement affecté par la crise. Sur les marchés
de I'électricité, les prix de gros ont été supérieurs en Belgique par rapport aux pays voisins en
particulier de septembre a décembre, et ce que ce soit sur le marché day-ahead ou sur le marché
forward.

Outre un impact sur les prix de gros, les indisponibilités nucléaires ont également un impact sur les
prix de I'électricité des ménages et des entreprises, tant pour les contrats a prix fixe que pour les
contrats a prix variable. La diversité des paramétres d’indexation des prix sur le marché de gros, les
différents types de contrats, la date de ces contrats et le moment de facturation influencent le montant
qui sera, a court ou a moyen terme, facturé au client. Les produits fixes ont subi une augmentation
d’octobre a novembre 2018, pour ensuite connaitre une baisse. Les produits variables, quant a eux,
ont subi une augmentation au mois d’octobre et, pour certains d’entre eux, en janvier.

L'impact de la hausse des prix sur le marché de gros de fin septembre 2018, sur la facture annuelle
d'un ménage ayant conclu un contrat a prix fixe peut atteindre 91 €, et ce sur toute la durée du contrat.
Cet impact ne concerne que les contrats conclus au cours du quatrieme trimestre 2018 et du premier
trimestre 2019. Tous les autres contrats a prix fixes en cours ne sont pas impactés par la hausse des
prix sur les marchés de gros énoncée plus haut. La CREG encourage les ménages, mais aussi les PME a
consulter le CREG Scan pour voir s'il existe des offres meilleur marché et le cas échéant, d’envisager
de changer de contrat (sans frais en respectant un préavis de quatre semaines).

“! High Temperature Low Sag
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Lors des indexations trimestrielles en octobre 2018 et, dans une moindre mesure, en janvier 2019, les
contrats a prix variables ont ressenti I'effet de la hausse des prix susmentionnée. L’effet unique sur la
facture annuelle des ménages est de I'ordre de 35 €. |l s’agit d'une estimation prudente qui peut varier
en fonction du parameétre d’indexation de la formule de prix et qui se base sur I'augmentation estimée
a 91 € sur base annuelle, or la période de prix élevés s’applique sur une période sensiblement plus
courte qui se termine a la fin du 1*" trimestre 2019.

NANN

Pour la Commission de Régulation de I'Electricité et du Gaz

Laurent JACQUET Andreas TIREZ Koen LOCQUET
Directeur Directeur Président f.f. du Comité de direction
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ANNEXE 1

Operational framework for regional solidarity to ensure electricity adequacy
in Belgium for the winter 2018-2019

Engagement du « Standing Group on electricity scarcity » réuni dans le cadre du
Pentalateral Energy Forum

Context

The significant and unexpected unavailability of nuclear power plants in Belgium is severely impacting
security of supply in Belgium during the winter 2018-2019: -3000 MW until end December 2018 and
2000 MW for January and February 2019.

In the framework of Belgium’s preparation for a possible electricity scarcity during the winter
20182019, Belgium called for solidarity and concrete cross-border assistance at regional level. All
Member States reacted positively to this call.

To exchange information and identify concrete mitigating measures, a dedicated “Standing Group on
Electricity Scarcity” was created in the framework of the Pentalateral Energy Forum which will bring
together all relevant players (Ministries, Regulators, TSOs, CORESO, ENTSO-E and the Commission).
The focus of this Standing Group is not to structurally address existing problems, but look into specific
measures for winter 2018-2019. The kick-off meeting took place on 8 October 2018 and a second
meeting amongst Ministries was held on 12 October 2018.

Actions

As an outcome of the discussions, the Standing Group on Electricity Scarcity agreed that they will do
their utmost to apply the following actions to increase interconnexion capacity in the CWE area during
the winter 2018-2019 and avoid as much as possible electricity shortages and load shedding in
Belgium:

1) Electricity transmission system operators (TSOs) will make sure that existing measures are
applied in an optimal way to guarantee a well-functioning Flow-based market coupling at
the Day-Ahead time horizon in the Center West Europe (CWE) region. In particular, TSOs
will:

a) pay a special attention to the quality of generation and load forecasts used in the
calculation of electricity flows.

b) apply at least seasonal thermal limits on all transmission lines in the capacity
calculations.

c) respect the rule imposed by National Regulatory Authorities (NRAs) of the CWE
region to systematically make at least 20% of transmission capacity available for
market parties (RAM) at the Day-Ahead time horizon, as long as operational
security is not endangered. TSOs will duly justify any non-compliance.

2) In case problematic situations are identified during winter 2018-2019 under the Short and
Medium Term Adequacy (SMTA) and/or Critical Grid Situation (CGS) processes in D-3
(based on estimated Belgian import needs), TSOs shall integrate more flexibility for the
coordinated use of phase shifting transformers, in the calculation of available cross-
border transmission capacity at the Day-Ahead time horizon, in order to limit loop flows
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which reduce the Belgian import capability, as far as operational security of each TSO
involved is not endangered.

3) TSOs will do their utmost to optimize the intraday capacity calculation process.

4) TSOs will support the RSCs to put in place the SMTA and CGS processes at Regional
Security Centers (RSCs) in a timely manner.

In case such measures would not be sufficient to guarantee adequacy between supply and demand in
Belgium, emergency assistance would be required by Belgium to neighboring countries as a last resort
action, based on existing contracts and/or existing processes, such as CGS and SMTA.*

TSOs will do their utmost to offer non-discriminatory access to cross-border redispatch in order to
support each other in their assistance and solidarity to ensure system security. Therefore, a process
needs to be agreed which ensures that the most efficient offers, with a particular attention to the
technical point of view, are being used first amongst the cross-border and internal ones.

The Belgian authorities will keep the standing group regularly informed about its security of supply
situation, in particular in case of developments that considerably impact the previous assessments or
in case problematic situations are identified a week ahead.

The standing group recommends to the Penta member states concerned to further examine measures
with a view to help the Belgium security of supply situation including by limiting loop flows originating
from their bidding zone through Belgium which reduce the Belgian import capability. Furthermore, the
Penta member states and TSOs concerned will make sure that the maximum transparency is provided
on measures, reserves and redispatching capabilities available.
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