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1. RECOMMANDATIONS 

1.1. Introduction 

Lors de l'élaboration du rapport provisoire, une attention particulière a été apportée à une analyse de 
l'évolution plausible de la demande et des mix énergétique et électrique, sur base d'un examen détaillé 
des études de référence. Sur cette base étendue aux résultats des débats avec les représentants de la 
société civile, nous établissons ci-après une liste de recommandations concrètes afin de réaliser au mieux 
les objectifs de sécurité d'approvisionnement énergétique, de compétitivité et de protection de 
l'environnement (en particulier dans le cadre du paquet Energie-Climat 20/20). 

Pour la facilité du lecteur, les recommandations sont numérotées de (1) à (32). 

1.2. Maîtrise de la demande d'énergie 

Une maîtrise de la demande réussie réduirait la dépendance aux énergies importées et faciliterait la 
réduction significative des émissions de gaz à effet de serre (GES) ainsi que la réalisation de l'objectif 
belge de développement des énergies renouvelables (RES). 

L'étude de l'impact du paquet Energie-Climat (WP 21-08 du BFP) indique que la demande finale 
énergétique s'établirait à 454 TWh en 2020 1. Comme la plupart des autres études examinées indiquent 
un potentiel de réductions supplémentaires qui pourrait ramener la consommation à quelque 400 TWh 
(soit une réduction de l'ordre de 15% par rapport à la projection de référence en 2020), il va de soi qu'un 
certain nombre de mesures additionnelles devront être prises pour atteindre cet objectif. En effet, 
l'expérience et les études internationales constatent que sans politiques actives en faveur de l'efficacité 
énergétique, ces économies d'énergie possibles sont loin d'être acquises. 

(1) Etant donné que les compétences en matière d'efficacité énergétique sont réparties entre plusieurs 
niveaux de pouvoirs (fédéral, régional, provincial et même communal), il est impératif de mettre en 
place une plate-forme nationale qui puisse harmoniser et aussi simplifier les politiques et 
mesures, tout en respectant les compétences de chacun. Cela constituerait un pas important 
vers la réalisation de l'objectif 20/20/20. 

 Plus concrètement, cette plate-forme devra établir des objectifs annuels et suivre 
attentivement leur réalisation. Etant donné que la Belgique doit fournir pour le 30 juin 2011 un 
deuxième plan d'action sur l'efficacité énergétique dans le cadre de la directive européenne sur 
l'efficacité énergétique, ce travail devra être préparé dans le courant de 2010 et former une première 
étape concrète contenant des mesures plus contraignantes. Bien que la période visée par la directive 
ne couvre que la période jusque 2016, l'analyse devrait se poursuivre au-delà. 

 On ne peut également qu'insister que pour ce faire, une collecte statistique de qualité doit être 
organisée et les moyens dégagés pour sa mise en œuvre. 

(2) Sur base des études analysées, il n'a pas été possible de fixer un objectif pour une réduction 
supplémentaire de la demande finale à l'horizon 2030. Ceci nécessiterait des analyses 
complémentaires et pourrait faire partie des travaux de la plate-forme précitée. Cette réduction 
complémentaire de la demande dans la période 2020-2030 sera essentielle afin de poursuivre la 
réduction des émissions de GES. En effet, le potentiel d'utilisation de sources d'énergie 
renouvelables en Belgique sera déjà largement exploité dès 2020. 

                                                   
1 Si des mesures adéquates sont prises afin de satisfaire aux exigences actuelles du paquet Energie-Climat de l'UE 

qui ne fixe pas encore de contrainte ferme pour l'augmentation de l'efficacité énergétique, et ceci dans le cadre 
légal actuel. 
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(3) Il convient de mettre l'accent sur la nécessité de devenir plus normatif (fixer les priorités dans 
l'application des mesures, les imposer autant que possible et les contrôler) afin de pouvoir mesurer 
les réalisations effectives et ne pas subir (peut-être) l'illusion d'un mouvement vers plus 
d'efficacité énergétique, plutôt que de véritables réalisations. Tous les moyens disponibles 
doivent être mobilisés: instruments économiques (fiscalité, incitations, prix), normes et informations 
aux consommateurs, après une analyse en profondeur quant à leur adéquation pour répondre aux 
objectifs à rencontrer. 

(4) Cette approche de la part des autorités publiques devrait comprendre: 
 - un contrôle quant à la nature et la réalisation effective des travaux ayant bénéficié du soutien 

public (subvention, réduction fiscale, etc.). Il est aussi important de disposer d'une quantification 
de l'impact énergétique des travaux effectivement réalisés comme requis par la directive 
européenne sur l'efficacité énergétique (n'est possible qu'avec un contrôle); 

 - une hiérarchisation des priorités quant à ces mesures de soutien par ordre croissant du rapport 
coût - gain d'efficacité. 

(5) La commission GEMIX tient à rappeler que la directive 2006/32/CE du 5 avril 2006 relative à 
l'efficacité énergétique dans les utilisations finales et aux services énergétiques demande au sein de 
son article 6 que les distributeurs d'énergie, gestionnaires de réseaux de distribution et entreprises de 
vente d'énergie au détail contribuent financièrement à l'amélioration de l'efficacité énergétique. 

(6) A budget constant, l'octroi d'une priorité aux mesures présentant le meilleur rapport coût-
efficacité, est souhaitable. 

(7) La commission GEMIX insiste très fort sur la réalisation de ces recommandations concernant 
l'efficacité énergétique, et ceci indépendamment des choix à effectuer concernant le mix 
énergétique, notamment pour ce qui concerne le futur de la production électrique d'origine 
nucléaire. 

1.3. Mix énergétique 

(8) Un environnement propice à l'investissement devrait être garanti pour des acteurs qui évoluent 
dans un marché concurrentiel et international, afin qu'il y ait suffisamment d'incitants pour initier 
l'installation en Belgique des équipements absolument nécessaires pour réaliser le mix énergétique 
recommandé. Ceux-ci devraient être accompagnés des investissements indispensables dans les 
réseaux d'électricité et de gaz. 

1.3.1. Energies fossiles 

(9) Au niveau des énergies fossiles (pétrole, gaz et charbon) pour lesquelles la Belgique est totalement 
tributaire de l'étranger, le maintien d'un mix énergétique équilibré en termes d'origine, de type de 
combustible et de technologies et de voie d'approvisionnement (p.ex. pour le gaz naturel: GNL ou 
gazoducs, de provenances diverses) est primordial et doit aussi prendre en compte les contraintes 
techniques qui peuvent influencer ces approvisionnements. 

(10) Dès lors que le pétrole restera toujours important pour le transport jusqu'en 2030, malgré l'apport 
des biocarburants "durables", du développement de voitures hybrides, électriques et au gaz naturel 
compressé (GNC), et un prix du pétrole tendanciellement à la hausse, il y a lieu de stimuler la 
recherche et développement en matière de biocarburants de seconde et troisième génération, 
et de systèmes de propulsion alternative. 
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(11) Le recours accru au gaz naturel nécessitera entre autres la définition d'une politique claire vis-à-vis 
du gaz (L) à faible contenu calorifique provenant uniquement des Pays-Bas: conversion à moyen 
terme au gaz (H) et garantie à long terme des Pays-Bas.  

 La sécurité des approvisionnements en gaz naturel devra être assurée par des normes légales de 
sécurité pour les périodes de grand froid et les cas d'urgence. Une coopération avec les pays 
limitrophes est ici indispensable également compte tenu de la capacité de stockage saisonnier limitée 
en Belgique (l'équivalent de deux semaines de consommation). 

(12) Vu le rôle important et spécifique du charbon dans la sidérurgie et son potentiel pour la production 
d'électricité, il est important de continuer les travaux de recherche et développement sur la 
filière de capture et séquestration du carbone (CCS). A cet égard, une attention particulière 
s'impose concernant la problématique du transport et stockage international de CO2, la Belgique 
ayant, à l'heure actuelle des connaissances, peu de structures géologiques appropriées. Une 
réflexion de fond s'impose également concernant la création d'une base juridique pour 
l'enfouissement du CO2. 

 

1.3.2. Energies renouvelables 

(13) Les objectifs en matière de recours aux renouvelables à l'horizon 2020 sont ambitieux et ne 
pourront que se réaliser moyennant un soutien important et une réduction drastique des 
procédures administratives. 

(14) Etant donné que les compétences en matière de RES sont également réparties entre plusieurs 
niveaux de pouvoirs (fédéral, régional, provincial et même communal), il est impératif de 
mettre en place une plate-forme nationale spécifique qui puisse établir une feuille de route 
pour atteindre les objectifs, harmoniser et aussi simplifier les politiques et mesures, tout en 
respectant les compétences de chacun.  

 Plus concrètement, cette plate-forme devra établir des objectifs 2, y compris annuels, et suivre 
attentivement leur réalisation. 

 On ne peut également qu'insister que pour ce faire, une collecte statistique de qualité doit être 
organisée et les moyens dégagés pour sa mise en œuvre. 

(15) Comme la capacité de valorisation de biomasse domestique est limitée et que la biomasse jouera 
un rôle important dans le mix RES à l'horizon 2020, il y a lieu de veiller au développement de 
filières d'approvisionnement durables et éthiquement acceptables. En se basant sur les 
résultats les plus récents (le scénario 20/20 du WP 21-08), la traduction belge de l'objectif de 13% de 
RES dans la demande finale en 2020 pourrait être réalisé par environ 8% de biomasse dans nos 
besoins énergétiques primaires, dont quelque 5% seraient couverts par des importations. Afin 
de réaliser cette contribution, une politique de soutien important est de mise, ainsi qu'une 
étude de la concrétisation de ladite importation. 

(16) L'utilisation à grande échelle de biomasse doit également être soumise à des critères stricts 
d'émissions (notamment de particules fines), en particulier pour les installations de (très) petite 
taille. 

(17) En ce qui concerne les biocarburants pour le transport, une vigilance soutenue est requise quant 
au caractère durable des biocarburants. Un effort considérable est nécessaire pour la mise au 

                                                   
2 Comme prévu dans le National Renewable Energy Action Plan repris dans la directive européenne 2009/28/CE. 
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point de biocarburants de deuxième génération afin de se préparer à un relèvement éventuel des 
exigences de RES pour le transport au-delà des 10% prévus en 2020. 

 

1.4. Mix énergétique "primaire" pour la production d'électricité et importations d'électricité 

De l'analyse ressort clairement que le développement de la production d'électricité sur base de 
RES se fait en grande partie indépendamment du mix primaire en énergies fossiles et nucléaire. 
 
Le calendrier actuel des mises en service et déclassements combinées avec la mise hors service 
prévue dans la loi de 2003 des trois premières (plus anciennes) unités nucléaires en 2015, 
conduirait à un déficit tant en énergie qu'en capacité. Il n'est pas garanti que des importations 
puissent combler ce déficit croissant en raison des capacités limitées des réseaux interconnectés et 
des capacités de production existantes à l'étranger. Cette situation de la production électrique en Belgique 
s'est d'ailleurs tendue au cours des années. Même avec une simplification drastique des procédures 
administratives, il n'est pas garanti que des investissements complémentaires se concrétisent en 
temps opportun. Plusieurs projets de production ne sont qu'annoncés, sans garantie de mise en service 
dès 2015, sans autorisation(s) acquise(s) et encore moins, sans décision définitive de réalisation de la 
part de leur concepteur. 
 

1.4.1. Gaz naturel 

(18) Comme le gaz naturel est le combustible fossile qui émet le moins de polluants par kWh produit et 
qui peut être utilisé tant en base, semi-base que pour faire face à la pointe de la courbe de charge, il 
restera le choix de prédilection lors des décisions de remplacement d'unités déclassées ou 
d'extension du parc de production. 

 

1.4.2. Charbon 

(19) L'utilisation éventuelle de charbon requiert que les nouveaux investissements soient CCS Capture 
Ready. 3 De la comparaison des résultats des différentes études ressort que le développement de 
la filière charbon reste possible malgré les contraintes en matière de GES. Il est souhaitable 
d'instaurer à cet égard une compétence fédérale compte tenu de l'intérêt stratégique national 
d'une diversification du mix énergétique. Son approvisionnement est plus aisé eu égard à sa 
facilité de stockage et à son origine géographique diversifiée. 

 

1.4.3. Electricité d'origine renouvelable et cogénération 

(20) Les objectifs de développement des RES prévus par le paquet Energie-Climat favorisent un 
déploiement très significatif de l'électricité verte. Des résultats du WP 21-08 (scénario 20/20), il 
ressort que la traduction belge de l'objectif de 13% de RES dans la demande finale en 2020 se 
réaliserait par 19% de RES dans la production d'électricité, et constitue un objectif ambitieux. Sur la 

                                                   
3 CCS Capture Ready: les nouvelles centrales doivent être conçues en laissant la possibilité d'une conversion aisée 

permettant la capture fonctionnelle du CO2. Le processus de captage du CO2 reste un processus qui affecte le 
rendement d'une centrale de quelque 10 points de pourcent (rendement sans capture = +/- 45%). 
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base des différentes études, les RES-E pourraient représenter quelque 17 TWh. 4 Afin de 
réaliser l'objectif, une politique de soutien important restera de mise. Celle-ci est actuellement 
basée sur les certificats verts. Il est recommandable de reconsidérer à l'avenir cette politique au 
vu des expériences observées à l'étranger (p. ex.: le système des feed-in tariffs). 

 
(21) La cogénération de qualité doit être continuellement encouragée et soutenue afin de réaliser 

son potentiel énergétique basé sur de la demande de chaleur. Il y a lieu cependant de veiller à ne 
pas surestimer ledit potentiel. 

 
 

1.4.4. Electricité nucléaire 

(22) Eu égard: 

 au timing serré qui affecte la réalisation d'un parc de production de capacité suffisante pour 

répondre à la demande; 

 au souci de veiller à la continuité de fonctionnement du tissu économique; 

  tout en satisfaisant aux exigences environnementales et de sécurité d'approvisionnement, 
 le groupe recommande: 

 de retarder d'une révision décennale la fermeture des trois réacteurs nucléaires Doel 1, Doel 2 et 

Tihange 1; 

 de réévaluer la situation dans dix ans afin d'évaluer la valeur ajoutée d'une nouvelle prolongation 

de dix ans de leur durée de fonctionnement; 

 et de retarder de vingt ans la fermeture des autres réacteurs plus récents (Doel 3, Doel 4, 

Tihange 2 et Tihange 3). 5 
 Une décision politique est indispensable pour la fin de l'année 2009 afin d'assurer la continuité 

opérationnelle des centrales Doel 1 & 2 et Tihange 1 en 2015. 6 

 Les conditio sine qua non accompagnant cette recommandation sont: 

 la sécurité de fonctionnement et la gestion des déchets doivent rester une préoccupation 

prioritaire; 

 toutes les mesures prises à l'encontre de la prolifération de matières fissiles doivent être 

maintenues conformément aux programmes internationaux régissant la matière et sous la 

supervision des instances nucléaires belge et internationales Euratom et IAEA; 

 la vigilance vis-à-vis de la sécurité nucléaire devra être renforcée. Toute prolongation de la 

durée de vie d'un réacteur devra être validée par l'Agence fédérale de contrôle nucléaire. Elle 

                                                   
4 Ces 17 TWh sont constitués par environ 2,8 TWh d'énergie éolienne onshore, 5,4 TWh offshore, 8,5 TWh de 

biomasse, 0,4 TWh d'hydraulique et 0,25 TWh de photovoltaïque. Les puissances correspondantes sont 1,1 GW 
onshore, 2,1 GW offshore, 1,9 GW biomasse, 0,1 GW hydraulique et 0,3 GW photovoltaïque. 

5 Réévaluation entre autres en fonction de la situation du marché, tant du côté de l'offre que de la demande, et du 
progrès technologique. 

6 Nous désirons faire part d'une remarque communiquée par W. Eichhammer par laquelle, sans contester le fonds 
de la question, il exprime son opinion quant à l'urgence de la décision: "En tant que membre du groupe d'experts 
GEMIX je ne partage pas entièrement toute l'urgence d'une prise de décision en ce qui concerne la prolongation 
de la durée de vie des centrales nucléaires existantes". Son argumentation est reprise in extenso en Annexe 2: 
Note de W. Eichhammer. 
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devra faire l'objet d'un benchmarking international montrant le positionnement des réacteurs pour 

lesquels un allongement de la durée de vie est requis, par rapport aux autres unités de même 

type et ancienneté. Une transparence absolue vis-à-vis du public en matière d'incidents devra être 

garantie; 

 la constitution des provisions pour les coûts futurs de la gestion des matières fissiles irradiées 

et le démantèlement des centrales nucléaires doit être surveillée de près, en poursuivant les 

initiatives visant à une meilleure disponibilité des provisions en temps opportun;  

 il a clairement été établi que l'utilisation de centrales nucléaires largement amorties génère 

une rente de rareté dans le chef de l'opérateur nucléaire historique. Cette rente devrait être 

captée en tout ou en partie au profit de l'ensemble des consommateurs, dans un souci 

d'équité intergénérationnelle. Lors de son évaluation, il convient cependant de maintenir 

l'incitant à l'investissement, dans un contexte généralisé (au niveau de l'UE) de renouvellement 

et/ou d'extension des capacités de production d'électricité. Cette rente devrait être utilisée de 

préférence pour stimuler des politiques en matière de RES et d'efficacité énergétique; 

 obligation devrait être faite aux propriétaires de centrales nucléaires de contribuer au 

financement en Belgique de la R&D en matière de combustibles nucléaires, de déchets 

nucléaires et de nucléaire à usage médical; 

 il y a lieu de fournir tous les efforts nécessaires qui tiennent compte de l'évolution technologique 

pour arriver à une solution définitive qui soit acceptable du point de vue sociétal pour la gestion 

des déchets radioactifs de types B et C. Il va de soi que les décisions prises en matière de 

gestion des déchets de type A doivent être mises en œuvre. 7 
 

1.4.5. Les importations d'électricité 

(23) Pour la sécurité d'approvisionnement en électricité, il est néanmoins essentiel que le parc de 
production disponible dans le pays (en tenant compte des réserves nécessaires) corresponde 
pour le moins à la consommation nationale, déduction faite du "minimum annuel garanti" en 
capacité d'importation. Dans le cas contraire, on courrait le risque qu'à certains moments, il soit 
impossible de réaliser les importations nécessaires. 

1.4.6. Le réseau 

(24) Le développement des RES nécessite de disposer d'un réseau adapté et bien interconnecté 
avec des lignes haute tension pour gérer les flux massifs d'électricité qui peuvent se créer de 
par le caractère intermittent des grands parcs éoliens tant onshore qu'offshore, en Belgique et à 
l'étranger. 

(25) Le développement d'un réseau sous-marin offshore est considéré comme stratégique dans le 
développement de l'éolien offshore en mer du Nord. Ce projet va de pair avec le renforcement de 
l'infrastructure haute tension actuelle. 

                                                   
7 Catégories de déchets: 

- A: déchets à courte durée de vie, faiblement ou moyennement radioactif 
- B & C: déchets hautement radioactifs et/ou ayant une longue durée de vie. Les déchets de type B sont non ou 

peu chauffants; les déchets de type C sont chauffants et nécessitent une période de refroidissement avant 
traitement définitif. 
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(26) Les investissements dans l'adaptation des réseaux de distribution d'électricité aux flux 
bidirectionnels occasionnés par l'intégration d'énergies renouvelables et décentralisées vont 
de pair avec le développement de ces derniers. Lors du renouvellement de l'infrastructure de 
distribution, il faut tenir compte de la possibilité d'une arrivée graduelle des véhicules électriques. 

(27) Le déploiement de compteurs intelligents (smart meters) devrait se faire par phase afin de bien 
évaluer le coût-bénéfice d'un tel déploiement et devrait s'accompagner d'une conscientisation des 
consommateurs quant à leur valeur ajoutée. 

1.4.7. L'organisation des marchés 

(28) Vu la difficulté dans un marché libéralisé, de voir se réaliser des investissements en unités de 
pointe, il serait utile de prévoir une mission complémentaire pour une entité indépendante des 
producteurs et fournisseurs. Cette mission pouvant être considérée comme un "service public" 
devrait être rémunérée à un tarif régulé, tant que le marché ne sera pas en mesure de proposer un 
prix compétitif pour ces services auxiliaires, comme demandé par ailleurs dans les directives 
européennes sur l'électricité. 

(29) Vu la diminution dans un marché libéralisé des unités de production disponibles pour la 
fourniture de réserve, une solution pourrait être que le GRT ait la possibilité de compenser le 
manque de puissance de réserve en mettant à la disposition de celui-ci de la capacité de production, 
sans que le GRT ne prenne avec ces unités une position active en tant que producteur. D'autres 
solutions plus orientées "marché" existent comme le capacity market (USA) ou la possibilité de 
contrats à plus long terme qu'en période régulatoire, mais demandent des analyses 
complémentaires. 

(30) Il y a aussi lieu d'effectuer une analyse plus fine des causes du profil de la courbe de charge 
pour éventuellement la modifier et alléger la problématique liée aux pointes. Ce travail devrait être 
réalisé en collaboration entre les différents acteurs du marché. L'avènement de réseaux intelligents 
devrait aider à diminuer la demande de pointe. 

1.5. Suivi de l'évolution du mix énergétique 

(31) Le groupe souhaite le renforcement de la surveillance continue du mix énergétique, des 
marchés de l'énergie et de la sécurité des approvisionnements en Belgique, au sein des institutions 
existantes suffisamment dotées en moyens humains et financiers pour exercer ces missions 
essentielles pour notre société. L'apport d'un Conseil scientifique composés d'experts indépendants 
est également recommandé. 

(32) En outre, il est indispensable que les décideurs politiques et économiques puissent disposer dans 
le domaine de l'énergie de données statistiques transparentes et cohérentes, rapidement mises 
à jour, au sein de l'observatoire de l'énergie créée à la DG énergie. 

 

x---x---x 
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2. EXECUTIVE SUMMARY 

Ci-dessous suivent les principaux résultats de l'analyse de l'évolution possible de la demande et du mix 
énergétique et électrique correspondant, ainsi qu'une liste de messages importants qui se dégagent de 
l'analyse. 

2.1. Introduction 

 L'étude commanditée par l'AR du 28 novembre 2008 (Moniteur belge du 02/12/2008) a pour objectif 
de présenter un ou plusieurs scénarios de mix énergétique idéal rencontrant simultanément les 
exigences posées par: 
o la sécurité d'approvisionnement; 
o la compétitivité; 
o la protection de l'environnement/climat (en particulier dans le cadre du paquet Energie-Climat 

20/20); 
 ainsi que les coûts/bénéfices de ce ou ces scénarios, face à ces exigences. 
 Il y est demandé de répondre plus particulièrement à trois questions concernant l'évolution de la 

demande d'énergie, l'évolution du mix énergétique et l'évolution du mix énergétique pour la 
production d'électricité. 

 L'étude se base dans une large mesure sur une liste d'études préalables, tout en tenant compte 
des évolutions les plus récentes. Dans ce but, la commission a décidé d'élargir la liste des études 
de base avec le WP 21-08 du Bureau fédéral du Plan, intitulé: "Impact of the EU Energy and 
Climate Package on the Belgian energy system and economy" et publié en novembre 2008. Cette 
étude précise les conséquences de l'adoption du Paquet Energie-Climat sur le mix énergétique 
belge à l'horizon de 2020. 

 Pour être complets, les résultats obtenus dans les différentes études ont également été comparés, 
dans la mesure du possible, avec ceux de l'étude DLR faite en 2006 à la demande de Greenpeace, 
et de l'étude futures-e, publiée en 2008 et effectuée par un groupe d'Instituts européens, 
coordonnés par la Vienna University of Technology et le Fraunhofer Institut ISI de Karlsruhe. Cette 
deuxième étude constitue un élément à l'origine des ambitions 20/20/20 de l'Union européenne 
(UE). 

 Toutes les études se basent sur des perspectives démographiques et de croissance économique 
antérieures à 2008. Il est à noter que la nouvelle estimation 2008 quant à l'évolution 
démographique (DG SIE/BFP), table en 2020 sur un accroissement de 7% de la population et de 
4% du nombre de ménages par rapport aux perspectives utilisées dans les études à comparer. De 
cette évolution plus récente résultera ceteris paribus un accroissement des besoins en transport de 
personnes ainsi que des besoins énergétiques dans le secteur résidentiel. La crise économique et 
financière mène à court terme à une réduction significative de l'évolution du PIB. 

 Les messages du rapport provisoire ont été complétés, plus amplement motivés et documentés 
suite aux débats qui ont été organisés avec les représentants de la société civile réunis au sein des 
Conseil Central de l'Economie et du Conseil Fédéral du Développement Durable. La liste 
exhaustive de leurs remarques/questions est reprise en Annexe 9: Réponses aux questions. 
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2.2. La demande d'énergie 

 Sur le plan méthodologique, le groupe a volontairement choisi d'analyser l'évolution du mix 
énergétique en partant de la demande d'énergie. Sur cette base, les travaux ont porté sur 
l'ajustement entre ladite demande et l'offre. 

 Le présent rapport s'inscrit premièrement dans un contexte mondial de renchérissement progressif 
des prix des énergies d'origine fossile, dû à l'augmentation de la demande des pays émergents et à 
la difficulté grandissante qu'aura l'offre, surtout en matière d'hydrocarbures, à suivre cet 
accroissement. La réduction importante des émissions de gaz à effet de serre (GES) (20% ou 30% 
en 2020 et 50% ou plus en 2050), nécessaire dans le cadre de la lutte contre le réchauffement 
climatique, pose un deuxième défi pour l'évolution de notre système énergétique. En partant de ces 
deux constats, il apparaît dès lors que la maîtrise accrue de la demande d'énergie est 
indispensable. 

 Dans un fonctionnement de marché parfait, un prix du CO2 stable et pénalisant les énergies 
fossiles, inciterait à une réduction de la demande par le mécanisme de prix. Dans la réalité, une 
approche volontariste et normative sera nécessaire afin de combler les imperfections des 
mécanismes de marché et de plafonner graduellement l'évolution de la demande. 

  Pareil choix requiert le soutien de tous les niveaux de pouvoirs en fonction de leurs 
compétences institutionnelles. Afin d'atteindre des réductions importantes de la demande, un 
rôle primordial est réservé à la transposition des différentes directives européennes. A budget 
constant, l'octroi d'une priorité aux mesures présentant le meilleur rapport coût-efficacité, est 
souhaitable. 

 D'expérience, il est constaté que sans politique active en faveur de l'URE, ces économies d'énergie 
sont loin d'être acquises. 

 

 En conclusion, une maîtrise de la demande réussie réduirait la dépendance aux énergies 
importées, faciliterait la réduction significative d'émission de GES et faciliterait la réalisation de 
l'objectif belge de développement des énergies renouvelables (RES). 

2.3. L'offre: mix énergétique 

 Le pétrole resterait toujours important pour le transport jusqu'en 2030, malgré l'apport des 
biocarburants, du développement de voitures hybrides, électriques et au gaz naturel compressé 
(CNG), et du prix du pétrole tendanciellement à la hausse (pétrole d'origines de plus en plus 
coûteuses et évolution du prix influencé par le phénomène de pic pétrolier). Dans le secteur 
résidentiel, l'apport est plus difficilement compensable (chauffage), dans des zones à moindre 
densité de population et/ou à topographie défavorable. En absolu, la consommation devrait plutôt 
tendre à une stabilisation eu égard à l'évolution des besoins du secteur du transport. 

 Le gaz naturel évolue dans un contexte international similaire au pétrole. En Belgique deux 
qualités de gaz naturel sont distribuées. Aussi, le recours accru au gaz naturel pose-t-il un 
problème pour l'évolution de l'utilisation du gaz (L) à faible contenu calorifique en provenance des 
Pays-Bas, compte tenu des volumes disponibles. Néanmoins, le gaz (L) hollandais reste attrayant 
car ce sont des fournitures flexibles, de proximité et fiables. Afin de pallier cette problématique, il 
faudra progressivement convertir une partie du réseau (L) belge et obtenir une garantie à long 
terme des Pays-Bas. 
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 La question de la sécurité d'approvisionnement est encore plus large compte tenu de l'absence de 
production domestique, des capacités limités de stockage et de la dépendance grandissante de 
l'UE vis-à-vis de fournitures non-UE (58% en 2005, prévision de 84% en 2030).  

 L'évolution des besoins en gaz naturel est fortement influencée par le futur de la filière 
nucléaire, sans pour autant qu'il y ait une nécessaire substitution de l'un à l'autre. 

 L'évolution de la part du charbon dans le mix énergétique est déterminée par l'avenir de l'activité 
sidérurgique en Belgique, et par son utilisation possible comme combustible pour la production 
d'électricité. A cet égard, les contraintes environnementales (locales et globales) et les décisions 
concernant la filière nucléaire en Belgique influenceront sa présence. Sa part relative dans la 
consommation intérieure brute finale pourrait rester plus au moins constante à l'horizon 
2020. Le futur du charbon dépendra étroitement du déploiement de la filière de capture et 
séquestration du carbone (CCS). 

 Les renouvelables: 
o Il convient de souligner que le développement des RES est indépendant des autres 

composants du mix énergétique, car la Belgique s'est engagée à réaliser 13% de RES 
dans la demande finale brute d'énergie en 2020. 
A l'horizon 2020 et en se basant sur les résultats les plus récents (le scénario 20/20 du WP 21-
08), les projections tablent que les RES fourniraient 57 TWh de la demande finale brute 
(464 TWh). 50% de ces RES produiraient de la chaleur (pour moitié par cogénération à partir 
de biomasse et le solde à parts égales entre solaire thermique et chaleur directe), 30% de 
l'électricité verte et le solde serait dédié au transport. Les autres études (sauf DLR) montrent 
de manière générale des perspectives moins ambitieuses pour les RES (de l'ordre de 40 TWh), 
la différence portant surtout sur la biomasse.   

Graphique 1: Répartition des RES dans la consommation finale brute d'énergie 
selon leur utilisation finale (transport - chaleur - électricité) 
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La différence avec l'objectif belge de 13% devrait être réalisée à partir des instruments de flexibilité prévus 
dans la directive RES. 
 
Source: BFP (2008), "Impact of the EU Energy and Climate Package on the Belgian energy 

system and economy", WP 21-08 - scénario 20/20. 
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o En ce qui concerne la biomasse, il y a lieu de noter que déjà en 2020 une grande partie de la 
biomasse utilisée est d'origine importée. A cet horizon et d'après le WP 21-08 (scénarios 
20/20 et 30/20), la demande primaire correspondant aux besoins en biomasse est estimée à 
48 TWh, soit environ 8% de la demande primaire, dont les 2/3 environ devraient être importés. 
Cette importation correspond donc à quelque 5% des besoins énergétiques du pays en 2020 et 
représente déjà un défi en termes de répartition équitable des ressources de biomasse 
disponibles au niveau mondial (voir Annexe 3: GEMIX vraag in verband met biomassa - Jacques 
De Ruyck). Dans l'étude WP 21-08, la majeure partie de la production d'électricité à partir de 
biomasse se ferait dans des centrales de cogénération, ce qui correspondrait à quelque 
2000 MWe installés. Si on considère une répartition plus équilibrée de cette production entre la 
cogénération et la co-combustion dans des centrales électriques de grande taille, les besoins en 
biomasse seraient encore supérieurs. Dans le cas d'une répartition 50/50 entre les deux types 
de production, ces besoins seraient de 55 TWh, soit 9% de la demande totale d'énergie 
primaire, et 6% par importation. 

 
o A l'horizon 2030 une progression significative est encore possible grâce à l'extension de l'éolien 

on- et offshore (voir infra). 
 

o Les RES utilisés dans le transport seront essentiellement des biocarburants en 2020 et 
permettront de satisfaire l'exigence européenne d'utilisation de 10% de RES dans la 
consommation du secteur des transports. L'évolution au-delà dépendra fortement du 
développement des biocarburants de deuxième génération. 

2.4. L'offre: mix "primaire" pour la production d'électricité 

 Le calendrier actuel des mises en service et déclassements combinée avec la mise hors 
service prévue dans la loi de 2003 des trois premières (plus anciennes) unités nucléaires en 
2015, conduirait à un déficit tant en énergie qu'en capacité. Il n'est pas garanti que des 
importations puissent combler ce déficit croissant en raison des capacités existantes des 
réseaux interconnectés et des capacités de production existantes à l'étranger. Cette situation de la 
production électrique en Belgique s'est d'ailleurs tendue au cours des années. La simplification 
drastique des procédures administratives ne garantira pas à elle seule la concrétisation des 
investissements complémentaires en temps opportun. Plusieurs projets de production ne sont 
qu'annoncés, sans garantie de mise en service dès 2015, sans autorisation(s) acquise(s) et encore 
moins, sans décision définitive de réalisation de la part de leur concepteur. 

 Le gaz naturel est le combustible fossile qui émet le moins de CO2 lors de sa combustion et il peut 
être utilisé tant en base, semi-base que pour faire face à la pointe de la courbe de charge. Des 
investissements considérables seront nécessaires sur le réseau gazier en cas de phase-out 
nucléaire, d'abandon des anciennes unités au charbon (pouvant s'imposer pour des raisons 
environnementales), et de substitution de ces unités déclassées par des centrales au gaz. 

 L'utilisation éventuelle de charbon requiert que les nouveaux investissements soient CCS 
Capture Ready 8. La partie séquestration prendra plus de temps à se concrétiser (peu probable 
avant 2020) dans un pays comme la Belgique qui ne présente pas de structures géologiques 
propices aux formes de stockage les plus aisées, tels que des gisements pétroliers/gaziers épuisés. 

                                                   
8 CCS Capture Ready: les nouvelles centrales doivent être conçues en laissant la possibilité d'une conversion aisée 

permettant la capture fonctionnelle du CO2. Le processus de captage du CO2 reste un processus qui affecte le 
rendement d'une centrale de quelque 10 points de pourcent (rendement sans capture = +/- 45%). 
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De plus, certaines des structures géologiques potentiellement utilisables sont destinées en priorité 
au stockage saisonnier de gaz naturel requis pour une gestion appropriée de l'approvisionnement 
gazier. 

 Les objectifs de développement des RES prévus par le paquet Energie-Climat favorise un 
déploiement très significatif de l'électricité verte. En se basant sur les différentes études (voir 
Annexe 1: Comparaison des différentes études), les RES-E pourraient représenter 17 TWh sur une 
demande électrique finale d'environ 100 TWh en 2020. 

 Le déploiement des RES va de pair avec la politique de subvention par les systèmes de certificats 
verts, qui représente un coût important répercuté sur l'ensemble des consommateurs, tant 
industriels que PME et particuliers. 

 Selon les résultats du scénario 20/20 du WP 21-08, la traduction belge de l'objectif de 13% de RES 
dans la demande finale en 2020 pourrait donner 19% de RES dans la production d'électricité, ce 
qui constitue un objectif très ambitieux. 

 Enfin, il convient de souligner que le développement des RES-E est indépendant du futur de 
la filière nucléaire. 

Graphique 2: Répartition de la production RES-E par filière de production 
d'énergie renouvelable à l'horizon 2020 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

  Production = 17 TWh Puissance = 5,5 GW 

 Source: Annexe 1: Comparaison des différentes études. 

 Importations d'électricité 

o Les dernières années et ceci jusqu'au 3ème trimestre 2008, le pays est devenu de plus en plus 
dépendant d'importations électriques structurelles. 

o Les études sous-jacentes démontrent que le phase-out nucléaire en Belgique a tendance à être 
partiellement compensé pour la charge de base par une augmentation des importations en 
provenance de France (d'origine nucléaire). 

o Dans le contexte de la zone d'échange France - Benelux - Allemagne, il faut rappeler qu'une 
étude française de la DGEMP d'avril 2008 prévoit une baisse substantielle des exportations 
françaises d'électricité de 63,3 TWh en 2006 à 53 TWh en 2020 et à 22,8 TWh en 2030, tandis 
qu'il subsiste toujours une incertitude quant aux besoins d'importations allemands. 

o Les résultats du dernier System Adequacy Forecast 2009-2020 de ENTSO-E ont montré que la 
capacité manquante de production en Belgique peut être compensée par des exportations 
des pays voisins jusqu'en 2015. 
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 Le nucléaire: plusieurs options possibles pour une décision à prendre 

o Motivation des options: lors de la publication en 2007 de l'étude CE2030, un des experts faisait 
déjà remarquer que les autorités publiques avaient pris très peu de mesures afin d'éviter un 
accroissement important des émissions de CO2 quand les centrales nucléaires seraient 
fermées. Plus précisément la fermeture des centrales nucléaires pourrait poser problème en 
matière d'émissions si des améliorations ambitieuses d'efficacité énergétique n'étaient pas 
réalisées et des techniques de CCS n'étaient pas appliquées à ces échéances. Au vu du temps 
perdu et du délai nécessaire pour obtenir des résultats, il était d'avis que la durée de vie des 
centrales belges qui viendraient en ligne de compte, pourrait être prolongée de 5 ans au-delà de 
la durée de vie des 40 ans, moyennant une contribution significative 9 pour financer la transition 
du système énergétique belge vers un système à plus grande efficacité énergétique, générant 
moins d'émissions de GES et utilisant davantage de RES. 

o Options proposées: partant de ce constat et tenant compte qu'une nouvelle période de près de 
trois ans se sera écoulée depuis sans décision, et alors même que les unités nucléaires ont des 
cycles techniques de dix ans caractérisés par des révisions techniques décennales importantes, 
le groupe tient à présenter une option C intermédiaire entre: 
- une option A qui revient à appliquer la loi telle quelle; 
- et une option B qui envisage une prolongation possible de la durée de vie de toutes 

les centrales à maximum 60 ans. 
Cette option C intermédiaire consiste à retarder la fermeture des unités Doel 1 & 2 et 
Tihange 1 d'une révision décennale reconductible une fois et à réévaluer la situation dans 
dix ans afin d'évaluer si un second prolongement présenterait une valeur ajouté. Les 
centrales Doel 3 & 4, Tihange 2 & 3 verraient leur durée de vie prolongée jusqu'à 
maximum 60 ans. 

L'allongement de la durée de vie des centrales nucléaires de type PWR de 40 à 50, voire 60 
ans, un peu partout dans le monde, est décidé au coup par coup après autorisation des autorités 
de sûreté. Cela constitue une solution plus économique que la construction de nouvelles 
installations. L'expérience montre que les centrales actuelles sont capables de fonctionner plus 
longtemps que prévu initialement. Cela suppose cependant des investissements de jouvence 
qui sont loin d'être négligeables. Cette solution nécessite des durées de prolongement d'une 
dizaine d'années afin d'être économiquement rentables. 

o Remarques préliminaires à la discussion des options possibles:  

 - la condition sine qua non pour l'application éventuelle pour toutes les options est que la 
vigilance vis-à-vis de la sécurité nucléaire soit maintenue à son plus haut niveau et que 
l'autorisation de poursuite d'exploitation reste de la responsabilité de l'Agence fédérale de 
contrôle nucléaire. 

 - Quel que soit le futur de la filière nucléaire, il y a lieu de fournir tous les efforts 
nécessaires qui tiennent compte de l'évolution technologique pour arriver à une solution qui 
soit acceptable du point de vue sociétal pour la gestion des déchets radioactifs de 
types B et C. Il va de soi que les décisions prises en matière de gestion des déchets de 
type A doivent être mises en œuvre. 

                                                   
9  Cf. le système "Borssele": convention aux Pays-Bas avec l'exploitant nucléaire afin financer le développement 

durable en contrepartie de la prolongation de la durée de vie de la centrale nucléaire de Borssele. 
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 - Toutes les mesures prises à l'encontre de la prolifération de matières fissiles doivent 
être maintenues conformément aux programmes internationaux régissant la matière et sous 
la supervision des instances nucléaires belge et internationales Euratom et IAEA. 

 - La constitution des provisions pour les coûts futurs de la gestion des matières fissiles 
irradiées et le démantèlement des centrales nucléaires doit être surveillée de près, en 
continuant les initiatives visant à une meilleure disponibilité des provisions en temps 
opportun. 

o Discussion des options: 

 - voir fiches détaillées à la section 3.7.5.4 Analyse des options relatives à la filière nucléaire - 
à partir de la page 36. 

 - De la comparaison des différentes études, il ressort clairement que le nucléaire n'est pas en 
compétition pour le développement des énergies renouvelables, et que la fermeture du 
nucléaire n'est pas un levier pour encourager un tel développement. L'objectif de 13% de 
RES en Belgique ne fait que renforcer cette conclusion. 

 - Quelle que soit l'option choisie, la problématique de gestion (et d'enfouissement) des 
déchets demeure pour les déchets accumulés jusqu'à présent et ceux générés d'ici à la 
fermeture complète du dernier réacteur. 

 - Rente nucléaire: en Belgique, les centrales nucléaires ont été construites dans un 
environnement de marché réglementé avec un appui important des autorités publiques. Ces 
unités sont caractérisées par des coûts d'investissement très élevés par rapport à des coûts 
de fonctionnement faibles. D'autre part, la libéralisation des marchés de l'électricité s'est 
produite à un moment où le parc de centrales nucléaires existantes était déjà largement 
amorti. Elle a également modifié la formation des prix de l'électricité. Est dès lors apparue 
une différence entre le prix sur le marché issu de l'équilibre offre-demande, souvent 
déterminé par les unités au charbon ou au gaz naturel aux coûts de fonctionnement élevés, 
et le coût supporté par des opérateurs disposant d'unités nucléaires largement amorties et 
aux coûts de fonctionnement faibles, largement indépendants du prix des combustibles 
fossiles (pétrole, gaz, charbon). Aussi, du fait des interconnexions européennes et de 
l'impossibilité dans plusieurs pays de construire de nouvelles unités nucléaires, les 
opérateurs nucléaires historiques bénéficient-ils actuellement d'une "rente de rareté" qui 
correspond à la différence entre le prix du marché européen et le coût complet actuel 
de ce nucléaire "historique". Il faut également observer que cette problématique relève 
également de l'équité intergénérationnelle, le changement fondamental apporté par l'adoption 
de mécanismes de marché ayant pour effet collatéral d'empêcher que la génération actuelle 
de consommateurs bénéficie de l'effort consenti par la génération précédente pour financer la 
construction des unités en place. 

   Plusieurs auteurs ont mis en évidence l'existence de cette problématique de rente et ont 
identifiés des solutions afin de capter une partie de cette rente au profit du 
consommateur. Lors de son évaluation, il convient cependant de maintenir l'incitant à 
l'investissement dans un contexte généralisé (au niveau de l'UE) de renouvellement et/ou 
d'extension des capacités de production d'électricité. 

 - Quelle que soit la décision finale prise par les autorités politiques, il faudra prendre une 
décision sans tarder, pour des raisons de planification et de logistique dans l'exécution 
même de la décision. 

 - L'éventuelle construction d'une nouvelle unité nucléaire n'a pas été envisagée par 
GEMIX parce que non prévue par la loi, ne s'inscrivant pas dans l'objectif de la constitution 
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d'un mix énergétique équilibré et présentant encore beaucoup d'incertitudes concernant le 
coût opérationnel réel de cette nouvelle génération de réacteurs. 

2.5. Considérations complémentaires 

 La diversification du mix énergétique reste une stratégie de "précaution". 

 Importance des réseaux 

o Le développement des RES nécessite de disposer d'un réseau adapté et bien 
interconnecté avec des lignes à haute tension pour gérer les flux massifs d'électricité qui 
peuvent se créer de par le caractère intermittent des grands parcs éoliens tant onshore 
qu'offshore. 

o Le développement d'un réseau sous-marin offshore est considéré comme stratégique 
dans le développement de l'éolien offshore en mer du Nord. Ce projet va de pair avec le 
renforcement de l'infrastructure haute tension en onshore. 

o Les investissements dans l'adaptation des réseaux de distribution d'électricité aux flux 
bidirectionnels occasionnés par l'intégration d'énergies renouvelables et décentralisées vont 
de pair avec le développement de ces derniers. 

 Influence de la crise économique actuelle 
La crise financière a eu comme effet que des projets, présentant un plus grand risque financier (tels 
l'installation d'éoliennes en far offshore), connaissent des problèmes de financement et dès lors de 
délai de réalisation. La longueur potentielle de la crise actuelle est un défi majeur pour la 
réalisation, avant 2020, des capacités éoliennes nécessaires en mer et la réalisation de 
l'infrastructure réseau nécessaire pour leur intégration dans les réseaux de transport européens. 

 CCS 
Le procédé de captage et de séquestration du CO2 (CCS), quoiqu' intervenant peu en Belgique aux 
horizons 2020 et 2030, est appelé à se développer considérablement à travers les travaux de 
recherche et les projets pilote en cours encouragés dans le cadre du paquet Energie-Climat et est 
d'une importance capitale pour l'utilisation à long terme d'énergies d'origine fossile carbonées, mais 
implique un surcoût non négligeable. Néanmoins la technologie est indispensable pour permettre le 
développement soutenu de la filière charbon. 

 Fonctionnement du marché de l'électricité 
La production d'électricité évolue dans un marché libéralisé. Il peut y avoir une déconnexion entre 
des décisions d'investissement effectuées par des opérateurs privés, un mix souhaité par des 
autorités publiques et la réalisation effective des investissements. 
Une première particularité importante est la réalisation des investissements en capacité de 
production de pointe. 
On constate également une diminution des unités de production disponibles pour la fourniture de 
réserve. On peut supposer que ceci est dû à une différence croissante entre, d'une part, le coût de 
ces unités et, d'autre part, leur valeur sur un marché libéralisé. Il apparaît donc difficile pour le GRT 
d'organiser, à des conditions acceptables, les services auxiliaires qui requièrent des unités de 
réserve. 
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Une troisième particularité est l'apparition de cycles "boom"  et  "bust" 10 qui caractérisent les 
investissements en capacité de production dans le secteur libéralisé de l'électricité, ce qui risque de 
provoquer un déséquilibre à court terme entre l'offre et la demande d'électricité.  

 Importance de l'électrification du parc automobile 
Dans le scénario 20/20 du WP 21-08, on estime à 1 TWh la consommation électrique additionnelle 
en 2030 en Belgique. Selon une étude du Fraunhofer Institut au niveau européen, l'impact des 
voitures électriques resterait limité et représenterait en Belgique une consommation électrique de 
3,5 TWh en volume en 2035 dans le scénario le plus optimiste. 

 Impact des différentes options possibles pour le mix énergétique et électrique à l'horizon 2020 

Graphique 3: Impact des différentes options possibles pour le mix énergétique et électrique 
à l'horizon 2020 
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Sources: BFP (2008), "Impact of the EU Energy and Climate Package on the Belgian energy system and 

economy", WP 21-08 (scénario baseline & scénario 20/20) et calculs propres. 
 

                                                   
10 Cycles "boom" et "bust": les investissements dans de la capacité de production supplémentaire sont initiés par des 

pics de prix (un cycle "boom" qui est la conséquence d'une période préalable de sous-investissements). Il y a donc 
un laps de temps de plusieurs années entre le signal du marché (indiquant qu'il faut des investissements 
supplémentaires dans de la capacité de production), la réaction des acteurs du marché et la mise en service de 
nouvelles unités. Ce signal du marché suscite souvent une réaction des acteurs du marché qui mène à un 
surinvestissement (cycle "bust" à prix bas, qui annulent les décisions d'investissement), parce qu'ils tentent tous 
de préserver leur part du marché. 
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L'introduction de mesures additionnelles importantes en matière d'efficacité énergétique a comme 
résultat que la demande finale d'électricité est évaluée à 93 TWh en 2020 et ceci dans les trois 
options. Les répartitions des différentes composantes du mix électrique correspondant aux trois 
options sont représentées dans le graphique ci-dessous. 

Graphique 4: Mix électrique correspondant aux trois options proposées 
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3. RAPPORT FINAL 

Ci-dessous suivent les résultats détaillés de l'analyse de l'évolution possible de la demande et du mix 
énergétique et électrique correspondant, ainsi que la liste exhaustive des messages que le groupe a pu 
dégager de l'analyse. 
 

Dans cette section, les messages du rapport provisoire ont été complétés, plus amplement motivés et 
documentés suite aux débats qui ont été organisés avec les représentants de la société civile réunis au 
sein du Conseil Central de l'Economie et du Conseil Fédéral du Développement Durable. La liste 
exhaustive de leurs remarques/questions est reprise en Annexe 9: Réponses aux questions. 

3.1. Objectifs de l'étude 

 L'étude commanditée par l'AR du 28 novembre 2008 (Moniteur belge du 02/12/2008) a pour objectif 
de présenter un ou plusieurs scénarios de mix énergétique idéal rencontrant simultanément les 
exigences posées par: 
 la sécurité d'approvisionnement; 
 la compétitivité; 
 la protection de l'environnement/climat (en particulier dans le cadre du paquet Energie-Climat 

20/20); 
 ainsi que les coûts/bénéfices de ce ou ces scénarios, face à ces exigences. 

 
Il y est demandé de répondre plus particulièrement aux trois questions suivantes (Article 2 de l'AR): 

 1) Une tendance générale se dégage-t-elle de ces quatre études en termes d'évolution de la 
demande, en tenant compte du potentiel de réduction de la consommation et de l'évolution du prix 
de l'énergie ? 

 2) Etant donné que certaines de ces études considèrent la Belgique isolément et d'autres dans un 
cadre européen ouvert, comment doit évoluer la capacité de production propre domestique et quel 
est l'impact des échanges d'électricité (import/export/transit) sur le marché belge (à la lumière 
éventuellement d'autres études européennes ou internationales) ? 

 3) Quel est dans ce contexte le potentiel de développement et d'exploitation des différentes sources 
d'énergie, en tenant notamment compte de la volonté du gouvernement de soutenir la mise en 
place d'un réseau de production d'électricité décentralisé ? 

3.2. Etudes consultées 

 L'étude se base dans une large mesure sur une liste d'études préalables 11. Elle a surtout pour but 
de faire une synthèse des travaux déjà effectués, tout en tenant compte des évolutions les plus 
récentes. Dans ce but la commission a décidé d'élargir la liste des études de base avec le WP 21-08 
du Bureau fédéral du Plan, intitulé: "Impact of the EU Energy and Climate Package on the Belgian 
energy system and economy" et publié en novembre 2008. Cette étude précise les conséquences de 
l'adoption du Paquet Energie-Climat sur le mix énergétique belge à l'horizon de 2020, avec un 
objectif de réduction de 20% au niveau européen (voire 30% dans un scénario alternatif) des 

                                                   
11 Commission Energy 2030 (2007), "Belgium's Energy Challenges Towards 2030 - Final report" 

 Bureau fédéral du Plan (2006), "La politique climatique post-2012: Analyse de scénarios de réductions 
d'émissions aux horizons 2020 et 2050". 

 CREG (2007), ETUDE (F)070927-CDC-715 relative à « la sous-capacité de production d'électricité en Belgique ». 
 DG Energie, BFP (2008), "Projet d'étude sur les perspectives d'approvisionnement en électricité 2008-2017". 
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émissions de gaz à effet de serre (GES) par rapport à 1990 et un recours à hauteur de 20% au 
niveau de l'Union Européenne à des sources d'énergie renouvelables par rapport à la consommation 
énergétique finale brute. Il est complété par une exigence qui vise à utiliser une part de 10% de 
renouvelables dans le secteur des transports pour tous les Etats membres.  Dans le cadre du burden 
sharing européen, l'objectif RES belge est de 13%. 

 
 Le WP 21-08 étudie également des scénarios où les émissions des GES doivent être réduites de 

30% au niveau européen en 2020. Dans ce cas, le marché des quotas d'émissions est élargi à 
l'ensemble des pays qui souscriront à des objectifs de réduction, ce qui aura pour effet de diminuer le 
prix du carbone et dès lors d'augmenter le recours aux instruments de flexibilité (marché ETS, CDM, 
JI) dans la réalisation de l'objectif national. L'estimation de ce prix du carbone étant comparable à 
celle du scénario 20/20, l'impact sur le système énergétique belge est du même ordre de 
grandeur. 12 

 
Pour être complet, les résultats obtenus dans les différentes études ont également été comparés, 
dans la mesure du possible, avec ceux de l'étude DLR faite en 2006 à la demande de Greenpeace, 
et de l'étude futures-e, publiée en 2008 et effectuée par un groupe d'Instituts européens, coordonnés 
par la Vienna University of Technology et le Fraunhofer Institut ISI de Karlsruhe. Cette deuxième 
étude constitue un élément à l'origine des ambitions 20/20/20 de l'Union européenne (UE). 

Pour la facilité du lecteur, des graphiques synoptiques ont été établis afin de comparer les principaux 
résultats des différentes études susmentionnées. Ils sont repris, accompagnés de commentaires, 
dans l'Annexe 1: Comparaison des différentes études, à partir de la page 49. 

3.3. Méthodologie des études 

 Les études de base, élargies par le WP 21-08 du Bureau fédéral du Plan, se distinguent en trois 
catégories dans leur approche et la méthode utilisée. 

3.3.1. Le rapport de la Commission 2030, le rapport concernant la politique climatique post 2012-partie 
horizon 2020 (Bureau fédéral du Plan), le projet d'Etude sur les perspectives d'approvisionnement 
en électricité 2008-2017 et le WP 21-08 se basent tous sur l'utilisation du modèle PRIMES. 
L'étude de la CREG se base sur l'utilisation du modèle PROCREAS, utilisé déjà par la CREG 
dans le cadre de l'établissement des programmes indicatifs pour les moyens de production 
électricité 2002-2011 et 2005-2014. 

 
3.3.2. Le projet d'Etude sur les perspectives d'approvisionnement en électricité 2008-2017 ainsi que 

l'étude de la CREG ne traitent que l'aspect électricité. 
 
3.3.3. L'horizon temporel est également différent. 
 Les deux études limitées à l'électricité ont un horizon respectif de 2020, 2017. 
 Seul le rapport de la Commission 2030 a un horizon 2030 mais comporte également des 

informations quant à 2020. 

                                                   
12 Comme la différence entre les résultats des scénarios 20/20 et 30/20 est quasiment nulle, aucune différenciation 

n'apparaît dans les légendes concernant les résultats du WP 21-08 repris dans l'Annexe 1: Comparaison des 
différentes études. 
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 Le rapport concernant la politique climatique post 2012 (première partie) ainsi que le WP 21-08 
ont clairement comme horizon de temps 2020. La deuxième partie du premier rapport contient 
une analyse à l'horizon 2050, basée sur la technique du backcasting. Cette partie n'a pas fait 
l'objet d'une comparaison avec les autres études citées dans l'AR, compte tenu de leur horizon 
temporel limité à 2020-2030. Une autre étude qui scrute l'horizon 2050 est l'étude DLR "Energy 
Revolution: a sustainable pathway to a clean energy future for Belgium" faite en 2006 à la 
demande de Greenpeace et qui est également basée sur la méthode du backcasting 13. Compte 
tenu des contraintes d'émissions de GES et les coûts associés, des incertitudes sur les 
développements technologiques à cet horizon de temps, le groupe GEMIX prône l'extrême 
prudence quant à l'identification d'un mix énergétique idéal à l'horizon 2050. Des travaux 
exploratoires seraient néanmoins utiles pour analyser des aspects à plus long terme. 

3.4. Perspectives démographiques et de croissance économique 

 Toutes les études se basent sur des perspectives démographiques et de croissance économique 
antérieures à 2008. 

 
3.4.1. Il est à noter que la nouvelle estimation 2008 quant à l'évolution démographique (DG SIE/BFP), 

table en 2020 sur un accroissement de 7% de la population et de 4% du nombre de ménages par 
rapport aux perspectives utilisées dans les études à comparer. De cette évolution plus récente 
résultera ceteris paribus un accroissement des besoins en transport de personnes ainsi que des 
besoins énergétiques dans le secteur résidentiel. 

 
3.4.2. La crise économique et financière mène à court terme à une réduction significative de l'évolution 

du PIB. Avant la crise, la croissance annuelle moyenne était estimée à 2,1% entre 2005 et 2020. 
A l'horizon 2030, l'estimation était de 1,5%. Les projections de mai 2009 sont de -3,8% pour 2009, 
0% en 2010, 2,4% en 2011 et 2012 et 2,2% pour 2013 et 2014, sans nouvelles projections au-
delà. 

3.4.3. Ces projections indiquent également que la Belgique pourra respecter à l'horizon 2012 son 
objectif du Protocole de Kyoto en émettant en moyenne 125 Mt équivalents CO2, ce qui se situe 
9,1 Mt d'équivalents CO2 en-dessous de l'objectif. En même temps, il est précisé que d'autres 
efforts seront nécessaires afin de respecter les limitations à l'horizon 2020 provenant du paquet 
Energie-Climat de la CE. 

3.5. Evolution de la demande (Article 2 - question 1 de l'AR) 

 Sur le plan méthodologique, le groupe a volontairement choisi d'analyser l'évolution du mix 
énergétique en partant de la demande d'énergie. Sur cette base, les travaux ont porté sur 
l'ajustement entre ladite demande et l'offre. 

 
 Le présent rapport s'inscrit premièrement dans un contexte mondial de renchérissement progressif 

des prix des énergies d'origine fossile, dû à l'augmentation de la demande des pays émergents et à 
la difficulté grandissante qu'aura l'offre, surtout en matière d'hydrocarbures, à suivre cet 
accroissement. La réduction importante des émissions de GES (20%, voire 30%, en 2020 et 50% ou 
plus en 2050), nécessaire dans le cadre de la lutte contre le réchauffement climatique, pose un 
deuxième défi pour l'évolution de notre système énergétique. 

 

                                                   
13 Dans les deux études en question, il n'y a pas eu d'analyse économique. 
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3.5.1. En partant de ces deux constats, il apparaît dès lors que la maîtrise accrue de la demande 
d'énergie est indispensable. Dans un contexte de croissance économique similaire, les projections 
de référence analysées par le groupe indiquent toutes une augmentation modérée de la demande 
finale en énergie entre 2005 14 et 2020, ce qui conduit à une réduction de l'intensité énergétique 
et traduit une amélioration de l'efficacité énergétique. Cette tendance se confirme à l'horizon 2030. 
On constate également dans les études examinées qu'au plus les conditions imposées sont 
contraignantes, au plus la demande évolue à la baisse. En effet, la réduction des émissions de 
GES, le recours aux énergies renouvelables (RES), l'absence de captage et séquestration du CO2 
(CCS), l'abandon d'une production électrique d'origine nucléaire, l'autonomie en matière de 
production électrique (pas d'importations) et/ou l'obligation de réduire les GES uniquement sur 
base domestique, sont autant de contraintes qui par des mécanismes de prix (renchérissement) 
induisent, surtout à l'horizon 2030, un ajustement sensible à la baisse de la demande, en d'autres 
mots, une amélioration de l'efficacité du système énergétique. 

 
3.5.2. La demande finale énergétique était de 422 TWh en 2005. Sans mesures complémentaires, cette 

demande finale serait de 481 TWh en 2020 et de 482 TWh en 2030 15. L'étude de l'impact du 
paquet Energie-Climat (WP 21-08 du BFP) indique que la demande finale énergétique s'établirait 
à 454 TWh en 2020, si des mesures adéquates sont prises afin de satisfaire aux exigences 
actuelles du paquet Energie-Climat de l'UE qui ne fixe pas encore de contrainte ferme pour 
l'augmentation de l'efficacité énergétique, et ceci dans l'hypothèse d'une confirmation du phase-
out nucléaire à partir de 2015. Dans la plupart des autres études examinées, des mesures 
additionnelles réduisent cette demande en deçà de 400 TWh (soit une réduction de 15%, voire 
plus, par rapport à la projection de référence en 2020). Dans le scénario le plus extrême de la 
Commission Energy 2030, la demande finale se réduirait à 323 TWh en 2020 et se stabiliserait à 
ce niveau jusqu'en 2030. 

 
3.5.3. Dans un fonctionnement de marché parfait, un prix du CO2 stable et pénalisant les énergies 

fossiles, inciterait à une réduction de la demande par le mécanisme de prix. Dans la réalité, le 
mécanisme des prix sera à lui seul sans doute insuffisant pour obtenir une maîtrise significative 
de la demande et son effet ne pourrait être renforcé par une approche volontariste et normative 
afin de combler les imperfections des mécanismes de marché (notamment la volatilité des prix du 
CO2) et de plafonner graduellement l'évolution de la demande. Il ne faut pas perdre de vue que le 
mécanisme des prix est un instrument en vigueur pour les secteurs ETS, ce qui n'est pas 
actuellement le cas pour les secteurs non-ETS. Les gouvernements allemands et français ont 
d'ailleurs développé une approche similaire 16. 

                                                   
14  Les statistiques reprises sur les graphiques présentés en annexe 1 sont celles publiées par Eurostat avant l'été 

2008. Elles diffèrent des statistiques publiées par Eurostat depuis septembre 2008. Les dernières données 
publiées concernant l'année 2007 ne sont dès lors pas directement comparables. 

15 In: Bureau fédéral du Plan (2008), "Impact of the EU Energy and Climate Package on the Belgian energy system 
and economy", WP 21-08 

16 Allemagne: "Energieprogramm Bundesregierung": baisse de la consommation électrique de 0,5% par an jusqu'en 
2020 et de 0,3% par an dans la période 2020-2030. In: DENA (Deutsche Energie-Agentur GmbH) - Kurzanalyse 
der Kraftwerks- und Netzplanung in Deutschland - Schlussfolgerungen und Fazit. 

 France: Programmations pluriannuelles des investissements (PPI) de production d'électricité et de chaleur. Plan 
indicatif pluriannuel dans le domaine du gaz (période 2010-2020): baisse de la consommation de 6% de la 
demande finale en énergie à l'horizon 2020. 
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Au niveau belge, la FEB a présenté en avril 2009 une étude sur l'efficacité énergétique 
comprenant un objectif ambitieux en la matière à l'horizon 2030 17. 

 
3.5.4. Le 1er plan d'efficacité énergétique de la Belgique a été épinglé par la Commission européenne 

pour son manque  
 - de coordination entre les entités fédérées (Régions et fédéral),  
 - d'un objectif commun, 
 - de calendrier clair de réalisation des mesures (voir: Wuppertal Institute GmbH & Ecofys 

Germany GmbH (July 2009), "EEW Final Report on the Evaluation of National Energy Effiency 
Action Plans").  

Le 2ème plan d'efficacité énergétique de la Belgique est à élaborer en 2010 (avec une échéance 
mi-2011). Un potentiel complémentaire est réalisable à travers la mise en œuvre de mesures 
additionnelles, allant plus loin que celles décrites dans le premier plan. Le secteur du bâtiment 
pourrait livrer un apport considérable ainsi que celui des appareillages électriques. Le secteur du 
transport constituera l'enjeu principal de la consommation énergétique future et les mesures 
préconisées dans le premier plan ont été évaluées comme étant peu ambitieux. 

 
3.5.5. Un effort significatif requiert le soutien de tous les niveaux de pouvoirs en fonction de leurs 

compétences institutionnelles. Afin d'atteindre des réductions importantes de la demande, un rôle 
primordial est réservé à la transposition des différentes directives européennes, telles que la 
directive 2002/91/CE sur la performance énergétique des bâtiments (y compris ses adaptations 
en cours), la directive 2006/32/CE relative à l'efficacité énergétique dans les utilisations finales et 
aux services énergétiques, et l'extension du champ d'application de la directive 92/75/CEE sur 
l'étiquetage énergétique et des standards de performance minimum sous la directive européenne 
"Ecodesign" 18. 

 
3.5.6. Des baisses importantes de la demande finale sont possibles au niveau des bâtiments (isolation 

thermique, production de chaleur, etc.), tant dans les secteurs résidentiel que tertiaires. Comme il 
faut toutefois noter une inertie importante dans l'adaptation du parc immobilier face à cette 
problématique, la mise en place de systèmes d'accompagnement très stricts est nécessaire afin 
de mesurer l'amélioration du bilan énergétique du parc immobilier. 
La plupart des scénarios tablent sur une augmentation significative de la consommation électrique 
dans le secteur résidentiel, due à l'apparition de nouvelles applications requérant de l'électricité et 
à la multiplication des appareils existants à l'horizon 2020. Dans le secteur tertiaire, cette 
augmentation de la consommation électrique est également importante. Néanmoins l'application 
de la directive européenne "Ecodesign" est de nature à améliorer l'efficacité énergétique par la 
promotion des équipements les plus performants. Le secteur industriel, dont la demande 
énergétique augmente également, devrait continuer à améliorer son efficience énergétique entre 
autres par la continuation des accords de branche existants. 

                                                   
17 FEB (2009), "Vers une efficacité énergétique de niveau mondial en Belgique", Etude McKinsey. 
18 Fixation d'exigences en matière d'écoconception applicables aux produits consommateurs d'énergie. 
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Pour les autres secteurs, l'action des pouvoirs publics doit passer à une vitesse supérieure à 
destination des "points de consommation" qui sont davantage dispersés, qui se caractérisent par 
des équipements de puissance limitée et avec un faible taux de renouvellement, ce qui engendre 
une plus grande inertie que dans les secteurs gros consommateurs. Il s'agit principalement: 
 d'industries petites consommatrices d'énergie et PME: la voie des accords de branche 

combinée à une politique de vérité des prix vont dans ce sens; 
 de consommateurs individuels: il est primordial que ces mesures ciblées tiennent compte des 

spécificités et motivation face à la maîtrise de l'énergie: 
o l'éducation des enfants à une URE est une piste importante vers l'éducation des parents et un 

changement de comportement des générations futures et est à mettre en place sans retard; 
o les explications et motivations des politiques adoptées doivent se faire dans un langage 

simple et généraliste pour une bonne compréhension des enjeux et des différents aspects, 
y compris techniques; 

o les politiques de subsides doivent être cohérentes (meilleur rapport coût/efficacité) tout en 
tenant compte du fait que les agents individuels agissent en termes économiques en 
fonction de leurs moyens et de leurs besoins et qu'ils ont des perspectives temporelles 
différentes et donc des motivations différentes. 

 
La mise en place de systèmes incitatifs pour économiser l'énergie et optimaliser sa consommation 
(p.ex. "smart metering", "smart grid", etc.) aura probablement un coût significatif pour le 
consommateur, mais pourrait avoir rapidement un impact positif (par exemple en terme de gestion 
de la pointe de consommation électrique) pour autant que les consommateurs soient informés du 
gain potentiel et prennent des mesures adéquates et pourvu qu'il n'y ait pas d'effet rebond. Cela 
relève toutefois du domaine du diffus et l'évolution va résulter d'une multiplicité de décisions 
individuelles sur lesquelles existent de nombreuses incertitudes (car formulées par des millions 
d'agents dont le comportement n'est pas toujours rationnel, faute d'information ou de 
sensibilisation à certains problèmes). D'autre part, il faut aussi que les fournisseurs de biens 
d'équipement s'adaptent pour répondre à cette nouvelle demande. 
 
Il est absolument indispensable de limiter l'augmentation des besoins énergétiques en matière de 
transport, tant pour les personnes que pour les marchandises, en stimulant l'utilisation 
d'équipements ayant une meilleure performance énergétique, le choix des modes de transport 
ainsi que des alternatives de transport de qualité, la réduction des besoins motorisés de mobilité 
des biens et des personnes, et l'instauration d'une fiscalité décourageant les comportements les 
moins conformes avec une politique d'URE et de réduction des émissions de GES. 
 
La directive européenne sur l'efficacité énergétique 2006/32/CE du 5 avril 2006 demande aux 
états membres qu'ils "choisissent au moins une des obligations [mentionnées dans la directive] 
que doivent respecter les distributeurs d'énergie, les gestionnaires de réseaux de distribution 
et/ou les entreprises de vente d'énergie au détail, directement et/ou indirectement par l'entremise 
d'autres fournisseurs de services énergétiques ou de mesures visant à améliorer l'efficacité 
énergétique." Ces mécanismes peuvent contribuer à organiser le financement des mesures 
d'accompagnement de l'efficacité énergétique. 
 
A budget constant, l'octroi d'une priorité aux mesures présentant le meilleur rapport coût-efficacité, 
est souhaitable. 
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3.5.7. En conclusion, une maîtrise de la demande réussie réduirait la dépendance aux énergies 
importées, faciliterait la réduction significative d'émission de GES et faciliterait la réalisation de 
l'objectif belge de développement des énergies renouvelables (RES). 

 

3.6. Mix énergétique (Article 2 - question 3 de l'AR) 

3.6.1. Le pétrole 

 Le pétrole resterait toujours important pour le transport jusqu'en 2030, malgré l'apport des 
biocarburants (dont il ne faut pas sous-estimer la problématique des critères de développement 
durable liés surtout aux biocarburants de première génération), du développement de voitures 
hybrides, électriques et au gaz naturel compressé (CNG), et du prix du pétrole tendanciellement à 
la hausse (pétrole d'origines de plus en plus coûteuses et évolution du prix influencé par le 
phénomène de pic pétrolier). Dans le secteur résidentiel, l'apport est plus difficilement compensable 
(chauffage), certainement en Wallonie, dans des zones à moindre densité de population et/ou à 
topographie défavorable. En absolu, la consommation devrait plutôt tendre à une stabilisation eu 
égard à l'évolution des besoins du secteur du transport. 

 

3.6.2. Le gaz naturel 

 Le gaz naturel évolue dans un contexte international similaire au pétrole. En Belgique deux qualités 
de gaz naturel sont distribuées. Aussi, le recours accru au gaz naturel risque de poser un problème 
pour l'évolution de l'utilisation du gaz (L) à faible contenu calorifique en provenance des Pays-Bas, 
compte tenu des volumes disponibles. Néanmoins, le gaz (L) hollandais reste attrayant car ce sont 
des fournitures flexibles, de proximité et fiables. Afin de pallier cette problématique, il faudra 
progressivement convertir une partie du réseau (L) belge et obtenir une garantie à long terme des 
Pays-Bas.  

 La question de la sécurité d'approvisionnement est encore plus large compte tenu de l'absence de 
production domestique, des capacités limités de stockage et de la dépendance grandissante de 
l'UE vis-à-vis de fournitures non-UE (58% en 2005, prévision de 84% en 2030). Toutefois, la 
Belgique occupe une place stratégique dans le réseau gazier européen, étant à la croisée de 
gazoducs internationaux de transport et tout en bénéficiant de la présence du terminal GNL de 
Zeebrugge. 

 L'évolution des besoins en gaz naturel est fortement influencée par le futur de la filière nucléaire, 
sans que toutefois une ruée vers ce combustible ne se produise, étant donné l'objectif à atteindre 
en matière d'énergies renouvelables et la possibilité, même sous contrainte GES, de réaliser de la 
capacité de production d'électricité à partir de charbon (voir infra). 

  

3.6.3. Le charbon 

 L'évolution de la part du charbon dans le mix énergétique est déterminée par l'avenir de l'activité 
sidérurgique en Belgique, et par son utilisation possible comme combustible pour la production 
d'électricité. A cet égard, les contraintes environnementales (locales et globales) et les décisions 
concernant la filière nucléaire en Belgique influenceront sa présence. Sa part relative dans la 
consommation intérieure brute pourrait rester plus ou moins constante à l'horizon 2020. Le futur du 
charbon dépendra étroitement du déploiement de la filière CCS (voir infra). 
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3.6.4. Les énergies renouvelables 

 A l'horizon 2020 et en se basant sur les résultats les plus récents (les scénarios 20/20 et 30/20 du 
WP 21-08), les RES fourniraient 57 TWh de la demande finale brute d'énergie (464 TWh). 50% de 
ces RES produiraient de la chaleur (pour moitié par cogénération à partir de biomasse et le solde à 
parts égales entre solaire thermique et chaleur directe), 30% de l'électricité verte et le solde serait 
dédié au transport. A l'horizon 2030 une progression significative est encore possible grâce à 
l'extension de l'éolien on- et offshore (voir infra). En ce qui concerne la biomasse, il y a lieu de noter 
que déjà en 2020 une grande partie de la biomasse utilisée est d'origine importée. Les autres 
études (sauf DLR) montrent de manière générale des perspectives moins ambitieuses pour les 
RES (de l'ordre de 40 TWh), la différence porte surtout sur la biomasse. En matière de biomasse il 
y a lieu d'être vigilant quant à son caractère durable et éthiquement acceptable. Bien que ces 
critères s'appliquent à tout type de ressource, dans le cas de la biomasse il peut y avoir compétition 
avec la filière alimentaire, ainsi qu'une aggravation d'une déforestation "non durable". 

 
 A cet horizon, la demande d'énergie primaire correspondant aux besoins en biomasse est estimée 

à 48 TWh, soit environ 8% de la demande primaire totale, dont les 2/3 environ devraient être 
importés. Cette importation correspond donc à quelque 5% des besoins énergétiques du pays en 
2020 et représente déjà un défi en termes de répartition équitable des ressources de biomasse 
disponibles au niveau mondial. Cet aspect est traité plus en détail dans: l'Annexe 3: GEMIX vraag 
in verband met biomassa - Jacques De Ruyck. 

 
Dans l'étude WP 21-08, la majeure partie de la production d'électricité à partir de biomasse se 
ferait dans des centrales de cogénération, ce qui correspondrait à quelque 2000 MWe installés. Si 
on considère une répartition plus équilibrée de cette production entre la cogénération et la co-
combustion dans des centrales électriques de grande taille, les besoins en biomasse seraient 
encore supérieurs. Dans le cas d'une répartition 50/50 entre les deux types de production, ces 
besoins seraient de 55 TWh, soit 9% de la demande totale d'énergie primaire, et 6% par 
importation. 
 
L'utilisation de biomasse dans des petites installations pose en outre question en matière 
d'émissions de NOx et de particules fines. Ceci requiert des exigences élevées de qualité pour les 
installations et leur utilisation (voir Annexe 3: GEMIX vraag in verband met biomassa - Jacques De 
Ruyck). 

 
 Les RES utilisés dans le transport seront essentiellement des biocarburants en 2020 et 

permettraient de satisfaire l'exigence européenne d'utilisation de 10% de RES dans la 
consommation du secteur des transports. L'évolution au-delà dépendra fortement du 
développement des biocarburants de deuxième génération. 

 

3.6.5. L'énergie nucléaire 

 L'utilisation de l'énergie nucléaire étant destinée exclusivement à la production d'électricité, les 
enjeux liés au futur de la filière sont traités ci-dessous lors de la discussion du mix électrique (voir à 
partir du § 3.7.5 - page 30). 
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3.7. Mix énergétique pour la production d'électricité et importations d'électricité (Article 2 - 

question 2 de l'AR) 

3.7.1. Etat prévisible du parc de production après 2016 

Tableau 1: Evolution de la capacité de production des centrales électriques 
connectées au réseau ELIA sur la période 2008-2020 

 Hypothèse 1 Hypothèse 2 Hypothèse 3 Hypothèse 4 

Probabilité de 
réalisation Certaine Evolution 

probable 

Evolution 
probable + 

connection ligne 
Stevin 

Evolution 
possible 

Capacité 
supplémentaire 

+ 2 378 +3 793 + 3 793 + 3 793 

Mises hors 
service 

- 874 -2 113 -2 113 -3 207 

Mises hors 
service centrales 
nucléaires 

- 1 830 -1 830 -1 830 -1 830 

Eolien offshore + 846 + 846 +2 502 +2 502 

 + 520 + 696 +2 352 +1 258 

Source: CREG - les détails du tableau sont rapportés in extenso en Annexe 4: Evolution de la 
capacité de production d'électricité - CREG. 

 
 Les hypothèses sous-jacentes à l'établissement du Tableau 1 sont les suivantes: 

 - Hypothèse 1 est basée uniquement sur de l'information certaine:  
 la capacité additionnelle pour laquelle une décision d'investissement a déjà été prise et qui 

pourra être réalisée avant 2015: 
 augmentation de puissance de Doel 1, Doel 4 et Tihange 3; 
 unités TGV à Amercoeur ((mise en service en avril 2009), Marchiennes, Tessenderlo; 
 unité thermique à Sidmar; 
 turbines à gaz à cycle ouvert à Angleur; 
 quelques unités de cogénération bientôt en service (Exxon, Lanxess Degussa); 
 capacité complémentaire onshore entre maintenant et 2015 (274 MW en Wallonie, y 

compris le parc éolien d'Estinnes et 80 MW en Région flamande); 
 la réalisation complète des trois premiers parcs éoliens offshore (C-Power, Belwind en 

Eldepasco), car la capacité d'accueil existe; une réserve: toutes les décisions 
d'investissement ne sont pas prises mais sont normalement assurées; 

 mises hors service entre 2009 et 2010, déjà décidées (Mol 12, Amercoeur, Rodenhuize, CS 
Charleroi Carsid et l'ancienne cogénération de Esso); 

 mise hors service des unités nucléaires Doel 1, Doel 2 en Tihange 1 en application de la loi 
du 31 janvier 2003. 

  - Hypothèse 2 = hypothèse 1 + mises en service probables – mises hors service probables: 
 sur base de l'hypothèse 1; 
 mises en service probables pour lesquelles une décision d'investissement n'a cependant 

pas encore été prise: TGV de Visé et Seneffe ainsi que la turbine vapeur de Carsid à 
Charleroi; 
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 mises hors service probables entre maintenant, 2011 et 2015 (Ruien 3, Kallo 1, Kallo 2, 
Awirs 5 et Ruien 6). 

 - Hypothèse 3 = hypothèse 2 + réalisation du projet Stevin (poste de connexion à Zeebrugge à 
380 kV) + capacité éolienne offshore (1656 MW étant la valeur moyenne des projets pour 
lesquels une demande de concession domaniale a été introduite sur les quatre zones « libres »). 

 - Hypothèse 4 = hypothèse 3 + mises hors service possibles (Awirs 4 et Ruien 4, Ruien 5 + 
Ruien 5 Repowering, Langerlo 1 + 3 et 2 + 4) entre 2011 et 2014.19 

 En assumant l'hypothèse 3 du tableau 1 établi par la CREG à la demande du groupe GEMIX, 
comme étant le scénario le plus probable, il ressort que la production correspondante à ces 
projets officiels ne compense pas la production perdue de l'ensemble des capacités mises à l'arrêt 
d'ici 2016 (voir Graphique 5). 

Graphique 5: Evolution de la production et demande d'électricité entre 2008 et 2020 
(hypothèse 3) 
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Source: CREG - Annexe 4: Evolution de la capacité de production d'électricité - CREG. 
Production (colonnes) = production en sortie de centrales. 
Demande (trait) = demande finale + pertes en réseau + énergie de pompage. 
 

                                                   
19  Les centrales de Langerlo et de Ruien ont un permis d'exploitation de la Région flamande qui expire au plus tard 

mi-2016. 
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La "demande" représentée dans le Graphique 5 est consistante avec plusieurs scénarios étudiés 
dans l'annexe 1 (par exemple les scénarios de référence des études EPE et WP 21-08, le 
scénario de l'étude futures-e et plusieurs scénarios de l'étude CE2030) - voir Graphique 14 et 
Graphique 15 - page 56). Elle ne tient pas compte des économies d'électricité qui pourraient 
résulter de la mise en œuvre du paquet Energie-Climat et pourrait réduire cette demande à 
105 TWh (pertes et pompage inclus), ni de l'introduction de mesures additionnelles importantes 
en matière d'efficacité énergétique (voir Graphique 3) qui permettraient de baisser encore la 
demande d'électricité jusqu'à quelque 99 TWh en 2020 (toujours pertes et pompage inclus). 

 Il ne faut également pas perdre de vue que c'est la courbe de charge qui dicte la composition de 
l'éventail des investissements: un MW de pointe n'est pas égal à un MW de base. Au jour 
d'aujourd'hui, la Belgique est déjà en manque de capacité de production par rapport aux pays 
avoisinants, abstraction faite de la diminution momentanée due à la crise économique. La position 
belge par rapport aux autres pays européens en matière de marge de capacité de pointe par 
rapport à la marge théorique (Capgemini, 2008) est représentée ci-après. 

Graphique 6: Comparaison internationale de la marge disponible en capacité de pointe 
par rapport à la marge théorique 

 
 Source: Capgemini (2008), "Observatoire européen des marchés de l'énergie". 

 Il est à noter que dans les résultats des études de référence, les capacités de back up requises 
du fait de l'intermittence de certaines sources RES sont prises en compte dans le calcul des 
capacités requises.  

3.7.2. Le gaz naturel 

 Le gaz naturel est le combustible fossile qui émet le moins de CO2 lors de sa combustion et il peut 
être utilisé tant en base, semi-base que pour faire face à la pointe de la courbe de charge. Dans le 
contexte actuel, le gaz naturel, étant devenu le combustible de bouclage, la décision prise 
concernant une éventuelle prolongation de la durée de vie des centrales nucléaires est 
déterminante pour le profil du mix énergétique, voire gazier. Il en découle que des 
investissements considérables seront nécessaires sur le réseau gazier en cas de phase-out 
nucléaire, d'abandon des anciennes unités au charbon (pouvant s'imposer pour des raisons 
environnementales), et de substitution de ces unités déclassées par des centrales au gaz. 
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3.7.3.  Le charbon 

 L'utilisation de charbon requiert que les nouveaux investissements soient CCS ready (voir infra). 
La partie séquestration prendra plus de temps à se concrétiser (peu probable avant 2020) dans 
un pays comme la Belgique qui ne présente pas de structures géologiques propices aux formes 
de stockage les plus aisées, tels que des gisements pétroliers/gaziers épuisés. De plus, certaines 
des structures géologiques potentiellement utilisables, sont destinées en priorité au stockage 
saisonnier de gaz naturel requis pour une gestion appropriée de l'approvisionnement gazier (p.ex. 
Loenhout). 

3.7.4.  Les énergies renouvelables 

  Les objectifs de développement des RES prévus par le paquet Energie-Climat favorisent un 
déploiement très significatif de l'électricité verte (RES-E). 

  En se basant sur les différentes études, les RES-E pourraient représenter quelque 17 TWh sur 
une demande électrique finale d'environ 100 TWh en 2020. Ces 17 TWh seraient constitués par 
environ 2,8 TWh d'énergie éolienne onshore, 5,4 TWh offshore, 8,5 TWh de biomasse, 0,4 TWh 
d'hydraulique et 0,25 TWh de photovoltaïque. Les puissances correspondantes sont 1,1 GW 
onshore, 2,1 GW offshore, 1,9 GW biomasse, 0,1 GW hydraulique et 0,3 GW photovoltaïque.  

  Comme énoncé précédemment, la quantité de biomasse domestique ne suffira pas pour satisfaire 
les besoins en biomasse qui pourraient représenter 48 TWh voire 55 TWh, et qui devront être 
couverts pour les deux tiers par des importations. Le potentiel domestique de biomasse semble 
dès lors être utilisé de façon maximale et aucun accroissement significatif n'est à attendre à 
l'horizon 2030. Il existe encore une marge dans le potentiel éolien onshore de 0,8 GW, et de 
1,7 GW dans l'éolien offshore. Des études il ressort que ce potentiel pourrait être entièrement 
utilisé à l'horizon 2030. L'apport du solaire reste modeste, même chez DLR qui table sur 
0,25 TWh en 2020 et 1,2 TWh en 2030. 

  Le déploiement des RES va de pair avec la politique de subvention par les systèmes de certificats 
verts, qui représente un coût répercuté sur l'ensemble des consommateurs, tant industriels que 
PME et particuliers. A titre d'information, le coût annuel estimé à l'horizon 2020 des politiques de 
soutien aux RES (en vigueur en 2009) a été estimé à au moins EUR 1,5 milliards ou en moyenne 
0,09 EUR/kWh RES-E (dans l'hypothèse d'une production de RES-E de 17 TWh). Cette 
estimation ne tenant pas compte des effets des courbes d'apprentissage 20 en termes de 
réductions des coûts, et de façon concomitante en termes de subvention, doit cependant être 
considérée comme un plafond. 

  La traduction belge de l'objectif de 13% de RES dans la demande finale en 2020 pourrait donner 
19% de RES dans la production d'électricité, et 9% de couverture de la demande par biomasse, 
dont 6% par importation, ce qui constitue deux objectifs ambitieux. 

  Enfin, il convient de souligner que le développement des RES et l'adaptation des réseaux de 
transport de l'électricité correspondant est indépendant du futur de la filière nucléaire. 

 

                                                   
20 Ces courbes d'apprentissage ne concernent que l'investissement. 
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3.7.5.  Le nucléaire, options possibles dans le mix énergétique de l'électricité (Article 2 - question 2 de 
l'AR) 

3.7.5.1. Motivation des options 

 Seules deux des études à comparer proposent des scénarios avec une prolongation de la durée 
de vie des centrales nucléaires au-delà de 40 ans en vertu de l'article 9 de la loi de 2003 sur le 
phase-out du nucléaire: l'étude EPE s'en tient strictement à une possibilité de prolongation tandis 
que certains scénarios de l'étude CE2030 admettent, outre ce prolongement, la construction d'une 
unité EPR supplémentaire à l'horizon 2030. Cette dernière possibilité n'a pas été envisagée par 
GEMIX parce que non prévue par la loi, ne s'inscrivant pas dans l'objectif de la constitution d'un 
mix énergétique équilibré et présentant encore beaucoup d'incertitudes concernant le coût 
opérationnel réel de cette nouvelle génération de réacteurs. Comme le groupe GEMIX, considère 
le nucléaire comme une technologie de transition, les options de prolongements décrites ci-après 
se situent dans le cadre d'une transition économiquement viable vers un mix énergétique plus 
durable.  

 Lors de la publication en 2007 de l'étude CE2030, un des experts faisait déjà remarquer que les 
autorités publiques avaient pris très peu de mesures afin d'éviter un accroissement important des 
émissions de CO2 quand les centrales nucléaires seraient fermées. Plus précisément, la 
fermeture des centrales nucléaires pourrait poser problème en matière d'émissions si des 
améliorations ambitieuses d'efficacité énergétique n'étaient pas réalisées et des techniques de 
CCS n'étaient pas appliquées à ces échéances.  

 Au vu du temps perdu et du délai nécessaire pour obtenir des résultats, il était d'avis que la durée 
de vie des centrales belges qui viendraient en ligne de compte, pourrait être prolongée de 5 ans 
au-delà de la durée de vie des 40 ans, moyennant une contribution significative 21 pour financer la 
transition du système énergétique belge vers un système à plus grande efficacité énergétique, 
générant moins d'émissions de GES et utilisant davantage de RES. 

 Partant de ce constat et tenant compte qu'une nouvelle période de près de trois ans se sera 
écoulée depuis sans décision, et alors même que les unités nucléaires ont des cycles techniques 
de 10 ans caractérisés par des révisions techniques décennales importantes, le groupe tient à 
présenter une option C intermédiaire entre: 

  - une option A qui revient à appliquer la loi telle quelle; 
  - et une option B qui envisage une prolongation possible de la durée de vie de toutes les 

centrales à maximum 60 ans. 
 Cette option C intermédiaire consiste à retarder la fermeture des unités Doel 1 & 2 et Tihange 1 

d'une révision décennale reconductible une fois et à réévaluer la situation dans dix ans afin 
d'évaluer si un second prolongement présenterait une valeur ajoutée. Les centrales Doel 3 & 4, 
Tihange 2 & 3 verraient leur durée de vie prolongée jusqu'à maximum 60 ans. 

 

                                                   
21 Cf. le système "Borssele": convention aux Pays-Bas avec l'exploitant nucléaire afin financer le développement 

durable en contrepartie de la prolongation de la durée de vie de la centrale nucléaire de Borssele. 
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 Lors de la présentation du rapport provisoire au CCE et au CFDD, il a été demandé pourquoi un 
quatrième scénario n'avait pas été envisagé selon lequel la durée de vie opérationnelle de toutes 
les centrales nucléaires serait prolongée de 10 ans seulement. Par rapport au scénario C, un tel 
scénario ne permettrait pas: 

 - de bénéficier de l'avantage économique d'un allongement plus conséquent de la durée de vie 
des centrales de "série" (Doel 3 & 4, Tihange 2 & 3) dont la qualité des cuves est encore 
supérieure à celle des cuves des centrales de Doel 1 & 2 et Tihange 1 (voir figures 4 & 5 - 
page 34 de l'Annexe 5: Status and Perspectives of Nuclear Reactor Pressure Vessel Life 
extension up to 60 Years Operation in Belgium); 

 - de garantir le bénéfice de l'étalement des fermetures que permet l'option C. 
 
 La chronologie de fermeture des centrales selon les trois options est présentée dans le Graphique 

7. Il est à noter que l'option C offre en fait différentes combinaisons de maintien en activité des 
centrales de Doel 1 & 2 et de Tihange 1, la prolongation des activités étant analysée au cas par 
cas: combinaison de 1, 2 et/ou 3 centrales dont les activités sont maintenues une à deux 
décennies supplémentaires. 

Graphique 7: Evolution chronologique de la capacité et de la production d'électricité nucléaire 
selon les options proposées 
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* Puissance installée en 2008  
Source: SPF Economie - DG Energie & BFP (2008), "Projet d'étude prospective électricité 2008-2017", p.33. 

L'allongement de la durée de vie (mieux vaut parler d'ailleurs de durée de fonctionnement) des 
centrales nucléaires de type PWR de 40 à 50, voire 60 ans, un peu partout dans le monde (et 
notamment aux Etats-Unis et en France), est décidé au coup par coup après autorisation des 
autorités de sûreté. Cela constitue une solution plus économique que la construction de nouvelles 
installations. L'expérience montre que les centrales actuelles sont capables de fonctionner plus 
longtemps que prévu initialement. 
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Un élément incontournable dans l'évaluation scientifique sur les possibilités de prolongement de 
l'exploitation opérationnelle des réacteurs de n'importe quel type est le vieillissement de l'acier de 
la cuve. Le SCK-CEN de Mol a procédé et procède toujours à des évaluations sur les cuves des 
réacteurs belges. Ils confirment dans le rapport en Annexe 5: Status and Perspectives of Nuclear 
Reactor Pressure Vessel Life extension up to 60 Years Operation in Belgium que les cuves de 
tous les réacteurs satisfont aux normes les plus sévères pour une durée d'exploitation certes d'au 
moins 60 ans, voire plus. Les données pour tous les réacteurs seront complétées en 2012, mais 
dès à présent les résultats intermédiaires confortent ce constat. Dans le même rapport, une 
comparaison a également été faite avec des réacteurs similaires à l'étranger qui ont reçu 
l'autorisation pour une extension de la durée de vie. Le SCK-CEN signale également que la 
législation en matière de la sécurité de la cuve a toujours été conservatrice (avec des exigences 
très élevées), et que l'évolution des connaissances démontre que les matériaux peuvent résister à 
des contraintes nettement plus élevées qu'estimé initialement. Le rapport en annexe remarque 
que d'autres éléments viennent en ligne de compte en matière de sécurité des centrales 
nucléaires tels que la résistance des enceintes, le câblage, la disponibilité de pièces de rechange, 
le maintien des compétences techniques et scientifiques, et la poursuite des efforts de R&D en 
matière nucléaire. 

Tout cela suppose donc des investissements de jouvence qui sont loin d'être négligeables 
(EUR 400 millions par réacteur selon EDF pour un PWR de 900 MW, GDF-Suez mentionne EUR 
800 millions pour Doel 1 & 2 et Tihange 1). Cette solution nécessite des durées de prolongement 
d'au moins une dizaine d'années afin d'être économiquement rentables. 

 
3.7.5.2. Remarques préliminaires à la discussion des options possibles 

 - Il va de soi que la conditio sine qua non pour l'application éventuelle des options B et C est que 
la vigilance vis-à-vis de la sécurité nucléaire soit maintenue à son plus haut niveau et que 
l'autorisation de poursuite d'exploitation reste de la responsabilité de l'Agence fédérale de 
contrôle nucléaire. Cette autorisation devra entre autres faire l'objet d'un benchmarking 
international montrant le positionnement des réacteurs pour lesquels un allongement de la durée 
de vie est requis, par rapport aux autres unités de même type et ancienneté. L'état actuel de la 
question est repris en Annexe 5: Status and Perspectives of Nuclear Reactor Pressure Vessel 
Life extension up to 60 Years Operation in Belgium. 

 - Une transparence absolue vis-à-vis du public en matière d'incidents devra être garantie. A cet 
égard, il convient de signaler que jusqu'à présent, au niveau mondial, aucun incident ne 
concerne la cuve. Par ailleurs, les statistiques ne montrent pas une augmentation de la 
fréquence des incidents (voir : Annexe 7: ONDRAF - Actualisation des prévisions de volumes de 
déchets conditionnés en cas de prolongation de la durée de vie des centrales). 

- Quel que soit le futur de la filière nucléaire, il y a lieu de fournir tous les efforts nécessaires qui 
tiennent compte de l'évolution technologique pour arriver à une solution qui soit acceptable du 
point de vue sociétal pour la gestion des déchets radioactifs de types B et C. Il est d'ailleurs à 
signaler que l'expertise belge dans le domaine nucléaire est reconnue de par le monde, y 
compris pour ce qui concerne le démantèlement. Une filière de formation dans ce domaine 
existe déjà au centre de Mol qui forme également des spécialistes étrangers, qui a une 
réputation mondiale et permet au centre d'exporter ses connaissances en la matière. Au total, le 
SCK-CEN à lui seul emploie 650 personnes. Il faut cependant remarquer qu'en cas de fermeture 
conformément à la loi de 2003 (option A), rien ne garantit le maintien de cette expertise 
nucléaire en Belgique. En effet, les opérateurs ne raisonnent plus en termes de pays, mais en 
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termes de marché pertinent, ce qui pourrait amener au recrutement et/ou au transfert de ces 
spécialistes vers des pays qui ont opté pour le maintien ou le développement de la filière 
nucléaire. 

- Il va également de soi que les décisions prises en matière de gestion des déchets de type A 
doivent être mises en œuvre. 

- L'expertise nucléaire est également caractérisée par le fait qu'au quotidien, l'expérience 
opérationnelle ne fait qu'augmenter et permet de mieux préparer la phase ultérieure de 
démantèlement. Concernant l'opérateur belge et au vu de son intégration dans un groupe 
international, il n'y a aucune certitude que ces compétences dans le domaine nucléaire resteront 
en Belgique, compte tenu des besoins à l'échelle mondiale.   

 - Toutes les mesures prises à l'encontre de la prolifération de matières fissiles doivent être 
maintenues conformément aux programmes internationaux régissant la matière et sous la 
supervision des instances nucléaires belge et internationales Euratom et IAEA. 

 La constitution des provisions pour les coûts futurs de la gestion des matières fissiles irradiées et 
le démantèlement des centrales nucléaires est régie par la loi du 11 avril 2003 modifiée par la loi 
du 25 avril 2007. Le législateur a imposé une réévaluation triennale du coût de démantèlement et 
de gestion des matières fissiles irradiées. La Commission des provisions nucléaires a comme 
tâche de veiller à ce que les résultats de l'analyse des coûts faite par l'ONDRAF et les 
recommandations qui en découlent, soient respectés. Cette méthode de travail permet 
d'optimaliser au fil du temps le provisionnement. Des initiatives sont en cours afin de garantir une 
meilleure disponibilité des provisions en temps opportun. 

 De la comparaison des différentes études, il ressort clairement que le nucléaire n'est pas en 
compétition avec le développement des énergies renouvelables, et que la fermeture du nucléaire 
n'est pas un levier pour encourager un tel développement. L'objectif de 13% de RES en Belgique 
ne fait que renforcer cette conclusion: cet objectif fait partie du paquet Energie-Climat, mais même 
sans cet objectif, l'option nucléaire n'influence que très faiblement la part des RES dans les 
résultats des études considérées. 

Le maintien en activité des centrales nucléaires contribue, en base du moins, à maintenir un prix 
stable et bas de l'électricité, ce qui peut avoir un impact sur la demande d'électricité. En outre, le 
maintien en activité sur une plus longue période permet une plus grande diversification du mix 
énergétique et influence favorablement la sécurité d'approvisionnement. A la lumière des 
différentes études à disposition, l'impact sur les émissions de GES à l'horizon 2020 d'un maintien 
des activités de Doel 1 & 2 et Tihange 1 se traduirait par une diminution plus importante des GES 
(-3,7% au lieu de -0,4%). En particulier dans le secteur ETS, les émissions progresseraient moins 
entre 2005 et 2020 (+4,1% au lieu de +11,7%). 

Quelle que soit l'option choisie, la problématique de gestion (et d'enfouissement) des déchets 
demeure pour les déchets accumulés jusqu'à présent et ceux générés d'ici à la fermeture 
complète du dernier réacteur. A cet égard, une confirmation des stocks de déchets actuels (à fin 
2008) et une actualisation des prévisions de volumes de déchets conditionnés en cas de 
prolongation de la durée de vie des centrales a été demandée à l'ONDRAF. Les données 
communiquées sont reproduites in extenso dans l'Annexe 7: ONDRAF - Actualisation des 
prévisions de volumes de déchets conditionnés en cas de prolongation de la durée de vie des 
centrales à partir de la page 129. 
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3.7.5.3. Rente nucléaire 
 L'observation du fonctionnement de plusieurs marchés nationaux européens a mis en évidence 

l'existence d'une rente liée à l'utilisation d'unités de production amorties et dont les kWh produits 
sont valorisés dans un contexte de marchés libéralisés. 

  En Belgique, les centrales nucléaires ont été construites dans un environnement de marché 
réglementé avec un appui important des autorités publiques 22. Ces unités sont caractérisées par 
des coûts d'investissement très élevés par rapport à des coûts de fonctionnement faibles. D'autre 
part, la libéralisation des marchés de l'électricité s'est produite à un moment où le parc de 
centrales nucléaires existantes était déjà largement amorti. Elle a également modifié la formation 
des prix de l'électricité. 

  Avec la libéralisation est dès lors apparue une différence entre le prix sur le marché issu de 
l'équilibre offre-demande, souvent déterminé par les unités au charbon ou au gaz naturel aux 
coûts de fonctionnement élevés, et le coût supporté par des opérateurs disposant d'unités 
nucléaires largement amorties et aux coûts de fonctionnement faibles, largement indépendants du 
prix des combustibles fossiles (pétrole, gaz, charbon). Aussi, du fait des interconnexions 
européennes et de l'impossibilité dans plusieurs pays de construire de nouvelles unités 
nucléaires, les opérateurs nucléaires historiques bénéficient-ils actuellement d'une "rente de 
rareté" qui correspond à la différence entre le prix moyen du marché européen 23 et le coût 
complet actuel de ce nucléaire "historique". Il faut également observer que cette problématique 
relève également de l'équité intergénérationnelle, le changement fondamental apporté par 
l'adoption de mécanismes de marché ayant pour effet collatéral d'empêcher que la génération 
actuelle de consommateurs bénéficie de l'effort consenti par la génération précédente pour 
financer la construction des unités en place. 

  Plusieurs auteurs ont mis en évidence l'existence de cette problématique de rente et ont identifié 
des solutions afin de capter une partie de cette rente au profit du consommateur. 24 Lors de son 
évaluation, il convient cependant de maintenir l'incitant à l'investissement dans un contexte 
généralisé (au niveau de l'UE) de renouvellement et/ou d'extension des capacités de production 
d'électricité. 

 Différentes possibilités ont été identifiées concernant l'utilisation possible de la rente par les 
autorités publiques. Ainsi, en France, la Commission Champsaur a récemment conseillé parmi 
diverses mesures son utilisation pour le financement de tarifs réduits pour les petits 
consommateurs, et aux Pays-Bas, l'accord sur le prolongement de la centrale nucléaire de 

                                                   
22 C'est-à-dire que les autorités publiques de l'époque étaient très favorables à l'introduction de la filière nucléaire 

pour des raisons à la fois de quête à une certaine indépendance énergétique et au potentiel de développement 
offert pour l'industrie. Tout ceci a été amplifié par les craintes suscitées par le premier choc pétrolier. Les 
gouvernements successifs du début de l'ère nucléaire y ont également contribué par le soutien à la recherche (le 
centre SCK-CEN de Mol) et à la formation dans les universités et écoles techniques supérieures. De plus, les 
électriciens avaient la garantie que les investissements lourds à consentir pourraient être récupérés à travers la 
tarification (prix régulés). 

23 Dans le cas de la Belgique, il est approprié d'appréhender le marché de l'électricité au niveau de la "plaque" 
d'échanges France-Benelux-Allemagne. Conceptuellement, il est fait référence au prix moyen du marché 
européen, même si la réalité est plus complexe.  

24 Spector D. (2007), " Electricité: faut-il désespérer du marché ?". 
 Finon D., Romano E. (2008), "Electricity market integration: redistribution effect versus resource reallocation". 
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Borssele a prévu le financement d'un fonds pour le développement durable. 25 Diverses 
alternatives et combinaisons s'avèrent possibles, telles que: financement des subsides aux RES 
(CE2030), financement des efforts en matière d'efficacité énergétique, financement des 
obligations de service public, réorganisation du marché en permettant aux concurrents d'accéder 
au nucléaire historique sur la base d'un prix régulé à fixer par une instance indépendante ou taxe 
au profit du budget de l'Etat ... La solution idéale devrait tenter de tenir compte des différents 
objectifs énumérés ci-dessus. 

 Le document de support en Annexe 8: Tarification de l'électricité et affectation de la rente 
nucléaire: deux questions liées - Jacques Percebois traite en profondeur le lien entre la rente 
nucléaire et son affectation ainsi que la tarification de l'électricité plus particulièrement en France. 
Il y indique, quand c'est possible, les mesures mieux adaptées au contexte belge. 

  Il convient de ne pas perdre de vue que l'effet de redistribution de la rente est différentié selon 
l'option choisie, au bénéfice de l'ensemble de la population, ou des seuls consommateurs 26 ou 
bien encore, des seuls consommateurs ayant une démarche en phase avec le développement 
durable.  

 

                                                   
25 Commission présidée par Paul Champsaur (avril 2009), "Rapport de la commission sur l'organisation du marché 

de l'électricité". 
 Borssele agreement - In: Commission Energy 2030 (2007), "Belgium's Energy Challenges Towards 2030 - Final 

report", p. 30.  
26 Il est clairement prôné que cette redistribution doit bénéficier à tous les consommateurs, tant particuliers 

qu'industriels. Nous attirons néanmoins l'attention sur les effets différenciés selon le type de redistribution, sans 
porter de jugement sur celle-ci. 
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3.7.5.4. Analyse des options relatives à la filière nucléaire 

Option A: phase-out du nucléaire confirmé 
 (arrêt progressif des centrales après 40 ans, entre 2015 et 2025) 

AVANTAGES INCONVENIENTS 

1. respect de la volonté politique à la base de la 
loi de sortie du nucléaire de 2003 

2. limitation des déchets nucléaires à ceux 
existants et à ceux qui seront encore générés 
d'ici les fermetures prévues par la loi 

3. au travers du renchérissement du coût 
moyen de production de l'électricité en base 
(et pour autant que ce renchérissement du 
coût soit répercuté sur le prix de vente de 
l'électricité), pression à la baisse sur la 
demande d'électricité (cf. EPE et CE2030, 
scénarios avec sortie du nucléaire par 
rapport au scénario avec prolongation) 

4. limitation du risque d'accident aux 
40 premières années, c'est-à-dire dans les 
limites prévues à la mise en service 

5. atténuation du risque de prolifération et 
d'actes de terrorisme concernant des 
installations nucléaires 
 

 

1. fermeture d'un outil de production performant 
et économiquement très rentable, avec 
renchérissement du coût moyen de la 
production électrique:  
* coûts d'investissement cumulés: peu de 
différences en 2020 entre les options avec et 
sans nucléaire (EUR 8,56 versus 8,50 
milliards) dû au fait qu'on a tenu compte des 
investissements de jouvence pour les 
centrales nucléaires de première génération. 
Par contre, il y a une différence de 
EUR 2,6 milliards en 2030 (au profit du 
scénario avec nucléaire) 
* coût moyen du kWh: en 2020, le coût est 
8% plus bas dans le scénario avec nucléaire; 
en 2030, la baisse est de 18% (écarts à 
"carbon value'"équivalente) 

2. fermeture d'unités de production d'électricité 
non émettrices de CO2 (Doel 1 & 2 + Tihange 
1 = +5,6 Mt CO2/an en 2020 en cas 
substitution par des centrales TGV par 
exemple) 

3. perte du know-how nucléaire et diminution du 
potentiel pour le R&D nécessaire à la gestion 
future des déchets et du nucléaire de 4ème 
génération 

4. solution de "non-retour" (plus possible de 
faire marche arrière et de rouvrir des unités 
plus tard lorsque le démantèlement aura 
démarré (ou aura été programmé)) 

5. risque d'une plus grande dépendance vis-à-
vis des importations d'électricité (disponibilité 
des exportations françaises prévues en 
baisse) 

6. plus grande dépendance vis-à-vis du gaz 
naturel importé d'hors UE 

7. moindre diversification du mix énergétique  
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Option B: prolongation de la durée de vie de toutes les centrales nucléaires jusqu'à 60 ans 
(accompagnée de conditions sine qua non en matière de contrôle et de vigilance sur la 
sécurité nucléaire et garantie d'une solution pour le stockage/traitement des déchets) 

AVANTAGES INCONVENIENTS 

1. maintien d'un outil de production performant, 
économiquement rentable, considéré comme 
sûr en fonction des exigences de sécurité 
internationales (critères AEN) 

2. diminue momentanément le montant des 
investissements à réaliser pour construire des 
centrales de remplacement 

3. maintien d'unités de production d'électricité 
non émettrices de CO2 (moindre achats de 
permis d'émission) 

4. prolongation de la période de constitution du 
fonds de démantèlement 

5. rente nucléaire importante perçue 20 ans de 
plus 

6. maintien du know-how, de la maîtrise de la 
technologie et poursuite des efforts de R&D 
en matière de gestion future des déchets et 
du nucléaire de 4ème génération 

7. sécurité d'approvisionnement accrue à court 
terme (autonomie d'au moins deux ans en 
combustible) 

8. pour autant que les prix du marché reflètent 
bien les coûts de production, le prix de 
l'électricité en base devrait être plus bas, ce 
qui est favorable à la compétitivité 
 

1. risque nucléaire opérationnel présent 20 ans 
de plus 

2. pas de retour d'expérience quant à la fiabilité 
des centrales de cette génération après 
50 ans, voire après 60 ans (plusieurs pays ont 
cependant déjà pris l'option) 

3. risque de décourager l'arrivée de nouveaux 
entrants sans reconfiguration du marché de 
gros (rente) 

4. augmentation concomitante de la masse de 
déchets nucléaires (à traiter et à entreposer) 
entre 8 à 9% 

5. pour autant que les prix reflètent les coûts 
moyens de production, les études montrent 
une moindre incitation à un usage plus 
rationnel de l'électricité (voir graphiques 12 et 
14). L'éventuelle prolongation de la durée de 
vie des unités nucléaires devrait 
s'accompagner, de toute façon, d'une 
politique très ambitieuse de la maîtrise de la 
demande et de l'amélioration de l'efficacité 
énergétique 
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Option C: fermeture de Doel I et II et de Tihange I (anciennes unités) retardée d'une révision 
décennale, reconductible une fois – à réévaluer dans dix ans si un deuxième 
prolongement a une valeur ajoutée. Doel III et IV et Tihange II et III prolongés (dès à 
présent) jusqu'à 60 ans  

  (accompagnée de conditions sine qua non en matière de contrôle et de vigilance sur la 
sécurité nucléaire et garantie d'une solution pour le stockage/traitement des déchets) 

AVANTAGES INCONVENIENTS 

1. maintien d'un outil de production performant, 
économiquement rentable, considéré comme 
sûr en fonction des exigences de sécurité 
internationales (critères AEN) 

2. prolongation avec réévaluation économique 
(pour les unités de pré-série) par pas de 
10 ans avec contrôle à la clé, ajustement de 
la décision par rapport au contrôle in situ, ce 
qui coïncide avec les programmes usuels de 
révision décennale 

3. maintien d'unités de production d'électricité 
non émettrices de CO2 (moindre achats de 
permis d'émission) 

4. décision différentiée par réacteur en fonction 
de leur date de mise en service, prise en 
considération du développement 
technologique qui est intervenu entre la mise 
en service des trois premiers réacteurs et 
des quatre suivants dix ans plus tard 

5. rente nucléaire importante perçue 10/20 ans 
de plus 

6. prolongation de la période de constitution du 
fonds de démantèlement 

7. maintien du know-how, de la maîtrise de la 
technologie et poursuite des efforts de R&D 
en matière de gestion future des déchets et 
du nucléaire de 4ème génération 

8. sécurité d'approvisionnement accrue à court 
terme (autonomie d'au moins deux ans en 
combustible) 

9. pour autant que les prix du marché reflètent 
bien les coûts de production, le prix de 
l'électricité en base devrait être plus bas, ce 
qui est favorable à la compétitivité 

 

1. risque nucléaire opérationnel présent 
10/20 ans de plus 

2. nécessite une nouvelle analyse de valeur 
ajoutée d'une reconduction éventuelle de 
10 ans pour les plus anciennes 

3. pas de retour d'expérience quant à la fiabilité 
des centrales de cette génération après 
50 ans, voire après 60 ans (plusieurs pays ont 
cependant déjà pris l'option) 

4. risque de décourager l'arrivée de nouveaux 
entrants sans reconfiguration du marché de 
gros (rente) 

5. augmentation concomitante de la masse de 
déchets nucléaires (à traiter et à entreposer), 
entre 8 et 9% en cas de prolongation 
maximale 

6. pour autant que les prix reflètent les coûts 
moyens de production, les études montrent 
une moindre incitation à un usage plus 
rationnel de l'électricité (voir graphiques 12 et 
14). L'éventuelle prolongation de la durée de 
vie des unités nucléaires devrait 
s'accompagner, de toute façon, d'une 
politique très ambitieuse de la maîtrise de la 
demande et de l'amélioration de l'efficacité 
énergétique 

 
 
 
3.7.5.5. Horizon temporel pour une décision 
 Quelle que soit la décision finale prise par les autorités politiques, il faudra prendre une décision 

sans tarder, pour des raisons de planification et de logistique dans l'exécution même de la décision:  
o en cas de confirmation de l'arrêt de la production nucléaire, les trois premiers réacteurs à 

désactiver (Doel 1 & 2, Tihange  1) feraient l'objet d'un dernier chargement de combustible en 
2013 avec une réduction graduelle de leur production jusqu'à épuisement du contenu 
énergétique du combustible. Cela implique la mise en service de puissances de remplacement 
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non nucléaires dès 2014, à raison de 50% de la capacité nominale de ces trois réacteurs (de 
700 à 800 MW), compte tenu d'un délai minimal de mise en service pour des nouvelles unités 
qui varie de 4 ans pour une centrale au gaz à 6 ans pour une centrale au charbon; 

o en cas de recours à l'article 9 de la loi et une prolongation de la durée de vie des centrales au-
delà des 40 ans, le maintien des conditions de sécurité actuelles de la production exigerait la 
commande de pièces de remplacement auprès des équipementiers. Or, la demande pour ces 
pièces est en constante augmentation et oblige les producteurs à prendre leurs décisions 
d'investissement de plus en plus tôt. Par ailleurs, la prolongation de la production nucléaire 
nécessiterait l'achat de combustible supplémentaire. Néanmoins, l'opérateur actuel disposant de 
contrats d'approvisionnement en uranium à long terme (2025), l'approvisionnement en 
combustible paraît moins problématique que celui en équipements pour lesquels la demande ne 
devrait pas faiblir, compte tenu des projets annoncés de par le monde, notamment en Italie, au 
Royaume-Uni et en France. 27 

3.7.6.  Les importations d'électricité 

Dans le cadre de sa mission, le gestionnaire du réseau de transport (GRT) tend vers un niveau du 
"minimum annuel garanti" offrant des garanties maximales pour la sécurité d'approvisionnement 
et incitant en même temps les producteurs à maintenir le niveau nécessaire en capacité de 
production dans le pays. Le "minimum garanti" s'élevait en Belgique en 2008 à environ 24% de la 
charge moyenne. C'est la capacité qui était disponible à chaque heure de l'année 2008 pour être 
importée par les acteurs du marché; elle était partagée entre la frontière française (16%) et la 
frontière néerlandaise (8%). 

La capacité d'importation est également un important pilier pour satisfaire à la sécurité 
d'approvisionnement, surtout dans un contexte en forte évolution: 

 avec un niveau toujours plus élevé d'échanges et d'importations; 

 qui va de pair avec des flux en bouclage toujours plus grands (loop flows - flux physiques non 
programmés); 

 avec un glissement de la production centralisée vers la production décentralisée. 

Il faut toutefois conserver à l'esprit que contrairement à la dépendance pétrolière ou gazière qui 
sont imposés par les faits, une trop forte dépendance structurelle aux importations d'électricité et 
par ailleurs choisie (l'alternative étant le développement de capacités de production domestiques) 
induit une forme de vulnérabilité dans le système. En effet, de par la nature même de l'électricité 
(non stockable), il est essentiel de maintenir à tout moment l'équilibre du réseau. Avec le 
développement des RES en Belgique et dans les pays voisins, des loop flows imprévisibles 
induits par les flux électriques en provenance des sources de RES intermittentes se produisent 
plus fréquemment et peuvent par effet de chaîne beaucoup plus rapidement se répandre et 
affecter les réseaux interconnectés. Il est raisonnable de considérer qu'une dépendance 
structurelle aux importations supérieure à 10% rend le système électrique vulnérable en cas 
d'incident. 

                                                   
27 Citons l'accord de coopération France-Italie sur le nucléaire civil et qui prévoit la construction d'au moins quatre 

centrales nucléaires en Italie; les deux centrales nucléaires de type EPR en construction en France et l'annonce 
du prolongement de la vie des réacteurs existants à 60 ans; et au Royaume-Uni, l'approbation début 2008 de 
plans de construction de nouvelles centrales nucléaires en service avant 2020. 
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Les études sous-jacentes démontrent que le phase-out nucléaire en Belgique a tendance à être 
partiellement compensé pour la charge de base par une augmentation des importations en 
provenance de France (d'origine nucléaire). 

Dans la plupart des études, le phénomène de déséquilibres momentanés récurrents, induits par 
un fonctionnement "boom and bust" qui caractérise les investissements en capacité de production 
dans le secteur libéralisé de l'électricité, n'est pas pris en compte pour esquisser les besoins en 
moyens de production à tout instant. 28 Les interconnexions avec l'étranger sont essentielles pour 
compenser de tels déséquilibres momentanés, mais présentent dans le même temps un risque 
dans la mesure où de semblables cycles de "boom" et "bust" peuvent également se produire dans 
les pays voisins. 

Dans le contexte de la zone d'échange France - Benelux - Allemagne, il faut rappeler qu'une 
étude française de la DGEMP d'avril 2008 prévoit une baisse substantielle des exportations 
françaises d'électricité de 63,3 TWh en 2006 à 53 TWh en 2020 et à 22,8 TWh en 2030. D'autre 
part un recours grandissant à des importations structurelles relève du possible en Allemagne en 
cas de la réalisation du phase-out nucléaire et de résultats insuffisants en matière de réduction de 
la consommation électrique. L'appréciation du niveau d'importations structurelles jugé admissible 
pour la Belgique doit tenir compte de ces contextes externes, en vertu du principe de précaution. 

 

Disponibilité et utilisation de capacité d'interconnexion – période janvier 2007 jusqu'en août 2009. 

Le Graphique 8 ci-dessous montre le profil mensuel de la capacité maximale et moyenne 
d'importation et exportation de la Belgique, ainsi que l'utilisation nette de cette capacité, c'est-à-
dire les nominations du jour précédent (D-1). La disponibilité est calculée en additionnant la 
capacité d'interconnexion aux deux frontières néerlandaise et française. La capacité 
d'interconnexion avec les Pays-Bas est restée constante, à environ 1300 MW, pour l'importation 
tout comme pour l'exportation. La capacité d'interconnexion avec la France varie fortement, avec 
une capacité d'interconnexion plus élevée pendant l'hiver que pendant l'été; la capacité 
d'importation, par exemple peut varier d'une moyenne mensuelle de 3400 MW en hiver jusqu'à 
tout juste 2000 MW en été (garantie de 1800 MW sur l'année). 

Quand la nomination d'exportation maximale est positive, cela signifie qu'il n'y a pas eu d'énergie 
exportée pendant tout le mois. Ceci était le cas pour la période de décembre 2007 jusqu'à 
juin 2008: pendant ces sept mois, la Belgique était importateur net pour chaque heure. Depuis 
avril 2009, la Belgique est exportateur net. 

L'énergie horaire importée maximale pendant la période considérée a été de 3788 MW (en 
avril 2008). L'énergie horaire exportée maximale a été de 2401 MW (en août 2009 - lignes grises). 

On constatera que le manque de capacité de production chronique de la Belgique (avant la crise 
économique) bute déjà sur les limites de capacité d'importation qui ne devraient pas augmenter 
d'ici 2020. La réalité en exploitation, en tenant compte des imprévus, montre dès à présent ses 
limites, déjà mieux garanties par l'utilisation des transformateurs déphaseurs en service depuis 
début 2009. 

                                                   
28 En effet, la plupart des études se basent sur le modèle PRIMES qui est un modèle d'équilibre partiel pour 

analyses à long terme qui cherche un équilibre entre l'offre et la demande d'énergie. 
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Graphique 8: Capacité d'interconnexion électrique pour la Belgique - 01/2007 à 08/2009 

 
Les lignes bleues donnent l'évolution des valeurs moyennes (prise sur toutes les heures) de la 
capacité disponible d'interconnexion mensuelle (l'importation est positive; l'exportation est négative). 
Les lignes rouges donnent l'évolution de la valeur maximale de la capacité disponible d'interconnexion 
par mois. 
La ligne noire donne l'évolution de l'utilisation mensuelle de la capacité d'interconnexion, c'est-à-dire la 
nomination nette pour l'interconnexion à D-1. 
Les lignes grises donnent l'évolution de la nomination maximale, pour l'importation tout comme 
l'exportation. 

Source: CREG. 

 

A l'échelle européenne sont organisés depuis plusieurs années dans le cadre de l'UCTE et de 
l'ETSO, (les associations européennes de gestionnaires de réseau) un System Adequacy 
Forecast. Ces activités sont reprises à partir de 2009 par la nouvelle association de gestionnaires 
de réseau ENTSO-E. L'analyse la plus récente du System Adequacy Forecast 2009-2020 prévoit 
une insuffisance de la production en Belgique pendant toute la période 2009-2020, si l'on s'en 
tient aux unités de production décidées pour l'heure. Les résultats de cette étude ont montré que 
la capacité manquante de production en Belgique peut être compensée par des exportations des 
pays voisins jusqu'en 2015. Ensuite, pour le bloc nord-ouest (Autriche, Suisse, Allemagne, 
France, Pays-Bas, Belgique et Luxembourg), il y a aussi une insuffisance (22 GW) de capacités 
de production si l'on veut conserver la même marge de sécurité qu'aujourd'hui et si l'on se fonde 
uniquement sur les unités de production dont on est sûr. 

3.8. Sécurité d'approvisionnement (Préambule de l'AR) 

La question de la sécurité d'approvisionnement est considérée comme fondamentale pour la politique 
énergétique. Toutefois, sans vouloir sous-estimer l'importance de cet aspect, la recherche d'une 
indépendance énergétique absolue n'est pas réaliste du fait que la Belgique dispose de relativement 
peu de ressources domestiques. Il s'agit plutôt de gérer la dépendance en conditions normales et 
d'avoir des moyens de faire face aux épisodes de crise. Un trade-off doit être fait entre gestion du 
risque et le coût que cette gestion engendre. 
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En conditions normales, gérer la dépendance signifie avant tout de réaliser un mix équilibré entre les 
trois combustibles fossiles: pétrole, gaz naturel et charbon. Il semble évident qu'à l'horizon de l'étude, 
le pétrole demeure le combustible du transport, tandis que le gaz naturel et le charbon se disputent le 
marché de la chaleur (y compris dans le secteur électrique quand il ne s'agit pas de renouvelables ou 
de nucléaire). Donc le choix serait entre le gaz naturel qui a l'avantage d'avoir une calorie nettement 
moins "carbonée", et le charbon qui a l'avantage d'un plus grand choix des pays d'origine, la 
présence de réserves mondiales nettement plus importantes et surtout d'un moindre "coût-calorie". 

Les volumes de biomasse importée interviennent très peu pour la sécurité à court terme. Dans le cas 
de l'approvisionnement à long terme avec l'importation de grandes quantités de biomasse, il y a lieu 
de veiller à la diversification des sources (origine géographique et type de biomasse). 

Pour ce qui concerne l'uranium, ses gisements sont bien distribués géographiquement, et vu le cycle 
du combustible, permet pour le moins d'avoir une autonomie nationale de +/- deux ans. 

La Belgique a réduit fortement sa consommation de charbon depuis trente ans, mais il faut constater 
que la technologie des centrales au charbon a considérablement évolué, permettant d'atteindre des 
rendements significativement plus élevés. La réalisation de projets pilote avec captage et 
séquestration de CO2, entre autres encouragés par la directive 2009/31/CE est désirable pour 
maintenir le champ des possibilités ouvert. Le choix "tout-gaz" dans le secteur chaleur (et encore 
plus si cela devait s'étendre au secteur électrique) ouvre le risque non seulement de la concentration 
de la dépendance (dont on peut s'accommoder, sauf situation de crise, voir supra), mais surtout de la 
fragilité économique à l'évolution des prix internationaux. 

Gérer la dépendance, c'est aussi mener une réflexion sur l'évolution des prix absolus et relatifs. On 
peut maintenir que la liaison entre le prix du pétrole et celui du gaz devrait subsister tant que les 
rapports de force qui régissent les marchés gaziers internationaux, se maintiennent, tandis que le 
prix du charbon poursuivra un chemin plus autonome. 

En conditions de crise, gérer la dépendance signifie avoir des moyens pour y faire face, bien que les 
crises ne se présentent jamais de la même façon et donc qu'il ne puisse pas y avoir de règles 
absolues. Les réserves telles que les moyens de pointe ou les stockages en sont des exemples.  

La diversification du mix énergétique reste une stratégie de "précaution". 

Pour la sécurité d'approvisionnement en électricité, il est néanmoins essentiel que le parc de 
production disponible dans le pays (en tenant compte des réserves nécessaires) corresponde pour le 
moins à la consommation nationale, déduction faites du "minimum annuel garanti" en capacité 
d'importation. Dans le cas contraire, on courrait le risque qu'à certains moments, il soit impossible de 
réaliser les importations nécessaires. 
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3.9. Considérations complémentaires 

3.9.1.  Importance des réseaux (Article 2 - question 3 de l'AR) 

   De différentes études spécialisées en la matière, il ressort ce qui suit: 29 

 Le développement des RES nécessite de disposer d'un réseau bien interconnecté et adapté 
avec des lignes haute tension pour gérer les flux massifs d'électricité qui peuvent se créer de 
par le caractère intermittent des grands parcs éoliens tant onshore qu'offshore.  

 Le développement d'un réseau sous-marin offshore est considéré comme stratégique dans le 
développement de l'éolien offshore en mer du Nord. Ce projet va de pair avec le renforcement 
de l'infrastructure haute tension en onshore. 

 Les investissements dans l'adaptation des réseaux de distribution d'électricité aux flux 
bidirectionnels occasionnés par l'intégration d'énergies renouvelables et décentralisées vont de 
pair avec le développement de ces derniers. 

Toute décision en matière de production d'électricité a un impact aussi au niveau de son 
transport, une activité intensive en capital et dont la réalisation doit s'accommoder de délais 
parfois longs pour des motifs de demande de permis et de régulation (interférences de 
compétences multiples). Ces décisions concernent aussi les réseaux de distribution dans le cas 
de la production décentralisée d'électricité d'origine renouvelable, et l'équilibrage des réseaux à 
tous les niveaux. 

Les réseaux sont appelés à se renforcer, ou pour le moins, à s'adapter: 

 au raccordement de nouvelles unités de production "classiques" (activité "traditionnelle"); 

 aux modifications dans la localisation des moyens de production, en particulier avec le 
développement des énergies renouvelables: implantation dans des sites appropriés, également 
compte tenu de l'opinion publique, et pas nécessairement à proximité des sites de 
consommation. Il s'agit souvent de zones de densité plus faible où l'infrastructure réseau est 
moins développée; 

 au développement des interconnexions entre les différents pays européens (sécurité 
d'approvisionnement en énergie électrique). 

 

3.9.2.  Influence de la crise économique actuelle 

Les dernières années et ceci jusqu'au 3ème trimestre 2008, le pays est devenu de plus en plus 
dépendant d'importations électriques structurelles. Ce problème a été entre autres à l'origine de 
l'étude de la CREG sur la sous-capacité de production électrique. La baisse actuelle de la 
demande en raison de la crise a évacué momentanément cette problématique. 

Simultanément une baisse des investissements est constatée au niveau mondial dans l'ensemble 
du secteur énergétique. Selon l'AIE 30, ce manque d'investissements va limiter/freiner la 

                                                   
29 EWEA/TradeWind - Integrating wind - Developing Europe's power market for the large-scale integration of wind 

power. 
 ETSO (2007), European Wind Integration Study (EWIS) - Phase 1: "Towards a Successful Integration of Wind 

Power into European Electricity Grids", Final study. 
 ETSO (2008), European Wind Integration Study (EWIS) - Interim report: "Towards a Successful Integration of 

Wind Power into European Electricity Grids". 
 Pentalateral Energy Forum (2009), "Working plan proposal on offshore electricity infrastructure". 
 Greenpeace - 3E (2008), "a north sea electricity grid [r]evolution". http://www.3e.be/library/51ZBI1TK.pdf 

http://www.3e.be/library/51ZBI1TK.pdf
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croissance de la capacité de production, ce qui pourrait se ressentir lors de la reprise 
économique. On pourrait dès lors assister à une pénurie de capacités et à une autre flambée des 
prix de l'énergie dans quelques années. 

La crise financière a eu comme effet que des projets, présentant un plus grand risque financier 
(tels l'installation d'éoliennes en "far offshore"), connaissent des problèmes de financement et dès 
lors de délai de réalisation. La longueur potentielle de la crise actuelle est un défi majeur pour la 
réalisation, avant 2020, des capacités éoliennes nécessaires en mer et la réalisation de 
l'infrastructure réseau nécessaire pour leur intégration dans les réseaux de transport européens. 
La commission européenne a reconnu cette problématique et a décidé de financer certains 
projets dans le cadre de son plan de relance économique.  

3.9.3.  CCS 

Le procédé de captage et de séquestration du CO2 (CCS), quoiqu'intervenant peu en Belgique 
aux horizons 2020 et 2030, est appelé à se développer considérablement à travers les travaux de 
recherche et les projets pilote en cours encouragés dans le cadre du paquet Energie-Climat et est 
d'une importance capital pour l'utilisation à long terme d'énergies d'origine fossile carbonées. 

La problématique du CCS ne se limite pas aux centrales au charbon, mais concerne également 
les centrales au gaz naturel et les processus industriels gros émetteurs de CO2 (cimenterie, 
sidérurgie à l'oxygène, etc.). L'acquisition d'une expérience en la matière est et reste importante. 

Les opérations de séparation & de captage du CO2 sont des techniques énergivores impliquant 
des pertes de rendement de 8 à 10 points de pourcent à l'état actuel des connaissances et des 
standards techniques des équipements. 

Le transport et la séquestration nécessitent de nouvelles infrastructures, l'élaboration d'une 
législation spécifique à la séquestration avec notamment les problématiques de la responsabilité 
des opérateurs au delà des 50 ans et de la gestion internationale des importations/exportations de 
CO2. 

Cette filière implique un surcoût non négligeable, mais néanmoins la technologie est 
indispensable pour permettre le développement soutenu de la filière charbon (surtout important 
pour la maîtrise des émissions dans les pays émergents disposant de ressources en charbon tel 
que la Chine). 

3.9.4.  Fonctionnement du marché de l'électricité 

La production d'électricité évolue dans un marché libéralisé. Il peut y avoir une déconnexion entre 
des décisions d'investissement effectuées par des opérateurs privés, un mix souhaité par des 
autorités publiques et la réalisation effective des investissements, la démarche étant 
(normalement) régie par des mécanismes de prix. Certaines spécificités font que la réalité s'en 
écarte. 

 Une première particularité importante est la réalisation des investissements en capacité de 
production de pointe. Ces investissements sont généralement coûteux, car ils ne sont utilisés 
que quelques heures par an (200 à 400 sur 8760 heures) et de plus ils génèrent beaucoup de 
GES (du CO2 en particulier), car ce sont le plus souvent des turbines à combustion (gaz ou fuel 
oil). Du point de vue environnemental, il y a donc intérêt à recourir le moins possible à de tels 
moyens. 

                                                                                                                                                           
30 IEA governing board (mars 2009), "Impact of the financial and economic crisis on global energy investment". 
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En économie libéralisée, le problème de l'incitation à investir dans des capacités de pointe se 
pose avec plus d'acuité qu'il ne se posait auparavant lorsque les opérateurs étaient des 
monopoles publics. En effet, les investisseurs n'ont pas la garantie que leur équipement sera 
appelé, ce qui crée une incertitude sur la rentabilité. Certains opérateurs peuvent avoir en outre 
intérêt à faire de la rétention de capacité pour faire monter le prix de l'électricité sur le marché de 
gros aux heures de pointe et sont alors récompensés de leur comportement non vertueux. Dans 
le meilleur des cas, il existe un problème de "free riding" chacun considérant qu'il n'est pas 
responsable de l'équilibre aux heures de pointe et s'en remettant à ses concurrents pour assurer 
l'équilibre du réseau qui est alors considéré comme un "bien collectif". D'où la nécessité de 
prévoir un "fournisseur en dernier ressort" (c'est généralement l'opérateur historique) ou de 
mettre en place un système qui rémunère correctement la capacité de pointe même si elle n'est 
pas appelée sur le réseau, une rémunération indépendante du prix d'équilibre observé sur le 
marché (système observé sur le pool anglais au début de la libéralisation, sous forme de LOLP, 
Loss of Load Probability). 

Certains auteurs considèrent que la gestion de la pointe est de fait un "service public" et qu'en 
conséquence c'est le GRT qui devrait investir dans ces moyens de pointe. On peut aussi mettre 
en place des pénalités à l'égard des opérateurs qui n'ont pas investi suffisamment. Ainsi Joskow 
et Tirole (2007) considèrent que vu l'importance du coût de défaillance pour la collectivité, les 
"réserves de capacités" ont les attributs d'un bien public (cf. B Péluchon, 2008). 

 On constate également une diminution des unités de production disponibles pour la fourniture de 
réserve. On peut supposer que ceci est dû à une différence croissante entre, d'une part, le coût 
de ces unités et, d'autre part, leur valeur sur un marché libéralisé. Il est donc très difficile pour le 
GRT d'organiser, à des conditions acceptables, les services auxiliaires qui requièrent des unités 
de réserve. 

La nécessité de disposer d'une capacité de réserve augmente à mesure que, dans un pays, la 
marge de réserve diminue. A partir d'un cadre tarifaire réglementaire, le prix acceptable à court 
et à long terme devrait tenir compte du niveau des importations et de l'existence ou non d'une 
offre concurrentielle suffisamment importante, pour les réserves primaires, secondaires et 
tertiaires comme pour l'énergie réactive et pour les unités de production auxquelles on fait appel 
pour les redémarrages après un black-out. 

Un décalage entre le prix acceptable pour une capacité de réserve selon un cadre tarifaire 
réglementaire et le prix du marché fait que les producteurs n'ont pas assez d'incitants pour 
construire de nouvelles unités de production pour la livraison de services auxiliaires.  

Une solution serait que le GRT ait la possibilité de compenser le manque de puissance de 
pointe offert comme réserve tertiaire en mettant à la disposition des producteurs de la capacité 
de production de pointe, sans qu'il prenne, avec ces unités, une position active en tant que 
producteur. Cette capacité de production pourrait aussi contribuer à la gestion du risque pour les 
nouveaux producteurs qui ne disposent pas d'installation de backup en Belgique.  

Il convient aussi de signaler que l'importation de services auxiliaires soit n'est pas autorisée 
dans le contexte de l'UCTE (réglage secondaire), soit mènera à une utilisation inefficace de la 
capacité d'importation (ce qui est le cas si l'on importe la réserve tertiaire, avec pour résultat une 
diminution de la capacité allouable pour les acteurs du marché). 

 Une troisième particularité est l'apparition de cycles "boom"  et  "bust" qui caractérisent les 
investissements en capacité de production dans le secteur libéralisé de l'électricité, ce qui risque 
de provoquer un déséquilibre à court terme entre l'offre et la demande d'électricité.  
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Des investissements dans de la capacité de production supplémentaire sont initiés par des pics 
de prix (un cycle "boom" qui est la conséquence d'une période préalable de sous-
investissements). Il y a donc un laps de temps de plusieurs années entre le signal du marché 
(indiquant qu'il faut des investissements supplémentaires dans de la capacité de production), la 
réaction des acteurs du marché et la mise en service de nouvelles unités. Ce signal du marché 
suscite souvent une réaction des acteurs du marché qui mène à un surinvestissement (cycle 
"bust" à prix bas, qui annulent les décisions d'investissement), parce qu'ils tentent tous de 
préserver leur part du marché. 

3.9.5.  Importance de l'électrification du parc automobile 

La voiture électrique (hybride ou non) est basée sur une technologie qui sans être éprouvée, est 
déjà "apte" à pénétrer les marchés contrairement à la voiture à hydrogène. Se pose néanmoins la 
question de comment est produite l'électricité en amont et de la transition des véhicules 
traditionnels au pétrole vers les voitures électriques. Celle-ci se fera en fonction de l'évolution des 
prix relatifs des "combustibles" utilisés (pétrole versus électricité), évolution en partie influencée 
par la problématique de l'évolution future du prix du pétrole et des considérations qui y sont 
associées (peak oil, prix de la géopolitique pétrolière et de la gestion de la rente par les 
producteurs, etc.). 

En termes d'électro-mobilité, l'évolution devrait aller vers une bonne performance des voitures 
électriques avec une bonne pénétration du marché et une certaine diversité dans les équipements 
(voitures "traditionnelles", électriques et hybrides). La voiture plug-in hybride est dominante face à 
la voiture électrique 100% à batterie. Dans le scénario 20/20 du WP 21-08, on estime à 1 TWh la 
consommation électrique additionnelle en 2030 en Belgique. Si on extrapole une étude du 
Fraunhofer Institut (en élaboration) sur la situation en UE27, au niveau de la Belgique (au prorata 
de la consommation dans le transport en Belgique), l'impact des voitures électriques serait limité 
et représenterait une consommation électrique de 3,5 TWh en volume en 2035 dans le scénario le 
plus optimiste considéré dans cette étude. Néanmoins, un impact plus conséquent pourrait 
s'exprimer au niveau de la pointe selon le moment du plug-in dans la journée (en Allemagne, cela 
a été estimé à +2 à 6% sur la pointe). Il s'agirait donc aussi de gérer ce plug-in. 

 



47. 
 

 

3.9.6.  Synthèse de l'impact des différentes options possibles pour le mix énergétique 

Graphique 9: Impact des différentes options possibles pour le mix énergétique et électrique 
à l'horizon 2020 
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L'introduction de mesures additionnelles importantes en matière d'efficacité énergétique a comme 
résultat que la demande finale d'électricité est évaluée à 93 TWh en 2020 et ceci dans les trois 
options. Les répartitions des différentes composantes du mix électrique correspondant aux trois 
options sont représentées dans le graphique ci-dessous. 
 

Graphique 10: Mix électrique correspondant aux trois options proposées 

 Option A Options B & C 

  

30%

9%
34%

18%

3% 6%
Gaz naturel

Charbon

Nucléaire

RES

Autres

Importations nettes

 
Sources: BFP (2008), "Impact of the EU Energy and Climate Package on the Belgian energy 

system and economy", WP 21-08 - scénario 20/20. 
 

23%

5%

44%

18%

4% 6%



48. 



49. 
 

 

4. ANNEXE 1: COMPARAISON DES DIFFÉRENTES ÉTUDES 

4.1. Contexte des différentes études 

Le groupe GEMIX a établi son rapport sur base des études suivantes: 

 La politique climatique post 2012 (Bureau fédéral du Plan - juillet 2006, dénommée Tobback). 

 Rapport final de la Commission Energy 2030 (Belgium's Energy Challenges towards 2030 - final report 

- juin 2007, dénommée CE2030). 

 Etude relative à la sous-capacité de production d'électricité en Belgique - CREG - 27/09/2007 

(réf. (F)070927-CDC-715, dénommée CREG). 

 Projet d'étude sur les perspectives d'approvisionnement en électricité 2008-2017 - Administration de 

l'Energie et Bureau fédéral du Plan - 11/09/2008 (dénommée EPE). 
 
Une cinquième étude 31, dénommée WP 21-08, effectuée par le Bureau fédéral du Plan y a été jointe 
d'emblée par le groupe GEMIX en raison de son caractère plus récent et de la prise en compte du paquet 
Energie-Climat adopté le 17 décembre 2008 par le Parlement de l'Union européenne et le 6 avril 2009 par 
le Conseil de l'Union européenne.  
Le contexte des différentes études auxquelles il est demandé explicitement aux experts de faire référence 
est brièvement synthétisé dans le tableau ci-dessous. 

Tableau 2: Aperçu synthétique du contexte des différentes études 

 Tobback CE2030 CREG EPE WP 21-08 

Date d'élaboration 2006 2006 septembre 2007 2007  2008 
Horizon temporel 2020 & 2050 2030 2017 2020 2020 
Politiques 
arrêtées au * 31/12/2004 31/12/2004 juin 2007 31/12/2006 31/12/2006 32 

Objectif 

Etude relative à 
la politique 

climatique post-
2012 

(implications en 
termes GES) 

choix stratégiques 
pour la politique 
énergétique aux 
horizons 2020 et 

2030 

évaluation de la 
capacité de 
production 
électrique 

perspectives 
d'approvision-

nement en 
électricité 

 Analyse de 
l'impact du 

paquet Energie-
Climat (avec 
ETS et non 

ETS) 

Energies/secteurs 
concernés 

Toutes formes 
d'énergies, 

tous secteurs 

Toutes formes 
d'énergies, 

tous secteurs 
Secteur électrique 

Secteur électrique 
dans un contexte 

énergétique 
global 

Toutes formes 
d'énergies, 

tous secteurs 

Approche/modèle 

 équilibre partiel; 
modèle technico-
économique et de 

comportement  
 backcasting 

(2050) 

équilibre partiel; 
modèle technico-
économique et de 

comportement 
(2030) 

 bottom-up 
 technique 

équilibre partiel; 
modèle technico-
économique et de 

comportement 
(2020) 

équilibre partiel; 
modèle 

technico-
économique et 

de 
comportement 

(2020) 

* Prise en compte du cadre législatif et des mesures de politique énergétique adoptées à cette date. 

Le Tableau 2 permet de comparer en un coup d'œil les différentes études, tant au niveau des hypothèses 
qu'à celui des principaux résultats. Cette comparaison est complétée par une analyse plus spécifique au 
niveau du secteur de la production d'électricité.  

                                                   
31  Bureau fédéral du Plan (2008), "Impact of the EU Energy and Climate Package on the Belgian energy system and 

economy". Le WP 21-08 a été publié par le Bureau fédéral du Plan le 19.12.2008. 
32 Sauf pour les mesures du paquet Energie-Climat qui sont celles de janvier 2008. 
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Tableau 3: Comparaison des hypothèses chiffrées retenues dans le scénario de référence 
des différentes études 

  Tobback  CE2030  CREG EPE WP 21-08 

Baseline              
Horizon  2020 2020 2030  2020 2020 

Croissance PIB 2005//2020 ou 
2030 2,2 2,2 1,9  2,1 2,1 

Prix du pétrole $2005/bep 48,1 48,1 57,6 CE2030 2006 61,1 61,1 

  $2005/GJ 8,4 8,4 10,1 CE2030 2006 10,7 10,7 

Prix du gaz $2005/bep 37 37 44,7 CE2030 2006 46 46 

  $2005/GJ 6,5 6,5 7,8 CE2030 2006 8,1 8,1 

Prix du charbon $2005/bep 14,1 14,1 14,9 CE2030 2006 14,7 14,7 

  $2005/GJ 2,5 2,5 2,6 CE2030 2006 2,6 2,6 

Prix du carbone "ETS" €/t CO2 5 5 5 ± 33 €2003/tCO2 22 22 

Mesures adoptées à  fin 2004 fin 2004  fin 2006 fin 2006 

Système énergétique complet/élec. 
seule complet complet élec. seule élec. seule complet 

Demande électricité exogène/endo. endogène endogène exogène endogène endogène 

Taux de croissance 
annuel de la 
demande électrique 

2005//2020 ou 
2030 1,1% 1,1% 0,9% 0,96% 1,7% 1,6% 

Echanges 
transfrontaliers 
d'électricité 

exogène/endo. exogène exogène exogène endogène exogène 

Critère de fiabilité 
dans le secteur 
électrique 

   LOLE SRM SRM 

Développement des 
RES 

% de la FED 5,2% 5,2% 6,3%   7,9% 7,5% 
% prod brute élec. 8,9% 8,9% 11,8%  13% 12,3% 

Couverture GES tous GES/CO2 
seul 

tous les GES CO2 seul CO2 seul CO2 seul tous les GES 

Variantes       

Prix des énergies élevés/faibles élevés élevés - - - 

Croissance 
économique 

élevée/faible faible - - élevée & faible - 

Scénarios alternatifs       

Politique énergétique 

nucléaire, 
efficacité 

énergétique, 
RES, CCS 

Offshore, 
efficacité éner. 

(buildings & 
transport) 

Pas d'objectif 
RES 

nucléaire, 
CCS 

Pas d'objectif 
RES 

Offshore, … 
Pas d'objectif 

RES 

nucléaire, 
efficacité 

énergétique 
Pas d'objectif 

RES 

Objectif RES + 
Flexibilité 

Politique climatique contraintes 
Tous les GES 
au niveau UE 
Sans flexibilité 

 
CO2 seul au 
niveau BE 

 

- 

CV plus 
élevée 

CO2 seul au 
niveau BE 

Tous les GES 
au niveau UE 

Distinction entre 
ETS au niveau 
UE & non ETS 
au niveau BE 

Flexibilité 

Critères de fiabilité SRM = System Reserve Margin: cette réserve correspond au rapport entre la capacité totale nette installée 
(dont on déduit 90% de la capacité des RES intermittentes) et la demande brute de pointe et est utilisée comme critère de 
fiabilité dans le modèle PRIMES. Ainsi, ce rapport a été fixé à 21% pour la Belgique (et les pays limitrophes) dans l'étude EPE 
2008. Cela signifie que pour préserver la fiabilité du système, la capacité installée doit dépasser de 21% la demande de pointe. 
Critère de fiabilité LOLE = la valeur choisie pour le LOLE détermine le niveau de risque de défaillance accepté en ce qui 
concerne la couverture de la demande d'électricité et, par conséquent, le niveau de sécurité d'approvisionnement en électricité 
souhaité.  
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Les résultats obtenus dans les différentes études ont également été comparés, dans la mesure du 
possible, avec ceux de l'étude DLR, "Energy Revolution: a sustainable pathway to a clean energy future 
for Belgium" faite en 2006 à la demande de Greenpeace 33, ainsi que l'étude futures-e "20% RES by 
2020 - a balanced scenario to meet Europe's RES target" 34, publiée en 2008 et effectuée par un groupe 
d'Instituts européens, coordonnés par la Vienna University of Technology et le Fraunhofer Institut de 
Karlsruhe. Cette dernière étude constitue un élément à l'origine des ambitions 20/20/20 de l'Union 
européenne (UE). 

Au sein des différentes études et afin de ne pas surcharger les résultats, une sélection a été faite de 
scénarios considérés comme les plus pertinents comme suit : 
 

4.1.1. Etude Tobback 

Hormis le scénario de référence en 2020 (identique au scénario de référence CE2030, dénommé 
CE2030/Tobback/baseline), quatre scénarios ont été retenus. Ils résultent d'une allocation coût-efficace 
de réductions de respectivement 15% et 30% des émissions de GES au niveau européen en 2020, par 
rapport à 1990, et de la prise en compte ou non de "mesures additionnelles" comme suit: (1) la capacité 
éolienne offshore est fixée à 2000 MW en 2020; (2) la consommation d'énergie pour le chauffage est 
réduite de 40% en 2020 par rapport au scénario de référence dans 50% des résidences et de 35% dans 
les bâtiments tertiaires; (3) en 2020, la demande de transport de personnes et de marchandises est 
réduite de respectivement 8% et 14% par rapport au scénario de référence, avec en plus un transfert vers 
le transport ferroviaire et fluvial. En résumé, les labels suivant sont utilisés: 
 

Tobback/eupk15 -15% GES-UE en 2020, pas de mesures additionnelles 
Tobback/eupk15am -15% GES-UE en 2020, mesures additionnelles  
Tobback/eupk30 -30% GES-UE en 2020, pas de mesures additionnelles 
Tobback/eupk30am -30% GES-UE en 2020, mesures additionnelles 

 

4.1.2. CE2030 

A part le scénario de référence en 2020 (dénommée CE2030/Tobback/baseline), quatre scénarios ont 
été retenus. Ils s'inscrivent dans le cadre d'une réduction de respectivement 15% et 30% des émissions 
de CO2 en Belgique en 2030, par rapport à 1990, et considèrent ou non la fermeture du nucléaire. Il y a 
lieu de préciser que les scénarios dans lesquels le nucléaire est maintenu, l'option d'avoir une centrale 
supplémentaire est ouverte. En résumé, les labels suivant sont utilisés: 
 

CE2030/bpk15s -15% CO2-BE en 2030, pas de nucléaire 
CE 2030/bpk15ns -15% CO2-BE en 2030, maintien du nucléaire  
CE 2030/bpk30s -30% CO2-BE en 2030, pas de nucléaire  
CE 2030/bpk30ns -30% CO2-BE en 2030, maintien du nucléaire  

 
Des résultats intermédiaires en 2020 sont disponibles et repris dans les tableaux comparatifs. 
 

                                                   
33 Deutsches Zentrum für Luft- und Raumfahrt (DLR), Institute of Technical Thermodynamics, Department of 

Systems Analysis and Technology Assessment. Etude commandée par Greenpeace. 
34 Projet commandé par Intelligent Energy Europe dans le cadre du programme ALTENER sous la coordination du 

Energy Economics Group (Vienna University of Technology) en coopération entre autres avec le Fraunhofer 
Institute. 
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4.1.3. EPE 

En plus du scénario de référence en 2020 (dénommé EPE/baseline), trois scénarios ont été retenus, 
comme suit: 
 EPE/nuc :   maintien du nucléaire 35 

EPE/HiCV : renforcement de la politique climatique 
 (via des prix du carbone plus élevés) 
EPE/LoGro : croissance plus modeste de la demande énergétique 

Les résultats publiés se limitent à l'énergie électrique. 
 

4.1.4. WP 21-08 

Les scénarios retenus sont d'une part le scénario de référence dénommé WP21/baseline, et d'autre part 
les scénarios WP21 20/20 et 30/20. Le scénario 20/20 s'inscrit dans le cadre d'une réduction de 20% des 
émissions de GES de l'Union européenne en 2020 par rapport à 1990 et d'une part de 20% des sources 
d'énergie renouvelables dans la consommation finale brute d'énergie de l'Union européenne en 2020. Les 
différences entre les résultats 20/20 et 30/20 étant minimes, un seul label WP21/EC package est utilisé 
pour indiquer les résultats 20/20 et 30/20. 
 

4.1.5. futures-e 

Le rapport futures-e se concentre sur les énergies renouvelables dont les résultats sont présentés en 
2020 uniquement sous le label futures-e. Partant d'un niveau de la demande finale d'énergie en 2020 qui 
tient compte d'une maîtrise accrue de la demande énergétique, cette étude fournit, d'une part, une 
répartition entre les Etats membres de l'objectif européen de 20% de sources d'énergie renouvelables en 
2020, et, d'autre part, une évaluation des potentiels (RES) maximum réalisables dans chaque pays 
européen à l'horizon 2020. Ces potentiels réalisables sont repris dans les graphiques. 
 

4.1.6. DLR 

Deux scénarios sont présentés dans le rapport DLR : un scénario de référence dénommé DLR/baseline, 
et un scénario dit "Energy Revolution" qui sera dénommé DLR/energy rev. L'étude s'étend jusqu'en 2050, 
mais des résultats intermédiaires en 2020 et 2030 sont disponibles. Le trajet DLR est un scénario normatif 
de type backcasting, et utilise le modèle PlaNet. Il impose une réduction de 80% des GES pour 2050. Les 
centrales nucléaires fermeraient après 30 années de service.  
 
 
Les graphiques 8 à 15 résument les principaux résultats des différentes études. Les unités ont été 
harmonisées et sont exprimées en milliards EUR 2000 et en TWh (électriques et thermiques) afin de 
faciliter et/ou rendre cohérentes les comparaisons. Dans chaque graphique, les résultats des scénarios 
sont regroupés comme suit, de gauche á droite: données pour les années de référence 2000 et 2005, 
scénarios de référence en 2020, scénarios alternatifs regroupés par étude en 2020, scénarios alternatifs 
regroupés par étude en 2030 (si disponibles). 

Les statistiques rétrospectives 2000 et 2005 présentées sur les graphiques sont celles publiées par 
Eurostat avant l'été 2008. Elles diffèrent des statistiques publiées par Eurostat depuis septembre 2008. 

                                                   
35 Uniquement allongement de la durée de vie des centrales existantes. 
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Les dernières données publiées concernant l'année 2007 ne sont dès lors pas directement comparables 
et n'ont pas été reprises. 

4.2. Hypothèses en matière de PIB 

Les hypothèses en matière de PIB sont représentées au sein du Graphique 11. Les années 2000, 2020 
and 2030 se caractérisent par la cohérence des valeurs supposées du PIB. DLR fait l'hypothèse d'un PIB 
légèrement supérieur, alors que dans l'EPE, le PIB est légèrement inférieur (et plus particulièrement dans 
le scénario alternatif de croissance faible EPE/LoGro). De manière générale, les hypothèses en matière 
de PIB sont similaires entres les études. 

Graphique 11: Comparaison des scénarios - croissance économique 
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4.3. Evolution de la demande 

Les évolutions de la consommation intérieure brute (GIC) et de la demande finale en énergie (FED) 
sont résumées dans le Graphique 12. Elles suivent la même tendance excepté pour DLR 2030 qui 
indique une demande finale significativement moins importante par rapport à la consommation 
intérieure brute (inexpliqué). Compte tenu la croissance du PIB, les tendances à la baisse du GIC et du 
FED indiquent une réduction substantielle de l'intensité énergétique et dès lors une amélioration de 
l'utilisation rationnelle de l'énergie.  

Les scénarios alternatifs présentent une tendance vers une consommation intérieure brute moins 
élevée et une demande finale plutôt constante, mais avec des différences notables. Cela n'est pas 
surprenant compte tenu de la difficulté d'estimer correctement une utilisation plus rationnelle de 
l'énergie. Un examen plus approfondi s'impose afin de comprendre ces disparités. 
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Graphique 12: Comparaison des scénarios - 
consommation intérieure brute (volume et répartition par forme d'énergie) - 

consommation finale (volume et répartition par secteur) 
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Les scénarios Tobback, CE2030 et WP 21-08 sont cohérents, DLR étant légèrement plus optimiste. La 
différence est difficile à expliquer sans une analyse détaillée dépassant le cadre de cette étude. 

Dans les scénarios alternatifs présentés pour 2020, il est clair que les exigences de réductions plus 
drastiques des émissions de GES/CO2 induisent une réduction des consommations intérieure GIC et 
finale FED de quelque 40 TWh (en moyenne). Les "mesures additionnelles" induisent une réduction 
similaire. De manière générale, les consommations intérieure et finale du CE2030 sont inférieures à 
celles présentées dans les études Tobback, WP 21-08 et futures-e. Ceci est imputable au fait que 
dans CE2030, le système énergétique belge évolue dans un système fermé, alors que dans les autres 
études, il évolue de façon intégrée dans l'environnement européen. Les valeurs nettement inférieures 
du scénario CE2030/bpk30s sont logiques dans la mesure où il s'agit du scénario soumis au plus de 
contraintes: pas de nucléaire, pas de CCS, importations d'électricité fixes et les émissions de GES 
doivent être réduites à l'intérieur des frontières. Le scénario DLR est globalement cohérent avec 
CE2030. 
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Des différences non-négligeables sont observées dans les estimations de consommation intérieure 
brute relative aux énergies renouvelables. Il y a lieu d'observer qu'entre les années de référence 2000 
et 2005, cette consommation est passée de 10 TWh en 2000 à 24 TWh en 2005. Les baseline 
CE2030, Tobback et DLR (réalisées en 2006) ne préconisent que respectivement 27 et 20 TWh en 
2020 alors que ces chiffres sont déja pratiquement dépassés en 2009. En 2020, Tobback/eupk estime 
cette consommation entre 31 et 47 TWh, 2030/bpk entre 36 et 41 TWh, et les estimations plus 
récentes de futures-e et celle incorporant l'objectif 20/20 aux environs de 62 TWh, ce qui rejoint DLR 
2020 avec 68 TWh. Les hypothèses retenues au niveau du nucléaire ou de la disponibilité des 
techniques de CCS interfèrent peu sur ces résultats. Les différences entre les études résident 
principalement dans une offre importante de biomasse, sans distinction explicite entre production 
domestique et importations, et dans une moindre mesure, dans le niveau de déploiement des autres 
renouvelables non électriques comme le solaire thermique et le transport (10% de biocarburants - 
voir Graphique 13). Les conclusions sont moins évidentes pour ce qui concerne les applications non 
électriques à partir d'énergies renouvelables, ce qui ne constitue pas réellement une surprise, dans la 
mesure où l'ampleur des importations pour un petit pays comme la Belgique est difficile à estimer. Une 
fourchette de 40 à 45 TWh de RES au sein de la consommation intérieure brute à l'horizon 2020 
semble raisonnable, tandis que les valeurs de 62 à 68 nécessitent un effort considérable en matière 
d'importation (de biomasse). Il y a lieu d'observer que dans l'étude WP 21-08, l'électricité produite à 
partir de la biomasse est essentiellement produite par de la cogénération (plus de 2000 MWe 
installés). 

Graphique 13: Comparaison des scénarios - biocarburants dans le transport 
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La structure de la production d'électricité renouvelable est traitée dans la section suivante. 

En conclusion, des économies d'énergies plus importantes sont engrangées lorsque les contraintes de 
réductions des émissions de GES/CO2 sont renforcées et que des mesures supplémentaires en 
matière de RES sont adoptées (cf. DLR et CE2030 en particulier). Dès lors que la Belgique évolue 
dans un système ouvert, la consommation intérieure brute GIC et la consommation finale FED 
s'élèveraient à respectivement 600 TWh et 430 TWh. 
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Le Graphique 14 présente la demande finale d'électricité par secteur. Les perspectives en matière de 
consommation finale d'électricité sont plus stables que celles pour la demande finale d'énergie. En 
particulier, les scénarios de référence ne diffèrent pas fort des scénarios alternatifs, et les résultats 
avoisinent les 100 à 105 TWh, y compris futures-e. Des estimations inférieures sont observées pour 
les scénarios EPE/LoGro (par définition) et DLR qui est même légèrement inférieure à celle de 
l'EPE/LoGro. L'énergie électrique dans les transports reste marginale, avec quelques TWh 
principalement consommés par le transport ferroviaire.  

Graphique 14: Comparaison des scénarios - consommation finale d'électricité - 
volume et répartition par secteur 
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4.4. Structure de l'approvisionnement en électricité (production et importations d'électricité) 

Le Graphique 15 montre en détail la structure de l'approvisionnement en électricité dans les scénarios 
considérés, avec un éclairage particulier sur les sources d'énergie renouvelables. 

Le gaz naturel est la source d'énergie la plus sollicitée (en dehors du nucléaire) dans tous les scénarios. 
De 31% en 2020 dans le scénario de référence, la part du gaz naturel dans la production électrique va 
jusqu'à atteindre 40% dans le scénario EPE/HiCV. Toutes les études insistent sur les défis liés aux 
importations croissantes de gaz naturel à long terme. 

Le niveau des énergies renouvelables dans le mix énergétique dépend principalement des incitants pour 
les RES, du prix du carbone et du prix des autres énergies fossiles, mais est plus ou moins indépendante 
du maintien ou non du nucléaire. 

La production d'électricité à partir de RES (RES-E) est clairement propulsée entre l'année de référence 
2000 et 2020 et même plus à l'horizon 2030. Il faut souligner que le scénario de référence contient déjà 
une part significative de RES, plus particulièrement dans les études les plus récentes. Le scénario DLR 
baseline est plus conservateur, probablement parce qu'il n'a pas pris en compte toutes les mesures et 
incitants existants dans leur scénario de référence. Les estimations pour 2020 varient entre 12 et 22 TWh, 
la fourchette inférieure étant celle de BFP/eupk sans mesures additionnelles, et la plus élevée celle 
relative au scénario avec le plus de contraintes 2030/bpk30s. Il faut observer que cette fourchette 
supérieure est obtenue en prenant en compte la contribution maximale du photovoltaïque solaire qui est 
absent de tous les autres scénarios. A l'exclusion de cette estimation, une fourchette de 15 à 17 TWh est 
cohérente, et est même légèrement supérieure à l'estimation de DLR de 14,5 TWh. Il faut aussi remarquer 



57. 
 

 

que l'impact du maintien du nucléaire n'a pas d'influence spectaculaire sur la part d'électricité 
renouvelable. 

Un accroissement supplémentaire à 23-24 TWh est observé à l'horizon 2030. Ces estimations pour 2030 
sont très ambitieuses et proviennent principalement d'un déploiement massif du programme éolien 
offshore. Le scénario 2030/bpk est même plus ambitieux que DLR, mais il faut souligner que le niveau 
des 17 TWh produits ne peut être atteint que par un soutien important de tous les projets offshore, et 
l'achèvement réussi des projets offshore en cours d'installation. 

Graphique 15: Comparaison des scénarios - approvisionnement en électricité 
et production domestique par forme d'énergie 
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Les perspectives en matière d'énergie éolienne à l'horizon 2020, se répartissent en deux groupes: 
BFP/eupk (sans mesures additionnelles) et l'EPE préconisent 5 TWh, alors que tous les autres (y compris 
DLR) tablent sur 8 à 9 TWh. Le phase-out nucléaire ou les hypothèses relatives au CCS n'ont 
virtuellement aucune impact ici, la différence résidant dans les contraintes supplémentaires telles 
l'imposition de mesures additionnelles (BFP/eupk), la réduction des émissions de CO2 sur le territoire 
belge (2030/bpk) ou simplement l'imposition de quotas de renouvelables (futures-e, EC package 20/20). 
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En conclusion, l'objectif de 8 à 9 TWh d'énergie éolienne en 2020 est atteignable, mais requiert une 
approche volontaire forte et le soutien des autorités. 

Pour la seule électricité générée par la biomasse, trois tendances se dégagent. DLR a l'estimation la plus 
basse avec 5 TWh, mais il faut souligner que DLR utilise la biomasse davantage pour des applications 
non électriques. BFP/eupk, 2030/bpk et l'EPE tablent sur 6 à 7 TWh, alors que les études plus récentes 
futures-e et EC package 20/20 pronostiquent 8, à voire même 11 TWh. Cette dernière estimation semble 
ambitieuse, bien qu'elle ne soit pas impossible via l'importation massive de biomasse. En conclusion, 8 à 
maximum 9 TWh sont à considérer comme déjà très ambitieux. Aucune croissance supplémentaire n'est 
attendue à l'horizon 2030: la biomasse domestique est largement exploitée et toute croissance 
supplémentaire dépend des coûts d'importation, de logistique et de feedstock qui sont susceptibles 
d'exploser. 

L'énergie solaire photovoltaïque (PV) requiert une attention particulière. En gardant à l'esprit l'échelle des 
données relatives à cette source d'énergie, il apparaît clairement que la majorité des projections ne 
tablent pas sur un impact majeur de la part du PV solaire, y compris à l'horizon 2030. Même DLR est 
plutôt conservateur avec 0,25 TWh en 2020 et 1,2 TWh en 2030. Les montants très élevés des scénarios 
2030/bpk15s et 2030/bpk30s sont une conséquence des contraintes très lourdes qui leurs sont imposées: 
pas de nucléaire, pas de CCS disponible et réduction des émissions CO2 localement. Ces scénarios 
aboutissent à des "carbon values" irréalistes de EUR 500, à voire même EUR 2000 par tonne de CO2 et 
sont dès lors très peu probables. En conclusion, le niveau de 0,25 TWh en 2020 (DLR) devrait être 
considéré comme un maximum ambitieux. L'impact sur le bilan énergétique de la Belgique est marginal, 
mais compte tenu du potentiel à long terme de l'énergie solaire, elle demande le maintien d'une politique 
de soutien et atteindre une production de l'ordre du TWh devrait constituer le but à atteindre. 

Le Graphique 16 compare les contributions de la cogénération dans la production d'électricité et de 
vapeur. Il faut observer que dans BFP/eupk, CE2030/bpk, EPE et WP 21-08, la production de toutes les 
unités de cogénération est comptabilisée, même si ces unités ne sont pas de qualité. Il faut noter que 
l'électricité produite dans les unités de cogénération est répartie entre les catégories RES (pour la 
cogénération à partir de biomasse) et fossile (pour la cogénération à partir de gaz naturel). Les TWh 
électriques sont d'abord déterminés par la demande de vapeur. 

Graphique 16: Comparaison des scénarios - cogénération 
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Le Graphique 17 montre finalement les résultats relatifs aux importations d'électricité (faibles importations 
nettes de 5 TWh). Les résultats de l'EPE ne sont pas comparables aux autres car les importations sont 
endogènes dans l'EPE et exogènes ailleurs. 

Graphique 17: Comparaison des scénarios - importations nettes d'électricité 
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4.5. Evolution des émissions de gaz à effet de serre 

Le graphique 18 compare les évolutions des émissions de CO2 d'origine énergétique. Les scénarios de 
référence ont une tendance à la hausse des émissions en 2020, tandis que tous les autres scénarios 
conduisent à une diminution, dans une certaine mesure, des émissions. 

Les scénarios Tobback imposent 15% ou 30% de réduction pour les GES au niveau européen, et on 
observe une réduction au niveau de la Belgique qui varie assez fortement en ajoutant les mesures 
additionnelles. Les scénarios CE2030 qui imposent 30% de réduction des émissions de CO2 en 2030 
montrent une allure inattendue dans leur parcours en 2020: ces 30% sont déjà atteints en 2020 dans le 
scénario sans nucléaire. Cette forte réduction dès 2020 est due à une moindre demande énergétique et le 
non-remplacement du charbon, tandis que les émissions dans le secteur électrique sont pratiquement les 
mêmes que dans le scénario avec nucléaire. L'impact de la fermeture du nucléaire dans la partie 
production électrique n'apparait qu'en 2030. Le scénario EC package 20/20 du WP 21-08 est le seul qui 
tient en compte l'introduction du système européen ETS et du recours possible aux mécanismes de 
flexibilité. Il donne clairement lieu à des émissions de CO2 plus importantes dans les secteurs ETS belges, 
c'est-à-dire la production électrique et l'industrie. Le scénario DLR conduit surtout à des réductions 
d'émissions dans les secteurs résidentiel, tertiaire, et dans une moindre mesure, transport. Les émissions 
liées à la production électrique et issues de l'industrie sont très similaires à celles estimées dans les 
autres études. 
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Graphique 18: Comparaison des scénarios - les émissions de CO2 d'origine énergétique 
par secteur consommateur 
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5. ANNEXE 2: NOTE DE W. EICHHAMMER 

From:  Eichhammer, Wolfgang 
Sent:  lundi 14 septembre 2009 10:38  
To:  Dufresne Luc; Jacques De Ruyck; Jacques Percebois; Luigi DePaoli; Marie-Pierre Fauconnier; 

Dominique.Woitrin; Danielle Devogelaer; Dominique Gusbin; Marc Deprez; Swartenbroekx Carine 
Cc: GEMIX@economie.fgov.be 
Subject: AW: GEMIX - Recommandations - version du 2009 09 11 après séance 

« Autant que membre du groupe d'expert GEMIX je ne partage pas entièrement toute l'urgence d'une 
prise de décision en ce qui concerne la prolongation de la durée de vie des centrales nucléaires 
existantes, au moins pas sans avoir pointé vers la possibilité de prendre des mesures ambitieuses 
d'efficacité énergétique et notamment, des mesures pour réduire la demande d'électricité, pour enrayer 
l'accroissement de la demande. Je concède qu'une bonne partie des recommandations aborde dans ce 
sens mais toute la question qui se pose est si ces recommandations seront traduites en mesures 
concrètes. 

Il y a sept ans l'auteur de ces lignes a souligné, avec d'autres partenaires, dans une étude sur un 
programme d'efficacité énergétique de la Belgique les possibilités de la réduction de la demande pour 
satisfaire aux besoins d'une lutte efficace contre le changement climatique, et également, pour assurer la 
sécurité d'approvisionnement. Durant ces sept ans, un certains nombre d'occasions ont été ratées pour 
mettre en œuvre des plans ambitieux d'économies de l'énergie. Pour cette raison, l'urgence s'est accrue, 
et qui se manifeste dans le rapport GEMIX, qu'il y aurait un gouffre grandissant entre la demande et l'offre 
dans le secteur électrique. De par la même raison, la lutte contre le changement climatique a également 
été moins efficace que cela aurait été possible. 

Malgré les recommandations très fortes de ce rapport sur l'efficacité énergétique il y néanmoins un risque 
réel que la décision sur un prolongation du nucléaire gomme la prise d'actions au moins aussi importante 
sur une utilisation efficace de l'énergie, et notamment de l'électricité. Même si beaucoup de temps a été 
perdu, je suis toujours convaincu qu'il soit possible, dans un espace de 5 à 7 ans, de mettre une politique 
ambitieuse en place pour réduire la consommation en électricité suffisamment pour ouvrir d'autres 
perspectives d'approvisionnement tel que le gaz. Ceci nécessite un calendrier tout aussi étroit qu'indiqué 
pour la décision sur le nucléaire. Notamment le cadre du 2ième plan d'efficacité énergétique de la Belgique, 
qui est à élaborer en 2010 (avec une échéance mi-2011), est crucial dans cet aspect. Le 1er plan 
d'efficacité énergétique de la Belgique a été épinglé par la Commission Européenne pour son manque de 
coordination entre les régions, le manque d'un objectif commun et pour le manque d'un calendrier clair de 
réalisation des mesures. Il est impératif que le gouvernement et les régions améliorent leurs efforts 
concernant le deuxième plan, que des mesures concrètes soit présentées au public, suivies d'une mise en 
œuvre des mesures dans un espace de un à trois ans après publication du plan. Notamment les mesures 
d'efficacité de l'électricité doivent avoir un poids considérable dans ce deuxième plan. Ces mesures 
concrètes doivent s'accompagner des moyen concrètes pour les mettre en œuvre, et utiliser notamment 
aussi les mécanismes de financement par le secteur de l'énergie qui sont prévus dans l'article 6 de la 
Directive sur l'Efficacité Énergétique et les Services de l'Énergie. 

Sans un calendrier concret et serré sur l'efficacité de l'énergie, la prolongation éventuelle de la vie des 
centrales nucléaires risque de repousser l'échéance pour un tel programme d'une ou deux décennies, 
risquant de reproduire dans quelques années le même contexte d'urgence de décision en ce qui concerne 
la prolongation continue de la vie des centrales nucléaires qu'actuellement. La publication des premiers 
plans d'efficacité de l'énergie de la Belgique et des régions semble confirmer que ce risque est réel et que 
les recommandations de ce rapport sur l'efficacité de l'énergie pourront rester sans suivi. » 

*         * 
* 
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6. ANNEXE 3: GEMIX VRAAG IN VERBAND MET BIOMASSA - JACQUES DE RUYCK 
 
 

 
 
Faculteit Ingenieurswetenschappen 
Vakgroep Toegepaste Mechanica 
Prof. J. De Ruyck 
 
 

GEMIX : vragen ivm invoer en emissies van biomassa 
 
 
Bedoeling van deze nota 

Bij de hearings over het voorlopige rapport van de commissie Gemix is de vraag gerezen om het aspect 
biomassa beter toe te lichten. Meer bepaald rijst de vraag in welke mate men op grote schaal biomassa 
kan importeren teneinde aan de 13% hernieuwbare energie bij eindgebruik in 2020 te kunnen voldoen, en 
in welke mate dit problemen stelt ivm schadelijke emissies. 

In deze nota worden elementen aangevoerd die tot een oordeel over biomassa import kunnen leiden, 
zonder evenwel een expliciet antwoord te geven aan de vraag. Een dergelijk antwoord is immers functie 
van een nader te bepalen standpunt omtrent billijke verdeling van biomassa over de wereldbevolking, en 
de mate waarin Belgische bevolking aanspraak kan maken op dit wereldwijd potentieel. 
 
 
Benadering 

Deze nota bevestigt enerzijds het beperkte potentieel van biomassa welke in België voor energetische 
doeleinden kan gekweekt worden (dus exclusief directe en indirecte import). Deze oefening is gebaseerd 
enerzijds op een elementaire benadering via beschikbaar landbouw- en bosareaal, en anderzijds via meer 
gedetailleerde inventarissen bij regionale statistieken, IEA rapporten en gegevens van Eurostat. 

Vervolgens wordt het wereldwijd potentieel ingeschat, op basis van representatieve literatuur. De 
informatiebronnen zijn in hoofdzaak het internationaal energieagentschap IEA, de wereldwijde Food and 
Agriculture Organisation FAO en de World Energy Council WEC. Een plafond wordt gegeven door een 
studie door Hoogwijk e.a. [1].  

Dit potentieel wordt vervolgens op gelijkwaardige basis gealloceerd aan de wereldbevolking. Dit definieert 
een soort 'trekkingsrecht' voor o.m. de Belgische bevolking. Het trekkingsrecht kan op twee manieren 
worden vastgesteld : men kan de verdeling doen per capita, zonder rekening te houden met het lokaal 
specifiek verbruik, of men kan het trekkingsrecht evenredig beschouwen met dit lokaal gebruik. Aangezien 
het specifiek verbruik van primaire energie in België drie maal hoger is dan het wereldwijd gemiddelde (zie 
Tabel 1), wordt dit laatste trekkingsrecht dan ook drie maal groter. Uiteraard is dit gebonden aan een 
ethische discussie over de mate waarin wij een dergelijk trekkingsrecht kunnen/moeten laten gelden. 
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Dit 'trekkingsrecht' wordt uiteindelijk vergeleken met onze energievraag. Dit geeft aan in welke mate wij 
aan deze vraag kunnen voldoen door massaal biomassa te importeren, binnen aanvaardbare grenzen van 
wereldwijde verdeling van biomassa. 

Overzicht van gegevens 
Tabel 1 geeft een overzicht van enkele kenmerkende cijfers. Deze gegevens worden op verscheidene 
manieren uitgebrukt teneinde de nodige voeling te geven over de betekenis van dit verbruik. Van links 
naar rechts zijn dit : 

- het gemiddeld primair enegieverbruik per persoon per jaar, uitgedrukt in MWh 
- het equivalent bruto volume aan brandhout, in kubieke meter 
- de benodigde oppervlakte om dit brandhout te produceren, in ha 
- de fractie van gemiddeld primair energieverbuik in België. 

De omzetting voor deze kolommen is gebaseerd op de waarden in Tabel 2. Deze waarden zijn 
gemiddelde representatieve waarden. Densiteiten van hout en wijze van stockage kunnen immers sterk 
verschillen, en de opbrengst in ton/ha varieert van minder dan 2 tot boven 30 ton/ha. De gehanteerde 
waarde van 8 ton/ha is heden aan de hoge kant voor België, maar eerder laag op wereldvlak omdat 
tropische streken veel hogere opbrengsten kunnen vertonen. 

Bespreking van de gegevens 

Primaire verbruik per capita 

De eerste lijnen in Tabel 1 tonen het huidige verbruik per inwoner in België en in de wereld, waarbij het 
globale verbruik evenredig wordt verdeeld over de inwoners. Deze cijfers omvatten dus alle verbruik, 
inclusief industrie, transport e.a. Men stelt vast dat het gemiddeld verbruik in België drie maal hoger ligt 
dan het wereldgemiddelde, hetgeen uiteraard gelijkaardig is voor andere OECD landen. Indien al het 
verbruik in België voor 100% zou gebaseerd zijn op biomassa (hout), dan zou men per inwoner ca 40 
kubieke meter hout per jaar en per persoon nodig hebben, en overeenkomstig 1.8 ha per persoon om dit 
hout te kweken. De derde lijn geeft weer hoeveel biomassa per persoon is vereist in het WP21 scenario 
om 13% hernieuwbare energie te bereiken in het eindgebruik. Dit komt overeen met 8% biomassa in ons 
primaire verbruik, of 3.2 kubieke meter hout per jaar en per persoon. 

Globaal potentieel 

De tweede groep lijnen in Tabel 1 geeft enkele plafond waarden voor potentieel aan biomassa.  

De lijn 'Hoogwijk' [1] illustreert de meest ambitieuze prognose van wereldwijd potentieel voor het jaar 
2050. Er dient opgemerkt dat in deze prognose het wereldwijd potentieel een vork is van minimum 30 tot 
maximum meer dan 1000 EJ per jaar. M.a.w. er heerst nog bijzonder grote onzekerheid over de mate 
waarin men het natuurlijk aanbod effectief kan aanwenden voor praktisch gebruik. In Tabel 1 werd de 
maximumwaarde van 1000 EJ gehanteerd.  
Dit gelijkwaardig verdelen over de wereldbevolking zou voor België leiden tot een dekking van 69% van 
onze noden (of 207% bij hoger 'trekkingsrecht'), met als kanttekeningen dat dit 2 à 3 miljard extra hectares 
vereist voor kweken van biomassa (hout), die momenteel niet voorhanden zijn, met opbrengsten die tegen 
2050 30 ton/ha overschrijden. Ter vergelijking : het totaal wereldwijd biomassa areaal is in de orde van 10 
miljard hectares, met gemiddelde opbrengsten onder 10 ton/ha. Dit moet dus als een theoretisch plafond 
worden beschouwd. 
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MWh/p.y blk m3/p.y ha/p % (B) % (W) source
Primary energy consumption per capita:
Belgium total consumption 60.00 40.32 1.800 100.0 300.0 GEMIX
World total consumption 20.00 13.44 0.600 33.3 100.0 WEC
Belgium biomass 13% REN target 4.80 3.23 0.144 8.0 n.a. WP 21-08
Overall potentials:
Max. potential world 2050 41.46 27.86 1.244 69.1 207.3 Hoogwijk
All forest world exploited 19.90 13.37 0.597 33.2 99.5 FAO
All biomass grown in belgium 7.00 4.70 0.210 11.7 n.a. AMPERE
Overall wood consumption:
All wood consumption world 0.90 0.61 0.027 1.5 4.5 FAO
All wood fuel consumption world 0.36 0.24 0.011 0.6 1.8 FAO
All wood fuel, including rural use 0.75 0.50 0.022 1.2 3.7 WEC
Overall food consumption:
human food 0.93 0.63 0.028 1.6 4.7 Hoogwijk
Belgian potential/consumption:
Belgian biomass potential 1.65 1.11 0.050 2.8 n.a. IEA
Belgian biomass supply 1.74 1.17 0.052 2.9 n.a. Eurostat
Belgian biomass consumption 1.67 1.12 0.050 2.8 n.a. EMIS/ICEDD
Belgian biomass consumption 0.81 0.55 0.024 1.4 n.a. IEA  

Tabel 1 : Representatieve cijfers per persoon in België of wereldwijd 
Gegevens zijn gebaseerd op de onderlijnde waarden. 

 
average wood density 0.5 ton/m3
average bulk voidage 1.4 m3/m3

average wood heating value 15 MJ/kg
average wood yield 8 ton/ha

1 ktoe = 41.87 TJ
1 TJ = 0.28 GWh

1 ktoe = 11.63 GWh
1 MWh = 240 kg
1 MWh = 0.48 net m3
1 MWh = 0.67 bulk m3
1 MWh = 0.030 ha

World population 6.7 biljon
Belgium population 10 miljon  
Tabel 2 : Cijfergegevens voor omzetting in Tabel 1 

 
De tweede lijn (all forest world) volgt een gelijkaardige redenering. Deze cijfers zijn gebaseerd op het 
wereldwijd bos- en woudareaal van ca 4 miljard hectares, waarbij men de totaliteit van dit areaal in 
exploitatie zou nemen voor energetische toepassing. Dit even theoretisch cijfer zou leiden tot 33% (99%) 
dekking van ons energieverbruik. 
 
De derde lijn (all biomass Belgium) werd gehanteerd in de commissie Ampere om de beschikbaarheid van 
biomassa in België in te schatten. Het is gebaseerd op de totaliteit van landbouw- en bosareaal in België 
(zijnde 21000 km²), waarbij de totaliteit van de biomassa voor energiedoeleinden zou worden aangewend. 
Men stelt vast dat dit tot een theoretisch plafond van 11 % dekking leidt. De beschikbare oppervlakte is 
uiteindelijk relatief hoog (2/3 van de oppervlakte), maar dit wordt sterk getemperd door de hoge 
concentratie van bevolking en industrie over ditzelfde oppervlak (slechts 0.21 ha en 4.7 m3 per inwoner 
per jaar).  
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Wereldwijd verbruik van hout: 

Deze gegevens geven een idee hoe het wereld houtverbruik zich situeert tegenover onze energienoden. 
Het wereldwijd geregistreerd verbruik van hout bedraagt ca 0.61 m3 per persoon per jaar, hetgeen 
overeenkomt met 1.5% van ons energetisch verbruik. Daarvan wordt ca 0.24 m3 aangewend als 
brandhout. De derde lijn geeft een hoger cijfer weer voor het verbruik van brandhout, omdat rekening 
wordt gehouden met niet geregistreerd ruraal gebruik. 

Men stelt vast dat deze cijfers een dekking geven in de orde van slechts 1% (3-4%) van ons specifiek 
verbruik, hetgeen illustreert hoe ver wij verwijderd zijn van meer grootschalige toepassing van biomassa 
op wereldwijd vlak. 

Verbruik voor voeding 

Ter vergelijking wordt in Tabel 1 ons energetisch verbruik via voeding weergegeven, gebaseerd op een 
2200 kcal/dag dieet. Dit laatste illustreert de enorme spanning tussen areaal bestemd voor voeding (1.6% 
van ons verbruik), tegenover die voor energie (100%). 

Potentieel/verbruik in België 

De laatste groep toont de cijfers voor België. Het is niet steeds duidelijk of de cijfers een 'potentieel' 
voorstellen, dan wel de huidige verbruikcijfers. De discrepantie tussen de cijfers toont aan dat de 
statistieken redelijk sterk kunnen verschillen, en dat het 'potentieel' vermoedelijk niet zo ver boven het 
huidig verbruik ligt. Hoe dan ook, de eigen biomassa kan moeilijk leiden tot meer dan 3% van ons eigen 
verbruik, waarbij men nu reeds om en bij de 2% realiseert. 9% realiseren vergt dus invoer van 6% van ons 
primair energieverbruik. 
 
 
Andere beperkingen voor biomassa 
 
Bij grootschalige toepassing van biomassa dient men de nodige aandacht te besteden aan de bijhorende 
emissies, vooral van fijn stof en NOx. Indien biomassa steenkool vervangt in grote centrales dan kan men 
stellen dat deze emissies globaal genomen op een positieve wijze worden beïnvloed. Bij kleinschalige 
toepassingen is dit een ander verhaal, aangezien kleine installaties normaal gesproken niet voorzien zijn 
van ontstoffing of deNOx installaties, terwijl zij gas en/of olie vervangen. Niettemin is in de recente jaren 
grote vooruitgang geboekt op dit domein, en emissies onder 20 mg/MJ fijn stof worden bereikt, zij het in 
de beste gevallen en onder goed gecontroleerde omgeving. Een pelletketel met kwaliteitslabel emitteert 
typisch tussen 10 en 50 mg/MJ. Uit meetcampagnes blijken de reële emissies van stof evenwel te 
variëren tussen 20 en 5000 mg/MJ [2]. De normen terzake variëren al evenveel, met waarden van 
100 mg/MJ tot 2000 mg/MJ. 
 
Bij dergelijke scenarios dient dus de nodige aandacht te worden besteed aan de emissies van vooral 
kleinschalige installaties. Men kiest best de strengste kwaliteitslabel en controle is noodzakelijk. 
Anderzijds komen tegenwoordig elektrostatisch filters ter beschikking die vooralsnog redelijk geprijsd zijn 
(1000-1500 euro), maar die het stofgehalte tot onder 10 mg/MJ verdringen [3].  
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Conclusies 
- Een sterke toename van biomassa vergt noodzakelijkerwijze een omvangrijke import, vooral hout of 

houtachtige biomassa. 

- Een ethische vraag stelt zich betreffende de mate waarin wij beroep kunnen doen op wereldwijd 
potentieel, waarbij men zich moet afvragen op welke wijze deze biomassa op billijke wijze wordt 
verdeeld over de wereldbevolking. 

- Wereldwijde dekking van energievraag via biomassa is momenteel in de orde van enkele procenten. 

- Significante toename, op ethisch verantwoorde basis, vergt extra verbouwing van enkele miljard ha, 
tegenover ca 10 miljard hectare beschikbaar wereldareaal. 

- De doelstelling van 13% hernieuwbare energie bij eindverbruik vergt dat ca 9% van primaire energie 
afkomstig is van biomassa, waarvan minstens 6% via import. Uit Tabel 1 blijkt dat dit mogelijk is, maar 
nog meer ethisch verantwoorde import vereist wereldwijd een sterke toename van exploitatie van 
biomassa areaal. 

- Significante toename van decentraal gebruik van biomassa vergt bijzondere aandacht voor wat betreft 
emissies van stof en NOx. Bijzondere eisen dienen gesteld te worden naar kwaliteit van de installaties 
en controle bij het gebruik. 
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7. ANNEXE 4: EVOLUTION DE LA CAPACITÉ DE PRODUCTION D'ÉLECTRICITÉ - CREG 
 

1. Introduction 
La présente note illustre l'évolution de la capacité de production des unités raccordées au réseau ELIA sur 
la période 2008-2020.  

Les résultats affichés sont basés sur un calcul simple et ne peuvent englober toutes les incertitudes (et ce 
à l'inverse des modèles Procreas, Primes,...). Ce calcul simple ne vise pas non plus à constituer une 
simulation du système électrique.  

Quatre hypothèses sont élaborées, et une évolution possible de la capacité de production nominale, de la 
capacité de production disponible, du crédit de capacité et de la production d'énergie est fournie pour 
chaque hypothèse. La notion de crédit de capacité est étudiée plus en détail pour ce qui concerne les 
éoliennes 36.  

L'évolution se fait en comparaison des unités raccordées au réseau de transport ELIA le 31-12-2008. 
 
 
2. Hypothèses 
Les hypothèses ont été définies en fonction de la probabilité que l'évolution se produise. 
 
2.1 Hypothèse 1 
L'hypothèse 1 se base ainsi uniquement sur l'information qui est certaine: 

 La capacité de production supplémentaire pour laquelle la décision d'investissement a déjà été prise et 
qui sera réalisée avant 2015.  
o Augmentations de capacité de Doel 1, Doel 4 et Tihange 3 
o Unités TGV à Amercoeur (mise en service en avril 2009), Marchiennes, Tessenderlo 
o Unité thermique Sidmar 
o Turbines gaz cycle ouvert à Angleur 
o Quelques cogénérations qui entreront bientôt en service (Exxon, Lanxess Degussa) 
o Energie éolienne on shore supplémentaire entre aujourd'hui et 2015 (274 MW en Wallonie, y 

compris le parc éolien d'Estinnes et 80 MW en Flandre) 
o La réalisation complète des trois premiers parcs éoliens offshore (C-Power, Belwind et Eldepasco) 

car la capacité d'accueil existe ; une réserve : toutes les décisions d'investissement ne sont pas 
prise mais sont normalement assurées. 

 Mises hors service entre 2009 et 2010 ayant déjà été décidées (Mol 12, Amercoeur, Rodenhuize, CS 
Charleroi Carsid et l'ancienne cogénération de Esso). 

 Mise hors service des unités nucléaires Doel 1, Doel 2 et Tihange 1, selon la loi du 31 janvier 2003. 
 

2.2 Hypothèse 2 
Hypothèse 2 = Hypothèse 1 + mises en service probables – mises hors service probables 

 Basée sur l'hypothèse 1. 
 Mise en service probable pour laquelle la décision d'investissement n'a toutefois pas encore été prise, 

mais qui disposent de tous les permis : TGV de Visé et Seneffe ainsi que la turbine vapeur de Carsid à 
Charleroi. 

 Mises hors service probables entre 2011 et 2015 (Ruien 3, Kallo 1, Kallo 2, Awirs 5 et Ruien 6). 
 

                                                   
36 Voir également le doctorat "The Backup of wind power" par Dr. P. Luickx - KULeuven, 28-8-2009. 
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2.3 Hypothèse 3 
Hypothèse 3 = Hypothèse 2 + réalisation du projet Stevin et éoliennes offshore supplémentaires 
(1656 MW étant la valeur moyenne des projets pour lesquels une demande de concession domaniale a 
été introduite sur les 4 zones « libres »). 
 
2.4 Hypothèse 4 
Hypothèse 4 = Hypothèse 3 + mises hors service possibles (Awirs 4, Ruien 4, Ruien 5, 
Ruien 5 Repowering, Langerlo 1 + 3 et 2 + 4) entre 2011 et 2014. 
 
2.5 Aperçu des hypothèses (détail en annexe) 
L'évolution de la capacité de production (en MW) pour les quatre hypothèses : 
 

 Hypothèse 1 Hypothèse 2 Hypothèse 3 Hypothèse 4 

Probabilité Certaine 
Evolution 
probable 

Evolution probable + 
projet Stevin 

Evolution possible 

Capacité 
supplémentaire  + 2 378  +3 793  + 3 793  + 3 793 

Mises hors service  - 874  - 2 113  - 2 113  - 3 207 

Mises hors service 
unités nucléaires  - 1 830  - 1 830  - 1 830  - 1 830 

Eolien offshore  + 846  + 846  + 2 502  + 2 502 

  + 520  + 696  + 2 352  +1 258 

 
 
3. Calculs 
 
3.1 Capacité nominale 

Pour le calcul de l'évolution des capacités nominales, les unités indiquées par Elia au 31/12/2008 ont été 
prises pour point de départ. Pour chaque hypothèse, les capacités nominales des unités concernées ont 
été ajoutées ou supprimées. 

Cette capacité nominale n'est toutefois pas toujours disponible en raison de mises hors service planifiées 
(activités d'entretien, refueling) et de mises hors service non prévues (forced outages. incidents, pannes). 
C'est pourquoi l'évolution de la capacité disponible est calculée ci-après. 
 
3.2 Capacité disponible 
La capacité disponible d'une unité est la capacité nominale x son degré de disponibilité. 
Le degré de disponibilité est un facteur qui tient compte de la disponibilité moyenne de l'unité sur base de 
chiffres historiques. 

Pour les unités existantes, le degré de disponibilité est basé sur le degré utilisé pour des simulations dans 
le modèle Procreas pour l'étude prospective électricité. 
Pour les nouvelles unités, les facteurs de disponibilité suivants ont été utilisés : 

 Eolien onshore : 25% 
 Eolien offshore : 40% 
 CCGT : 93% 
 OCGT : 90% 
 Autres : 80% 
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3.3 Crédit de capacité 

En ce qui concerne l'énergie éolienne, il est tenu compte, ici, du facteur pour le crédit de capacité.  

Ce facteur est estimé à 20% pour l'éolien onshore. 

Pour l'éolien offshore, il n'est pas tenu compte de ce facteur dans les hypothèses 1 et 2. A partir de 
l'hypothèse 3, qui réalise le projet Stevin et où 1656 MW d'énergie éolienne offshore supplémentaire sont 
installés, nous évaluons ce facteur à 30% (voir note en annexe). 
 
3.4 Production d'énergie 

Pour le calcul de la production d'énergie, il a été tenu compte d'une évaluation du nombre moyen d'heures 
de charge pleine durant lesquelles chaque unité fonctionnera.  

Pour les unités nucléaires (comme unités de base), ceci équivaut à +/- 90% * 8760 heures * puissance 
nominale de l'unité. 

Pour les autres unités on se base sur le nombre moyen d'heures de fonctionnement sur la période 
2007-2008. 

Pour les unités pour lesquelles aucune donnée n'est disponible en matière de production d'énergie sur la 
période 2007-2008 et pour les nouvelles unités, une évaluation a été réalisée du nombre d'heures de 
fonctionnement à charge pleine par année. Il est évident que certaines centrales (plus onéreuses, donc 
parfois marginales, comme les centrales TGV) peuvent fonctionner un plus grand nombre d'heures avec 
une plus grande disponibilité si la demande d'électricité l'exige. 
Les évaluations suivantes ont été utilisées (en l'absence de production en 2007-2008) : 

 CCGT : 5500 heures 
 CHP : 4400 heures 
 Certaines CHP comme Degussa, Lanxess et Exxon (sur base du dossier d'autorisation) : 8000 à 

8410 heures 
 Energie éolienne : facteur pour la capacité de crédit * 8760 heures 
 Autres : 2000 heures 

 
 
4. Evolution de la capacité nominale, du crédit de capacité et de la 

production d'énergie 
Voir annexe 2 ci-après. 
 
 
5. La demande d'électricité 
La demande brute d'électricité (demande finale + pertes + pompage) s'élève en 2007, selon les 
statistiques du SPF Economie, à 95.599 TWh. 

La demande d'électricité pour les consommateurs finals s'élèvera en 2020, selon le rapport provisoire de 
GEMIX (30 juin 2009), à +/- 105 TWh (page 35).  

Il y a moyen de réaliser, plus ou moins, à partir de cette demande finale d'électricité, une évaluation de la 
demande brute d'électricité en 2020: 

105 TWh + 2 TWh (pompage) + 5.25 TWh (5% pertes) = 112.25 TWh. 
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Si nous ne prenons pas en considération la récession actuelle et la diminution de la demande d'électricité, 
et en supposant une croissance constante de la demande d'électricité (1.21% par an), nous aboutissons à 
l'évolution suivante de la demande brute d'électricité. 

Année 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 

Demande TWh 96 97 98 100 101 102 103 104 106 107 108 110 111 112 

 
Ensuite, la demande de pointe correspondant à cette demande totale est déterminée, sur base d'un profil 
d'année de référence de la demande d'électricité par heure (comme ce fut également le cas dans le cadre 
de runs Procreas pour l'Etude prospective). 

Année 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 

Demande 
de pointe 

MW 
15.258 15.424 15.593 15.763 15.935 16.109 16.285 16.463 16.643 16.825 17.009 17.196 

 
 
6. Comparaison de la demande avec les évolutions projetées 
Voir annexe 2 ci-après. 
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Annexe 1 : L'éolien en Belgique, à présent et à l'avenir 
 
La Belgique est en train d'investir pleinement dans l'énergie éolienne. L'ajout de ces puissances en 
énergie éolienne à la puissance installée de l'ensemble du parc électrique doit avoir lieu compte tenu de 
deux remarques importantes. 
 
 
Facteur de capacité 
 
Premièrement, dans un pays relativement petit comme la Belgique, le manque de superficie joue un rôle 
important. On peut s'attendre à ce que les meilleurs sites soient utilisés en premier lieu; de ce fait, seuls 
restent des sites de moins en moins attrayants. Si les sites sont évalués selon leur potentiel moyen de 
production d'énergie éolienne, on peut poser concrètement que ces productions moyennes diminueront à 
mesure que les sites deviendront moins importants. Si l'on suppose que les facteurs de capacité 37 
moyens se situent aux alentours de 25%, il faudra tenir compte, en présence d'une offre moins attrayante 
de sites, d'un facteur de capacité moyen en diminution. Ceci ne peut être contré que par l'apport de 
nouvelles améliorations techniques dans la technologie éolienne et l'utilisation de turbines toujours plus 
grandes.  
 
 
Crédit de capacité 
 
Un deuxième aspect réside dans la différence entre une contribution de turbines éoliennes, exprimée en 
termes de capacité ou d'énergie. Dans des circonstances normales, tout kWh livré issu de turbines 
éoliennes sera repris par le réseau et pourra être affecté utilement. Ceci n'aborde toutefois pas la question 
de la contribution des turbines éoliennes sur le plan de la capacité au sein du système, ou la manière dont 
un kW de puissance éolienne installée contribue au système. Pour pouvoir remplacer d'autres centrales 
dans le parc de centrales, la valeur de remplacement, exprimée en puissance, est en effet importante. Le 
terme crédit de capacité est utilisé dans ce cadre. Ce terme exprime la contribution de capacité d'un 
investissement déterminé dans le parc de centrales. Il détermine la quantité de puissance en capacité 
conventionnelle issue du système qui peut être remplacée par une puissance déterminée en turbines 
éoliennes ou la quantité de demande de pointe, exprimée en [MW], qui peut augmenter en cas d'ajout en 
puissance éolienne issue de turbines éoliennes.  
Le crédit de capacité est lié, jusqu'à un certain point, au facteur de capacité. Pour les faibles volumes de 
puissance installée (dans différentes études, on admet jusqu'à environ 5% de l'énergie livrée), les deux 
demeureront parallèles [3]. Lorsque l'on aborde des puissances en énergie éolienne relativement 
grandes, la valeur pour le crédit de capacité sera réduite des puissances éoliennes croissantes, comme 
l'indique également la Figure 1: Valeur pour la capacité de crédit avec des niveaux 
de pénétration croissants d'énergie éolienne [3] 
Pour les volumes plus importants en énergie éolienne, ce crédit de capacité est bien moindre, avec de 
possibles réductions de moitié au niveau de la valeur du crédit de capacité. 

                                                   
37  Un facteur de capacité reflète la proportion entre l'électricité générée durant une année, exprimée en heures de 

charge pleine équivalentes, et la puissance installée d'une turbine éolienne ou d'un parc éolien. 
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Figure 1: Valeur pour la capacité de crédit avec des niveaux 
de pénétration croissants d'énergie éolienne [3] 
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Annexe 2 : Résultats des simulations 
Hypothèse 1 
- mise hors service centrales nucléaires D1, D2, Ti1 
- investissements décidés 
- mises hors service décidées 
 

Capacité nominale (MW) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 1788 1830 0 0 

Unités existantes 13665 12791 12791 12791 
Nouvelles unités 0 2336 2336 2336 

Eolien offshore 0 846 846 846 
Total 15453 17802 15973 15973 

Capacité de crédit (MW) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 1609 1647 0 0 

Unités existantes 12121 11344 11344 11344 
Nouvelles unités 0 1910 1910 1910 

Eolien offshore 0 338 338 338 
Total 13730 15239 13593 13593 

 Production d'électricité (TWh) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 14 14 0 0 

Unités existantes 71 67 67 67 
Nouvelles unités 0 12 12 12 

Eolien offshore 0 3 3 3 
Total 86 97 82 82 

2008 2015 2016 2020 
Demande de pointe (MW) 15094 16285 16463 17196 
Manque en MW TGV équivalent 1467 1124 3086 3874 
Demande d'électricité (TWh) 97 106 107 112 
Manque en TWh 12 9 25 30 
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Hypothèse 2 
- mise hors service centrales nucléaires D1, D2, Ti1 
- investissements décidés et probables 
- mises hors service décidées et probables 
 

Capacité nominale (MW) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 1788 1830 0 0 

Unités existantes 13665 11552 11552 11552 
Nouvelles unités 0 2336 2336 2336 

Eolien offshore 0 846 846 846 
Visé, Seneffe et CS 0 1415 1415 1415 

Total 15453 17978 16149 16149 

Crédit de capacité (MW) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 1609 1647 0 0 

Unités existantes 12121 10184 10184 10184 
Nouvelles unités 0 1910 1910 1910 

Eolien offshore 0 338 338 338 
Visé, Seneffe et CS 0 1316 1316 1316 

Total 13730 15395 13748 13748 

 Production d'électricité (TWh) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 14 14 0 0 

Unités existantes 71 65 65 65 
Nouvelles unités 0 12 12 12 

Eolien offshore 0 3 3 3 
Visé, Seneffe et CS 0 8 8 8 

Total 86 102 88 88 

2008 2015 2016 2020 
Demande de pointe (MW) 15094 16285 16463 17196 
Manque en MW TGV équivalent 1467 957 2919 3707 
Demande d'électricité (TWh) 97 106 107 112 
Manque en TWh 12 3 19 24 
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Hypothèse 3 
- mise hors service centrales nucléaires D1, D2, Ti1 
- investissements décidés et probables 
- mises hors service décidées et probables 
- réalisation du projet Stevin et construction des parcs éoliens offshore connus 
 

Capacité nominale (MW) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 1788 1830 0 0 

Unités existantes 13665 11552 11552 11552 
Nouvelles unités 0 2336 2336 2336 

Eolien offshore 0 846 1286 2502 
Visé, Seneffe et CS 0 1415 1415 1415 

Total 15453 17978 16589 17805 

Crédit de capacité (MW) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 1609 1647 0 0 

Unités existantes 12121 10184 10184 10184 
Nouvelles unités 0 1910 1910 1910 

Eolien offshore 0 338 480 751 
Visé, Seneffe et CS 0 1316 1316 1316 

Total 13730 15395 13890 14161 

 Production d'électricité (TWh) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 14 14 0 0 

Unités existantes 71 65 65 65 
Nouvelles unités 0 12 12 12 

Eolien offshore 0 3 4 7 
Visé, Seneffe et CS 0 8 8 8 

Total 86 102 89 92 

2008 2015 2016 2020 
Demande de pointe (MW) 15094 16285 16463 17196 
Manque en MW TGV équivalent 1467 957 2767 3264 
Demande d'électricité (TWh) 97 106 107 112 
Manque en TWh 12 3 18 21 
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Hypohèse 4 
- mise hors service centrales nucléaires D1, D2, Ti1 
- investissements décidés et probables 
- mises hors service décidées, probables et possibles 
- réalisation du projet Stevin et construction des parcs éoliens offshore connus 
 

Capacité nominale (MW) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 1788 1830 0 0 

Unités existantes 13665 10458 10458 10458 
Nouvelles unités 0 2336 2336 2336 

Eolien offshore 0 846 1286 2502 
Visé, Seneffe et CS 0 1415 1415 1415 

Total 15453 16884 15495 16711 

Crédit de capacité (MW) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 1609 1647 0 0 

Unités existantes 12121 9215 9215 9215 
Nouvelles unités 0 1910 1910 1910 

Eolien offshore 0 338 480 751 
Visé, Seneffe et CS 0 1316 1316 1316 

Total 13730 14426 12920 13191 

 Production d'électricité (TWh) 2008 2015 2016 2020 
D1+D2+Ti1 14 14 0 0 

Unités existantes 71 60 60 60 
Nouvelles unités 0 12 12 12 

Eolien offshore 0 3 4 7 
Visé, Seneffe et CS 0 8 8 8 

Total 86 98 84 87 

2008 2015 2016 2020 
Demande de pointe (MW) 15094 16285 16463 17196 
Manque en MW TGV équivalent 1467 1999 3809 4306 
Demande d'électricité (TWh) 97 106 107 112 
Manque en TWh 12 8 23 25 
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8. ANNEXE 5: STATUS AND PERSPECTIVES OF NUCLEAR REACTOR PRESSURE VESSEL LIFE 
EXTENSION UP TO 60 YEARS OPERATION IN BELGIUM 
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9. ANNEXE 6: 2008 PERFORMANCE INDICATORS - WORLD ASSOCIATION OF NUCLEAR 
OPERATORS 
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10. ANNEXE 7: ONDRAF - ACTUALISATION DES PRÉVISIONS DE VOLUMES DE DÉCHETS 
CONDITIONNÉS EN CAS DE PROLONGATION DE LA DURÉE DE VIE DES CENTRALES 
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11. ANNEXE 8: TARIFICATION DE L'ÉLECTRICITÉ ET AFFECTATION DE LA RENTE NUCLÉAIRE: 

DEUX QUESTIONS LIÉES - JACQUES PERCEBOIS 
 

Tarification de l'électricité et affectation 
de la rente nucléaire : deux questions liées 

 
Jacques PERCEBOIS 

 
L'ouverture à la concurrence des marchés électriques et l'interconnexion croissante des 

réseaux en Europe ont favorisé l'émergence d'un prix unique de l'électricité sur le marché de gros, du 
moins durant une grande partie de l'année et au niveau de certains pays (France, Allemagne, 
Belgique, Pays-Bas, Luxembourg). Comme les parcs de production sont très différenciés, certains 
opérateurs bénéficient d'une rente à certaines heures parce que leur coût de production est 
sensiblement inférieur au coût de la centrale marginale appelée sur le réseau et qui fait le prix du 
marché. C'est notamment le cas du nucléaire, en France comme en Belgique. Le fait de vendre le kWh 
nucléaire à un prix très supérieur à son coût marginal durant certaines heures (la pointe ou la semi-
base) procure certes une rente mais cette rente sert à financer les coûts fixes du nucléaire puisque 
ceux-ci ne sont pas couverts lorsque le nucléaire est marginal et que le prix du marché de gros est 
calé sur les seuls coûts variables de ce nucléaire. Il y aura véritablement rente ou « windfall profits » si, 
au total, le prix moyen récupéré par kWh nucléaire est supérieur au coût complet (coûts fixes et coûts 
variables) du kWh nucléaire, y compris un taux normal de rentabilité du capital investi (WACC). Le fait 
de vendre le kWh à un prix élevé aux heures de pointe est non seulement justifié pour récupérer les 
coûts fixes et les coûts variables de la centrale de pointe mais il doit inciter les consommateurs à 
limiter leur consommation à un moment où l'électricité est produite avec des centrales thermiques 
coûteuses et polluantes. Il est donc légitime d'inclure en plus dans ce prix de pointe le coût de la tonne 
de CO2, que cette tonne soit achetée sur un marché ou qu'elle soit taxée par l'Etat.  

Deux débats sont aujourd'hui menés en Europe et ils sont liés : 1) Comment mesurer la rente 
nucléaire et que doit-on en faire ? Faut-il la taxer, la redistribuer ? 2) Faut-il maintenir une tarification 
fondée sur le « merit order » (tarification au coût marginal) ou doit-on mettre en œuvre une tarification 
progressive avec la quantité d'électricité consommée ? La lutte contre le réchauffement climatique 
conduit certains experts à considérer qu'un système progressif par tranches de consommation 
permettrait de réduire la demande d'électricité et serait de plus favorable aux couches les plus 
modestes de la population.  

 
I Tarification de l'électricité fondée sur les coûts marginaux ou 

tarification progressive avec la quantité consommée ? 
 

I La logique d'une tarification fondée sur les coûts marginaux : gestion optimale de la 
courbe de charge ? 

 
L'électricité n'est pas un produit comme un autre ; elle ne stocke pas et de plus tous les kWh 

ne se valent pas : un kWh consommé aux heures creuses n'a pas la même valeur qu'un kWh 
consommé aux heures de pointe tout simplement parce que le coût de production de ces kWh n'est 
pas le même. Pour répondre à une demande aléatoire le producteur d'électricité va faire appel aux 
divers moyens de production dont il dispose en commençant, pour un parc donné de centrales, par les 
centrales dont le coût variable est le plus faible (en France ou en Belgique c'est l'hydraulique au fil de 
l'eau et le nucléaire, mais aussi l'éolien qui est prioritaire sur le réseau). Il appelle ensuite les centrales 
au charbon puis les centrales à gaz, voire au fuel, et fait éventuellement appel à de l'électricité 
importée pour l'extrême pointe, les réseaux européens étant fortement interconnectés. C'est la logique 
du « merit order ». De plus cette électricité est transportée et distribuée par un réseau coûteux à 
construire et à entretenir et la composante « réseau » du prix est fixée par le régulateur dans le cadre 
d'un marché libéralisé car elle correspond à l'activité d'un « monopole naturel ». Pour un 
consommateur domestique cette partie « péage » d'accès au réseau représente entre 40 et 50% du 
prix HT. La partie « production de kWh » est recouvrée par un tarif de type binomial : une partie fixe 
(l'abonnement qui dépend de la puissance souscrite) et une partie variable qui dépend de la quantité 
de kWh consommée. Tout consommateur souscrit une puissance en kW et utilise plus ou moins cette 
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puissance souscrite en consommant des kWh. Mais pour le producteur 6 kWh vendus à un 
consommateur qui a souscrit 1 kW de puissance qu'il utilise durant 6 heures n'a pas la même 
signification, en termes de contraintes et de coût, que 6 kWh vendus à un consommateur qui a souscrit 
une puissance de 2 kW qu'il utilise durant 3 heures… Il faut prévoir plus de puissance disponible dans 
le second cas. La logique économique requiert d'établir les tarifs en fonction du coût marginal de 
production c'est-à-dire du coût variable de l'équipement marginal (le dernier équipement appelé). Tous 
les kWh vendus à ce moment-là sont vendus à un prix qui couvre ce coût marginal. Lorsqu'aux heures 
les plus chargées de l'année, EDF vend le kWh nucléaire au prix, sensiblement plus élevé, du kWh de 
la turbine à gaz, l'entreprise récupère une rente mais cette rente n'est pas indue car elle sert à financer 
les coûts fixes du kWh nucléaire. Lorsque le nucléaire est la centrale qui fait le prix (c'est alors 
l'équipement marginal) le prix du kWh est aligné sur les seuls coûts variables de cette centrale 
nucléaire et il faut récupérer les coûts fixes au moment où le prix est élevé et aligné sur le coût 
marginal de la turbine à gaz. En réalité on démontre facilement qu'aux heures de pointe le prix du kWh 
doit couvrir plus que le coût marginal (coût variable) de la turbine à gaz ; il doit également couvrir les 
coûts fixes de cette turbine à gaz. C'est la logique de l'optimum économique et les tarifs doivent donc 
être différenciés en fonction des périodes et des heures (différenciation horo-saisonnière, cf. 
W. Varoquaux 1996). En d'autres termes on doit faire payer les seuls coûts variables de l'équipement 
marginal aux heures creuses (ceux de la centrale nucléaire en base, ceux de la centrale au charbon en 
semi base) et faire payer les coûts variables et les coûts fixes de la centrale marginale (une turbine à 
gaz ou une centrale au fuel) aux heures de pointe, du moins si le parc est optimal. 

 
Prenons un exemple et raisonnons hors coûts de transport-distribution (et hors taxes). 

Supposons que le parc de production soit composé de deux types de centrales exclusivement : des 
centrales nucléaires pour la base et des turbines à gaz (TAG) pour la pointe. Soit (0,H) la période de 
pointe et (H,T) la période de base (T vaut 8760 heures). Soit a le coût fixe unitaire du kW nucléaire, b 
le coût fixe unitaire du kW « TAG » ; soit f le coût variable par heure de fonctionnement du kW 
nucléaire et g le coût variable par heure de fonctionnement du kW TAG. Le prix de revient du kWh 
nucléaire est de la forme y = a + fh et celui du kWh TAG de la forme z = b + gh, où h est le nombre 
d'heures d'utilisation. On démontre que y = z pour h = H = (a – b) / (g – f) (différence des coûts fixes 
sur différence des coûts variables). Le nucléaire est l'équipement marginal aux heures creuses (H,T) et 
la TAG l'équipement qui fait le prix aux heures de pointe (0,H) puisqu'elle est alors l'équipement 
marginal. Le système optimal de tarification consiste à récupérer une recette égale à f(T –H) par kW 
appelé aux heures creuses et à b + gH par kW appelé aux heures de pointe. On voit facilement dans 
ce cas que la recette totale récupérée pour 1 kW nucléaire appelé toute l'année (0,T) est égale à : 
f(T - H) + b + gH soit, en remplaçant H par sa valeur donnée ci-dessus, a + fT ce qui couvre tout à la 
fois les coûts fixes et les coûts variables de la centrale nucléaire. Si, aux heures de pointe, le prix était 
fixé de telle sorte que la recette ne couvre que le coût variable de la TAG soit gH on ne récupèrerait 
pas l'intégralité des coûts fixes. Le fait de vendre le kWh nucléaire à un prix qui permet de récupérer 
b+ gH par kW nucléaire appelé sur la période (0,H) ne constitue pas une rente indue, c'est le moyen 
de couvrir les coûts fixes du nucléaire. En revanche si, pour une raison quelconque, le prix du marché 
conduit à une recette supérieure à b + gH aux heures de pointe, il y a rente qui peut être soit une rente 
de rareté si la capacité disponible est insuffisante pour satisfaire toute la demande soit une rente de 
monopole ou d'oligopole si le prix est manipulé et résulte d'un « pouvoir de marché » des opérateurs 
présents sur le marché. C'est au régulateur de vérifier qu'un tel pouvoir de marché n'existe pas et au 
Conseil de la concurrence de prendre les sanctions nécessaires. 

 La libéralisation du marché de l'électricité et l'interconnexion croissante des réseaux en 
Europe font que le prix de l'électricité est maintenant fixé sur un marché commun à plusieurs pays 
(France, Allemagne, Belgique, Pays-Bas…). Si le marché français de l'électricité fonctionnait en 
autarcie, le nucléaire français serait marginal 50% du temps. Du fait des interconnexions il n'est 
marginal donc « price maker » que 20 à 25% du temps ; c'est souvent une centrale au charbon ou une 
centrale à gaz qui est l'équipement marginal et qui du coup qui fait le prix en Europe. Cette centrale est 
souvent allemande, en particulier aux heures de pointe quand la France est importatrice nette 
d'électricité, en provenance d'Allemagne principalement. Rappelons qu'en 2008 la France a importé 
près de trois fois plus d'électricité d'Allemagne qu'elle n'en a exporté en Allemagne. C'est parce que 
les autres pays européens n'ont pas investi assez dans le nucléaire que le nucléaire n'est pas marginal 
une plus grande partie du temps en Europe. Du coup le prix aux heures chargées de l'année est trop 
souvent calé sur le coût d'une centrale thermique, plus élevé que celui d'une centrale nucléaire, surtout 
si l'on tient compte du prix de la tonne de CO2, et cela conduit à faire bénéficier le nucléaire français 
d'une rente de rareté. Cette rente de rareté correspond à la différence entre le prix du kWh observé sur 
le marché et le coût complet du kWh nucléaire. D'où le débat actuel concernant l'affectation de cette 
rente : faut-il la récupérer via une taxe qui pourrait être redistribuée aux consommateurs ou affectée à 
la modernisation des réseaux ? Faut-il la partager entre tous les fournisseurs d'électricité ? Le rapport 
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Champsaur (2009) préconise plutôt la seconde solution, avec toutefois des conditions assez 
restrictives. 

 
En France la pointe (1000 heures) c'est environ 100 TWh sur plus de 500 consommés et 

l'hyper-pointe (les 400 heures les plus chargées de l'année) de l'ordre de 40à 50 TWh. Les émissions 
de CO2 des 400 heures de base produisent environ 15 millions de tonnes de CO2 tandis que les 
100 TWh de la pointe génèrent à eux seuls plus de 15 millions de tonnes de CO2 .La gestion de la 
pointe électrique soulève donc plusieurs problèmes : 

 - la pointe est coûteuse pour le consommateur puisque le prix est aligné sur le coût d'une centrale 
thermique (souvent allemande), coût du CO2 compris 

 - la pointe est particulièrement génératrice d'émissions de CO2 puisque le combustible utilisé pour 
produire l'électricité est soit du gaz soit du fuel soit du charbon 

 - la pointe est potentiellement porteuse de risques puisqu'on est au seuil de la défaillance ; pour un 
électricien un kWh non desservi a un coût social très nettement supérieur au coût du dernier kWh 
produit. Il est donc nécessaire d'investir dans des équipements qui ne seront peut-être jamais 
sollicités mais qui permettent de réduire la probabilité de défaillance des producteurs d'électricité. 
Pour éviter la défaillance un producteur sera d'ailleurs disposé à payer très cher un kWh importé 

Réduire la demande de pointe c'est donc réduire les émissions de CO2 et économiser des 
investissements de précaution. Inciter les consommateurs à s'effacer aux heures de pointe est en 
général une bonne chose à condition que ces consommateurs ne fassent pas appel à des groupes 
électrogènes qui consomment du diesel polluant. Réduire la pointe c'est aussi réduire la rente de 
rareté du nucléaire puisque le prix d'équilibre aura tendance à baisser sur le marché si la demande 
diminue. 

 
II Les solutions pour faire face à la pointe 

 
Pour faire face à la pointe électrique quatre solutions sont généralement utilisées 

simultanément mais à des degrés divers selon les systèmes électriques et il faut sans doute utiliser 
tous ces leviers simultanément : 

 
1) L'accroissement des moyens de pointe ; ces investissements sont généralement 

coûteux car ils ne sont utilisés que quelques heures par an et de plus rappelons-le, ils 
génèrent beaucoup de gaz à effet de serre (du CO2 en particulier) car ce sont le plus 
souvent des turbines à combustion (gaz ou fuel oil). Du point de vue environnemental on 
a donc intérêt à recourir le moins possible à de tels moyens. En économie libéralisée un 
problème se pose avec plus d'acuité qu'il ne se posait auparavant lorsque les opérateurs 
étaient des monopoles publics : c'est le problème de l'incitation à investir dans des 
capacités de pointe. Les investisseurs n'ont pas la garantie que leur équipement sera 
appelé ce qui crée une incertitude sur la rentabilité du capital investi. Certains opérateurs 
peuvent avoir en outre intérêt à faire de la rétention de capacité pour faire monter le prix 
de l'électricité sur le marché de gros aux heures de pointe lorsqu'on est en concurrence et 
ils sont alors récompensés de leur comportement non vertueux. Dans le meilleur des cas 
il existe un problème de « free riding » chacun considérant qu'il n'est pas responsable de 
l'équilibre aux heures de pointe et s'en remettant à ses concurrents pour assurer 
l'équilibre du réseau qui est alors considéré comme un « bien collectif ». D'où la nécessité 
de prévoir un « fournisseur en dernier ressort » (c'est généralement l'opérateur historique) 
ou de mettre en place un système qui rémunère correctement la capacité de pointe même 
si elle n'est pas appelée sur le réseau, rémunération indépendante du prix d'équilibre 
observé sur le marché (système observé sur le pool anglais au début de la libéralisation, 
sous forme de LOLP, Loss of Load Probability). Certains auteurs considèrent que la 
gestion de la pointe est de fait un « service public » et qu'en conséquence c'est le GRT 
(Gestionnaire du Réseau de Transport) qui devrait investir dans ces moyens de pointe. 
On peut aussi mettre en place des pénalités à l'égard des opérateurs qui n'ont pas investi 
suffisamment. 

 
2) Une différenciation horo-saisonnière et incitative des tarifs d'électricité qui permette 

tout à la fois de rémunérer correctement les investisseurs dans les moyens de pointe et 
qui incite les consommateurs à réduire leur demande durant ces heures les plus chargées 
de l'année. Le problème tient au fait que l'élasticité-prix de la demande d'électricité est 
souvent faible en valeur absolue car, aux heures de pointe, ce sont souvent des usages 
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captifs de l'électricité qui sont en cause (éclairage et appareils électroménagers). La 
tarification au coût marginal telle que rappelée ci-dessus est de nature à envoyer un bon 
signal au consommateur final en lui indiquant qu'aux heures de pointe l'électricité est 
coûteuse et qu'en conséquence il doit tout faire pour reporter sa consommation aux 
heures creuses. C'est d'autant plus vrai que le prix de l'électricité incorpore en pointe le 
prix de la tonne de CO2 puisque l'électricité produite est en général une électricité 
thermique. Que la tonne de CO2 soit attribuée gratuitement ou pas le prix de l'électricité 
doit comptabiliser le prix du CO2 observé sur le marché puisque si cette électricité n'avait 
pas été produite l'opérateur aurait pu vendre ce CO2 sur le marché du carbone, ce qui est 
une aubaine pour lui et un avantage pour la collectivité. Ce qui s'échange sur le marché 
du CO2 ce ne sont pas des droits à polluer mais de la pollution évitée, puisque le quota 
total de CO2 est donné. Une bonne tarification suppose tout à la fois que le niveau des 
prix de l'électricité soit correct et que la structure des tarifs soit elle aussi représentative 
des coûts marginaux.  

 
3) La constitution d'un portefeuille de clients effaçables ; chaque opérateur (producteur 

ou fournisseur d'électricité) a intérêt à disposer d'un portefeuille de clients qui acceptent, 
moyennant finance, de ne pas venir sur le réseau aux heures de pointe. C'est le cas avec 
le tarif EJP dit « effacement jours de pointe » ou avec le tarif « tempo » d'EDF. En 
contrepartie d'un avantage le reste de l'année (tarifs plus bas) le client acceptera de ne 
pas consommer d'électricité durant les 400 heures les plus chargées de l'année (18h par 
jour durant 22 jours sélectionnés par le producteur en fonction de la météo le plus 
souvent ; c'est le système de la « pointe mobile ») et ce système permet d'économiser du 
capital puisque l'opérateur n'est pas obligé d'investir durant ces heures de pointe ou 
d'extrême pointe. C'est un système « win-win », sous réserve que le tarif de pointe soit 
aligné sur le vrai coût de l'électricité de pointe. En cas de non respect de cet engagement 
une pénalité, très coûteuse, est infligée au consommateur. Le système a fait ses preuves 
et il est efficace au moins pour les industriels et les ménages qui disposent de solutions 
alternatives aux heures de pointe (équipements bi-énergies, chauffage au bois). 
L'interruptibilité volontaire des clients peut aussi leur permettre comme en Angleterre de 
vendre sur le marché l'électricité qu'ils n'ont pas consommée.  

 
4) Le recours à des « compteurs communicants » (smart meters) qui devrait permettre 

d'indiquer en temps réel au consommateur le nombre de kWh consommé par chaque 
équipement et l'inciter à en rationaliser l'usage ; ces compteurs envoient de l'information à 
l'utilisateur et l'incitent à programmer ses équipements en fonction des périodes tarifaires, 
à couper son chauffage voire son lave-linge ou son réfrigérateur aux heures où l'électricité 
est chère par exemple. Le consommateur saura quelle a été sa consommation 
d'électricité les jours précédents. Ces compteurs envoient également de l'information au 
gestionnaire du réseau et celui-ci peut le cas échéant déconnecter momentanément 
(quelques minutes) certains appareils chez l'utilisateur au cas où il rencontrerait des 
difficultés pour satisfaire la demande. Cela devrait également permettre au fournisseur de 
mieux adapter son offre à chaque client en fonction de son profil de consommation .Un 
protocole précis doit toutefois être instauré pour éviter que certaines informations 
confidentielles soient utilisées à des fins commerciales ou que le GRT impose à 
l'utilisateur des choix que celui-ci ne ratifie pas. La compagnie électrique italienne ENEL a 
implanté de tels compteurs à grande échelle (28 millions) en Italie et ceux-ci se sont 
révélés efficaces surtout pour lutter contre la fraude. EDF doit remplacer d'ci 2020 les 35 
millions de compteurs de France et environ 300000 sont sur le point d'être implantés dans 
deux opérations-pilote, à Lyon et à Tours en 2010. Le coût de ces nouveaux compteurs a 
été estimé à 4 milliards d'euros sur 10 ans selon ERDF mais l'économie réalisée devrait 
être bien supérieure. On estime qu'un tel système serait de nature à faire faire 10% 
d'économies aux consommateurs… 

 
 Les difficultés pratiques 

 
 La mise en œuvre d'une politique cherchant tout à la fois à promouvoir la MDE, à taxer le 

CO2, à imposer des normes drastiques pour les bâtiments et les appareils utilisateurs d'énergie, à 
pratiquer la « vérité des prix » de l'électricité (donc des prix élevés aux heures de pointe), à inciter au 
développement de moyens de pointe efficaces pour éviter la défaillance et les stratégies de 
manipulation des prix, et à encourager l'effacement des consommateurs aux heures les plus chargées 
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de l'année, semble aujourd'hui admise par tous et seul le dosage entre ces divers instruments peut 
varier selon les pays et les époques. Il n'en reste pas moins vrai qu'un certain nombre d'obstacles 
existent, qu'il ne faut pas sous-estimer. 

1) La première difficulté est liée à l'élasticité-prix de la demande d'énergie, celle de 
l'électricité en particulier ; d'autres critères que le prix semblent jouer un rôle important 
dans le choix du chauffage domestique par exemple. Dans l'industrie l'élasticité-prix ne 
semble pas non plus très forte si l'on s'appuie sur des données françaises portant sur les 
dix dernières années (enquêtes du CEREN).  

2) La seconde difficulté tient au fait que pour de nombreux usages de l'électricité on 
est dans le domaine des consommations diffuses, qui sont celles de millions d'agents 
dont le comportement n'est pas toujours rationnel, faute d'information ou de sensibilisation 
à certains problèmes. C'est le cas dans le résidentiel-tertiaire en particulier. Le 
développement de nouvelles technologies, comme les « compteurs intelligents », devra 
s'accompagner de campagnes d'explication si l'on veut que ces technologies soient 
utilisées à bon escient. 

3) La troisième difficulté tient à l'existence d'effets pervers potentiels auxquels il 
convient de penser avant de choisir une stratégie. On peut citer « l'effet de rattrapage » 
qui met en évidence le fait que l'on observe une surconsommation d'électricité à la fin de 
la période de pointe. On peut aussi citer « l'effet de rebond » qui incite les particuliers, 
dont la facture d'électricité a baissé suite à des actions de maîtrise de l'énergie, à 
consommer davantage d'électricité pour d'autres usages. On peut citer enfin « l'effet 
d'aubaine » qui consiste par exemple à accorder des tarifs préférentiels à des 
consommateurs qui ne sont pas présents aux heures de pointe non par choix mais par 
nature… 

 
 

 III Une solution alternative : des tarifs progressifs ? 
 

Certains auteurs se demandent si une tarification progressive donc fondée sur un prix 
croissant avec la quantité d'électricité consommée ne serait pas plus efficace pour réduire la demande 
de pointe. La tarification au coût marginal favoriserait les gros consommateurs, ceux qui consomment 
beaucoup en base au moment où le prix de l'électricité est faible, et du coup elle conduirait à un certain 
gaspillage. Il faudrait inverser la tendance et pénaliser les gros consommateurs en instaurant des tarifs 
croissants avec la quantité consommée. Ce système existe déjà: c'est le cas au Japon et en Californie. 
La première tranche de consommation correspond à des usages captifs de base et de première 
nécessité (éclairage et cuisine) et son prix est faible ; la seconde tranche correspond à des usages 
plus nobles (équipements électroménagers) et son prix est plus élevé ; la troisième tranche correspond 
à un usage « chauffage » en hiver et « climatisation » en été, et son prix est très élevé ; les ménages 
qui acquièrent ces équipements sont en général des ménages à fort revenu donc susceptibles de 
payer un prix élevé. On peut maintenir un tarif binôme avec un forfait fixe qui dépende de la puissance 
souscrite (cela permet de couvrir des coûts fixes) et on y ajoute un prix unitaire qui varie selon les 
tranches de consommation, A titre d'exemple Tokyo Electric Power Corporation appliquait en 2008 un 
prix unitaire de 0,13 euro par kWh pour la première tranche (inférieure à 120 kWh par mois), de 0,17 
euro par kWh pour la tranche comprise entre 120 et 300 kWh par mois et un prix de 0,18 euro par kWh 
pour la tranche supérieure à 300 kWh. On peut en outre concevoir que les tranches ne soient pas les 
mêmes durant toute l'année et varient parfois suivant le jour de la semaine. Le système n'est pas 
optimal, parce qu'il n'y a aucune raison de penser que la tranche la plus élevée de consommation 
coïncide avec les heures de pointe, loin s'en faut. Une tarification à taux progressif par tranches n'est 
pas « cost reflective » car c'est souvent la première tranche qui coïncide avec la pointe et les dernières 
tranches peuvent très bien coïncider avec des heures creuses (cf. la climatisation peut dans certains 
cas « remplir » les creux de demande en été et de ce fait permettre un meilleur facteur de charge des 
centrales). 
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II  Evaluation et affectation de la « rente nucléaire »  
 

La Commission de Bruxelles a engagé deux procédures contre la France, l'une pour non 
transposition intégrale des directives, l'autre pour aide d'Etat. Les tarifs réglementés pour le secteur 
industriel (comme d'ailleurs pour le secteur domestique) sont considérés comme subventionnés par la 
Commission de Bruxelles et cela constitue une aide d'Etat puisqu' EDF est une entreprise publique. 
Ces tarifs ne reflètent pas les prix de marché et cela conduit selon elle à fausser la concurrence, 
notamment dans le domaine industriel. La Commission de Bruxelles demande donc l'abolition des 
tarifs réglementés et le remplacement par des prix de marché (prix librement négociés entre 
opérateurs). Le problème tient au fait qu'en France plus de 90% de l'électricité produite est d'origine 
nucléaire et hydraulique et que de ce fait son coût est largement indépendant du prix des combustibles 
fossiles (pétrole, gaz ou charbon). Comment dès lors faire bénéficier le consommateur français de cet 
avantage tout en respectant les directives européennes ? Deux solutions sont a priori exclues : le 
maintien en l'état du système actuel de tarifs réglementés « en aval », d'une part, la libéralisation totale 
de tous les prix qui reviendrait à aligner les prix français de l'électricité sur les prix du marché 
européen, y compris en base, pour tous les clients, d'autre part. 

 
I Les enjeux 

Les concurrents d'EDF ne peuvent pas rivaliser avec EDF, du moins en base et en semi-base, 
car ils ne peuvent pas aujourd'hui produire de l'électricité en France à un coût proche du nucléaire 
historique (qui est en grande partie amorti). Ils peuvent soit construire des centrales thermiques 
classiques soit se « sourcer » sur le marché libre. En période de pointe la concurrence existe (les prix 
sont d'ailleurs parfois insuffisamment incitatifs pour conduire les opérateurs à investir en moyens de 
pointe) mais elle très difficile en base du fait de l'avantage comparatif dont bénéficie EDF.  

Investir à grande échelle dans du nucléaire du type PWR ne se justifie pas en France 
aujourd'hui (seuls deux EPR sont programmés mais ils ne seront pas opérationnels avant plusieurs 
années et leur coût est estimé à 55 euros par MWh, un niveau nettement supérieur aux tarifs 
réglementés industriels et au TARTAM, de l'ordre de 30 ou 40 euros le MWh selon les cas ; il s'agit de 
prix hors coûts liés aux péages de transport et distribution et hors taxes). Le prix payé par le 
consommateur français n'a aucune raison d'être aujourd'hui aligné sur le coût de l'EPR car l'EPR ne 
constitue pas l'équipement marginal du parc français ; ce sera le cas lorsque le renouvellement du 
parc se fera à grande échelle en France. 

Si on veut éviter de voir demain une directive imposer un seuil à la part de marché de 
l'opérateur historique sur son marché national (ce qui a été fait en Italie et ce qui conduirait à 
démanteler EDF) il faut que la concurrence puisse s'exercer c'est à dire que les concurrents d'EDF 
puissent "jouer à armes égales"... EDF gagne des parts de marché en Europe mais ses concurrents 
sont bloqués en France... 

Du fait des interconnexions européennes et du refus de certains pays de construire plus 
de nucléaire (qui est le moyen de production le plus compétitif) le nucléaire français bénéficie d'une 
"rente de rareté" qui correspond à la différence entre le prix du marché européen et le coût complet de 
ce nucléaire historique. Du coup le prix du marché européen qui détermine le prix des contrats signés 
par les consommateurs qui ont fait jouer l'éligibilité est sensiblement supérieur au prix réglementé 
français qui reste aligné sur le coût de production du mix « nucléaire-hydraulique ». Les concurrents 
d'EDF qui s'approvisionnent sur le marché ne peuvent donc pas gagner de parts de marché en France 
(on parle d'un « effet de ciseaux ») 

En conséquence il faut permettre aux concurrents d'EDF d'accéder à ce nucléaire historique 
qui doit être considéré plus ou moins comme une « essential facility » (il a été construit dans un 
contexte où EDF avait le monopole). Le caractère « d'essential facility » implique que c'est un 
avantage qui tient à des décisions prises ou imposées dans un contexte réglementaire différent. 
Certaines entreprises dans les industries de réseaux (énergie, télécoms) se plaignent de devoir 
supporter des coûts liés à des décisions qui leur ont été imposées dans le passé par le régulateur ou 
l'Etat et elles demandent une compensation financière. On parle alors de « sunk costs » ou « stranded 
costs ». On peut faire le parallèle et considérer qu'il y a parfois des « sunk profits » ou « stranded 
profits » qui doivent donner lieu à compensation négative. Comme il n'est pas question d'obliger EDF à 
rétrocéder une partie de ses centrales nucléaires et que le mécanisme des VPP n'a pas donné de 
résultats probants (le prix des enchères a été aligné sur le prix du marché, voire au-dessus) la seule 
solution est de fixer un « tarif réglementé objectif » d'accès à ce nucléaire, de taxer cette rente ou de la 
transférer à un organisme neutre. 
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II Les solutions possibles 
 

Trois solutions sont en réalité possibles pour rétablir une saine compétition (la Commission 
CHAMPSAUR propose les deux premières et suggère néanmoins d'opter plutôt pour la seconde) : 

 
1) taxer le nucléaire historique (ce qui revient à élever le coût d'EDF en tant que 

fournisseur pour le situer au niveau de celui de ses concurrents les plus compétitifs) et 
utiliser la "rente nucléaire" ainsi récupérée 1) soit pour financer des infrastructures, par 
exemple la modernisation et l'enfouissement des réseaux de distribution d'électricité, 2) 
soit pour la redistribuer au consommateur final français par le biais d'une sorte de CSPE 
négative (on redonne au consommateur ce qu'il a payé dans le passé, en partie du 
moins); mais on se méfie un peu de l'Etat, qui risque de ne pas affecter cette rente à ces 
usages et de la verser dans le pot commun (dans un contexte de fort déficit budgétaire le 
risque est élevé) 

 
2) permettre aux concurrents d'EDF d'accéder au nucléaire historique (on abaisse cette fois 

leur coût moyen de « sourcing ») sur la base d'un prix régulé qui serait fixé par une 
commission indépendante (la CRE probablement). 38 Le prix régulé d'accès à ce 
nucléaire historique doit correspondre au coût économique du nucléaire (et non pas 
refléter les seuls coûts comptables) ce qui signifie qu'il doit tenir compte de l'inflation, des 
coûts de prolongement de la durée de vie des centrales (coûts dits de jouvence) et des 
frais actuels d'exploitation... A terme ce coût économique doit rejoindre en tendance le 
coût en développement du nucléaire c'est à dire le coût de production du nouveau 
nucléaire (l'EPR) 39. Mais attention: l'accès à ce nucléaire historique est limité dans le 
temps et dans l'espace: 
-  dans le temps dans la mesure où le coût en développement du nucléaire sera demain 

celui de l'EPR qui servira alors de référence au prix du marché si la parc est optimal ; il 
faut donc prévoir une période transitoire en attendant le redémarrage à grande échelle 
des investissements dans le nucléaire ; 

-  dans l'espace dans la mesure où les concurrents d'EDF n'auront accès à ce nucléaire 
historique que dans la limite de leur portefeuille de clients en France (portefeuille 
actuel et prévisible); pas question de donner un droit d'accès illimité et d'ouvrir cette 
possibilité aux concurrents sur les autres marchés européens. Ce système ne vaut que 
pour les clients français déjà détenus ou à venir des "entrants" sur le marché 
français... Dans la mesure où tous les opérateurs auront le même coût de départ 
(grâce au tarif réglementé de sourcing "en amont") la concurrence pourra jouer et alors 
"que le meilleur gagne !". La concurrence portera pour l'essentiel sur la marge du 
fournisseur (les coûts d'accès aux réseaux étant les mêmes pour tous).Il y a donc 
disparition des tarifs réglementés « en aval » pour les clients industriels (y compris le 
TARTAM) mais existence d'un tarif réglementé « amont » pour les concurrents d'EDF. 
Au final EDF ne devrait perdre que 10 à 15% de part de marché dans les prochaines 
années avec un tel système. Mais il faut regarder les parts de marché récupérées par 
EDF dans le reste de l'Europe. 

 
La Commission CHAMPSAUR propose en outre de maintenir des tarifs réglementés pour 
les clients domestiques et les petits industriels (à définir) sous réserve que ces tarifs 
reflètent bien les coûts. Ces clients n'ont en effet pas les mêmes possibilités de faire jouer 
la concurrence. Un tel système existe dans d'autres pays européens et on peut considérer 
que des tarifs réglementés pour le secteur domestique et les PME, au nom du service 
public, sont « euro-compatibles ». A noter que les concurrents d'EDF en France pourront 
dès lors proposer, eux aussi, des tarifs réglementés aux particuliers, à condition que ces 
tarifs réglementés « en aval » soient bien calés sur les coûts économiques. Elle propose 
aussi de généraliser la réversibilité au niveau de l'éligibilité de tous les consommateurs. 

                                                   
38 Dans le contexte belge, cette commission nommée par l'Etat pourrait comprendre des représentants de la CREG, 

du Ministère, de l'opérateur historique et de la profession plus généralement, ainsi que la Banque Nationale de 
Belgique et quelques personnalités qualifiées. L'objectif est d'obtenir un consensus sur les méthodes de calcul de 
cette rente et sur la mise en œuvre et le suivi du système. 

39 Dans le contexte belge, ce coût économique doit rejoindre en tendance le coût complet de la technologie de 
remplacement. 
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Les clients accepteront plus facilement d'opter pour des contrats en offre de marché s'ils 
ont la garantie qu'en cas de forte déconnexion entre le prix du marché et le tarif 
réglementé ils pourront revenir à ce tarif réglementé plus avantageux.... 

 
3) mettre en place un « acheteur unique » pour le kWh nucléaire ; c'est un système proche 

du système proposé par la Commission Champsaur mais au lieu de vendre directement le 
kWh nucléaire aux concurrents d'EDF on le vend à un intermédiaire qui le revend aux 
divers opérateurs ; la question est de savoir si une telle structure (qui pourrait devenir 
bureaucratique si on n'y prend pas garde, surtout si son statut est public) ne risque pas 
d'introduire des coûts de transaction supplémentaires… 40 

 
III Les difficultés de mise en œuvre dans le cas des solutions b) ou c) 

- La détermination de ces "tarifs réglementés en amont" ne sera pas simple... Il faut notamment définir 
les "coûts économiques" qui sont supérieurs aux seuls coûts comptables… 

- Dans la mesure où l'accès au nucléaire historique est limité aux concurrents d'EDF présents en France 
la Commission de Bruxelles peut y voir une « clause de destination » laquelle est contraire au droit 
européen (discrimination). 

- Il importe de tenir compte du portefeuille actuel mais aussi prévisible de clients que détiennent les 
concurrents d'EDF ; le système doit être dynamique mais il faut s'assurer que les entrants ne 
surestiment pas leur part de marché ; les coûts de contrôle risquent donc d'être élevés.  

-  Certains industriels voudraient pouvoir avoir accès directement au « prix réglementé amont » ; ce n'est 
pas possible car ce prix est réservé aux fournisseurs d'électricité et à eux seuls. 

- La période transitoire de ce système peut être longue (il faut attendre le redémarrage à grande échelle 
du nucléaire en France pour que le « prix réglementé amont » soit calé sur le coût de production du 
kWh issu de l'EPR et cela peut prendre 10 ans...); Bruxelles peut considérer cette période transitoire 
comme excessive… 

- Créer un « acheteur unique « pour le nucléaire peut donner l'impression que l'on procède à une 
nationalisation rampante du nucléaire, surtout si cet acheteur unique est de statut public. Ce système 
induira également un phénomène de « double marge » puisqu'en tant qu'intermédiaire l'acheteur 
unique se fera rémunérer et demandera une rentabilité normale de son capital investi, même si celui-ci 
reste modeste. Il y aura en outre des « coûts de transaction » supplémentaires. La difficulté sera 
contournée et ces inconvénients évités si on opte pour un « acheteur unique soft » de statut mixte 
(privé/public) tel que mentionné ci-dessus. 

 
 
 
  Jacques PERCEBOIS 
  Professeur à l'Université Montpellier I 
  Directeur du CREDEN 
 
 
 
 

                                                   
40  Dans le contexte belge, une solution serait de mettre en place un « acheteur unique soft » (public/privé) donc une 

structure souple qui serait composée de représentants du vendeur, des acheteurs et du régulateur CREG, du 
Ministère, et de la BNB. Il fixerait le prix tout en organisant les transactions. Une telle structure souple est en 
pratique un système assez proche du système précédent (solution b) prévoyant une commission indépendante 
chargée de proposer le prix régulé amont). 
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1. QUESTIONS DU CFDD-CCE 
 
Questions posées et remarques formulées par les personnes présentes lors de la présentation du rapport 
provisoire du groupe d'experts sur le mix énergétique idéal de la Belgique « GEMIX » par Monsieur Luc 
Dufresne (Banque Nationale de Belgique), président du GEMIX. Présentation commune au Conseil 
central de l'Economie et au Conseil fédéral de Développement durable le 8 juillet 2009. 
 
1.1. Monsieur Daniel Van Daele (FGTB et président actuel de la CREG) 

1) Pourquoi ne pas avoir développé une quatrième option qui consiste à fermer Doel 1, 2 et Tihange 1 
pour des rasions potentielles de sécurité, et à prendre des mesures de réduction d'énergie et à faire le 
point dans 5-10 ans. Cf. avis CCE (fourchette FGTB – fermeture Doel 1 et 2 et point sur la sécurité – 
plaidoyer en faveur d'une évaluation scientifique de la sécurité de centrales nucléaires 
susmentionnées). 

 Nous n'avons pas envisagé cette 4ème option pour les raisons suivantes: 
 - un élément incontournable dans l'évaluation scientifique sur les possibilités de prolongement de 

l'exploitation opérationnelle des réacteurs de n'importe quel type est le vieillissement de l'acier de la 
cuve. Le SCK-CEN de Mol a procédé et procède toujours à des évaluations sur les cuves des 
réacteurs belges et dès à présent, ils sont déjà en mesure de confirmer que l'acier des cuves des 
réacteurs Doel 1, 2 et Tihange 1 satisfait aux normes les plus sévères pour une durée d'exploitation 
certes d'au moins 60 ans, voire plus. Les données pour autres réacteurs seront complétées en 
2012 mais dès à présent les résultats intermédiaires confortent ce constat. En annexe au rapport 
définitif GEMIX se trouvera un document élaboré par le SCK-CEN qui indiquera aussi que des 
conclusions similaires ont été obtenues à l'étranger; 

 - le SCK-CEN a également signalé que la législation en matière de la sécurité de la cuve a toujours 
été conservatrice (avec des exigences très élevées) et que l'évolution des connaissances démontre 
que les matériaux peuvent résister à des contraintes nettement plus élevées qu'estimé initialement. 

 Il va de soi que d'autres éléments viennent en ligne de compte en matière de sécurité des centrales 
nucléaires tels que la résistance des enceintes, le câblage, la disponibilité de pièces de rechange, le 
maintien des compétences techniques et scientifiques, et la continuation des efforts de R&D en 
matière nucléaire. 

2) Selon les chiffres de la CREG, la compensation se fait à l'horizon 2015 avec +3000 MWh => il y a 
moyen de compenser facilement la fermeture des centrales nucléaires susmentionnées (1891 MWh 
sont déjà "dans les cartons"). 

 Dans le rapport final sera mise en annexe une liste exhaustive des projets officiels, ceux effectivement 
en construction ou décidés, ainsi que de toutes les centrales (non seulement nucléaires) qui seront 
mises à l'arrêt. De cette liste et des études existantes, il ressort que ces projets officiels ne 
compensent pas le remplacement de l'ensemble des capacités mises à l'arrêt d'ici 2016. Il ne faut pas 
perdre de vue que c'est la courbe de charge qui dicte la composition de l'éventail des investissements: 
un MW de pointe n'est pas égal à un MW de base. Il faut également noter qu'au jour d'aujourd'hui, le 
Belgique est déjà en manque de capacité par rapport aux pays avoisinants. 
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3) Know how: créer une filière de formation sur le démantèlement nucléaire et exporter notre 
connaissance en la matière. 

 Cette filière existe déjà au centre de Mol qui forme également des spécialistes étrangers, et a une 
réputation mondiale. Au total, le SCK-CEN emploie 650 personnes. 

 Concernant l'opérateur belge et au vu de son intégration dans un groupe international, il n'y a aucune 
certitude que ces compétences dans le domaine nucléaire resteront en Belgique, compte tenu des 
besoins dans ce domaine à l'échelle mondiale. 

 L'expertise nucléaire est caractérisée par le fait qu'au quotidien, l'expérience opérationnelle ne fait 
qu'augmenter et permet de mieux préparer la phase ultérieure de démantèlement.  

4) Monsieur Van Daele regrette l'absence d'un représentant du gouvernement car celui-ci lie le budget de 
l'Etat et la sortie du nucléaire.  

 
 
1.2. Monsieur Olivier van der Maren (FEB) 

1) Au point 2.5.3, on dit qu'il faudra une approche plus volontariste et normative pour combler les 
imperfections des mécanismes de marché. Mais plus haut dans le rapport provisoire, on parle du 
mécanisme des prix qui a un impact sur la demande. Quid du rapport entre les deux ? 

 Le mécanisme des prix sera à lui seul sans doute insuffisant pour obtenir une maîtrise significative de 
la demande et son effet ne peut qu'être renforcé par une approche volontariste et normative. Il ne faut 
pas perdre de vue que le mécanisme des prix est un instrument disponible pour les secteurs ETS, ce 
qui n'est pas actuellement le cas pour les non-ETS. 

2) La biomasse: il convient d'indiquer dans le rapport des chiffres pour les importations de biomasse.  

 Dans la mesure du possible, des chiffres seront ajoutés au sein du rapport final. 
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3) Soutien aux renouvelables: effet des courbes d'apprentissage sur les coûts des renouvelables. De 
quels coûts s'agit-il? Coûts de subsides (addition certificats verts) ? Si oui, alors la courbe 
d'apprentissage a peu d'impact, mais s'il s'agit des coûts globaux, alors cela en a. Il faudrait préciser 
cela dans le rapport. 

 Aucun subside n'intervient dans l'élaboration des courbes d'apprentissage qui ne concernent que 
l'investissement. 

4) Redistribution uniquement pour les particuliers ou aussi pour l'industrie ? 

 Il est clairement prôné que cette redistribution doit bénéficier à tous les consommateurs, tant 
particuliers qu'industriels. Le groupe GEMIX a néanmoins tenu à attirer l'attention sur les effets 
différenciés selon le type de redistribution sans porter de jugement sur celle-ci. 

5) Analyse SWOT: inconvénients: si on maintient le nucléaire, il n'y a pas d'incitation aux renouvelables. 
C'est dû au prix, mais cela dépend aussi des aspects normatifs, des politiques. La carbon value41 a 
été traduite en termes non financiers. Il faudrait bien le préciser également. Dans la liste des 
avantages: Il convient de préciser également qu'il s'agit aussi d'une question de sécurité 
d'approvisionnement (à ajouter pour recadrer). 

 Le rapport provisoire ne tire pas cette conclusion (voir page 16 - alinéa 4). Au contraire, il indique 
clairement qu'il n'y a pas de lien entre nucléaire et RES pour la simple raison que le pourcentage de 
RES est imposé par le paquet Energie-Climat, hormis le constat que même sans cette imposition, 
l'option nucléaire n'influence que très faiblement la part des RES dans les résultats des études 
considérées. 

 Dans le rapport définitif, il sera ajouté l'avantage du nucléaire en termes de sécurité 
d'approvisionnement (voir supra). 

 
 
1.3. Monsieur Schoonacker - Luminus/SPE 

1) Préoccupation concernant l'importation de biomasse à grande échelle. Il faut peut-être valoriser la 
production locale près de la source. On met l'accent sur les émissions de CO2,  mais  il  y  a  des  
émissions polluantes autres que le CO2 (surtout NOX) qui sont produites lors de la combustion de la 
biomasse et qui peuvent augmenter fortement les prix de production, surtout pour les petites 
productions. Il faudrait intégrer dans le rapport l'impact de ces polluants sur le prix de production. 

 Dans la mesure du possible, des chiffres seront ajoutés au sein du rapport final. 

2) Capacités de Back up nécessaires car il y a des intermittences. Ces capacités produisent aussi des 
émissions et ont aussi un coût. 

 Les capacités de back up requises du fait de l'intermittence de certaines sources RES sont prises en 
compte dans le calcul des capacités requises. 

3) Obtention d'autorisation: il faut énormément de patience, de temps et d'énergie pour construire une 
centrale. Exemple. Il faut 6 ans pour construire une éolienne. Or, l'objectif 2020 devra être atteint en 
2020 !  

 
 

                                                   
41 La renewable value entre aussi en ligne de compte. 
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1.4. Madame Viviane Illegems - Elia 
En raison du fait que des investissements sérieux seront nécessaires pour les renouvelables, il se peut 
qu'il n'y aura pas une baisse du prix suivant la courbe d'apprentissage pour la connexion au réseau des 
renouvelables. 
 
 
1.5. Madame Els Brouwers - Essenscia 
Idem question Olivier Van Der Maren (FEB): Les options B et C ont comme inconvénients: prix plus bas = 
pas d'incitants pour les renouvelables et l'avantage de la rente nucléaire = moins d'incitant pour les 
nouveaux opérateurs. N'y a-t-il pas contradiction ?  
Le rapport ne stipule nullement que le prix plus bas signifierait un moindre stimulant. Le problème pour les 
nouveaux opérateurs se pose uniquement si on ne capte pas la rente. 
 
 
1.6. Monsieur Jan van de Putte – Greenpeace 
Cette étude est basée sur des études précédentes (dont des études datant de 2003).  

Question du niveau de connaissance qu'ont les autorités, en Belgique, sur le secteur énergétique, des 
statistiques réelles et actuelles de la consommation. 
 
 
1.7. Madame Detand – Electrabel 
Choix des scénarios: une nouvelle centrale nucléaire n'est pas envisagée car 1) loi de sortie du nucléaire 
et 2) coûts trop élevés ! Arguments non convaincants car l'offshore coûte très cher.  
 
 
1.8. Monsieur Decrop - CSC 

1) Il est dommage que les entités fédérées soient absentes de la Commission GEMIX car l'énergie est 
notamment une compétence régionale. 

 A-t-on pris en compte les plans régionaux ? 
 Luc Dufresne: Le rapport Econotec (de quel rapport s'agit-il ?) + le plan wallon pour la maîtrise durable 

de l'énergie ont été pris en compte. 
 Dans le rapport définitif on mentionnera l'évaluation faite par EUFORES sur la situation belge connue à 

fin 2008. 
 Le Président de GEMIX a mentionné le rapport PMDE commandité par la Région wallonne auprès 

d'Econotec - IBAM - ICEDD présenté en mai 2009. 

2) Il aurait été intéressant de faire un benchmarking avec les autres pays, qui sont confrontés aux mêmes 
défis que la Belgique, à savoir la sortie du nucléaire, parfois aussi remise en cause.  

 Comment les expériences étrangères (Ex. Allemagne, Angleterre) ont-elles été intégrées dans le 
rapport ? 

 Dans le rapport définitif, une synthèse de la situation à l'étranger sera présentée en annexe, synthèse 
élaborée par les spécialistes du SCK-CEN. 

3) Déception par rapport à ses attentes quant à une approche « Demand side management », il s'agit 
d'une compilation d'études existantes, il n'y a pas eu d'étude nouvelle sur les secteurs, sur les 
potentiels dans les différents secteurs et sur la manière de les réaliser.  

 Conformément à l'AR, la mission était de faire une synthèse des études citées dans l'AR, 
éventuellement étayées par d'autres documents jugés pertinents par les membres de GEMIX 
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1.9. Monsieur Bram Claeys – Bond Beter Leefmilieu 
1) Importation de la biomasse: est-ce une bonne chose? Il faut tenir en compte l'indépendance 

énergétique, mais également faire attention à la provenance durable ou non de la biomasse. La plupart 
de notre énergie est importée. Donc pourquoi le rapport est-il frileux quant à l'importation de la 
biomasse ? 

 Dans le rapport définitif des éléments de réponses seront apportés dans la mesure du possible. 
 Préoccupation quant à l'objectif de 10% de renouvelables dans le transport en 2020. Or le transport est 

une des façons les plus stupides d'utiliser la biomasse, en termes d'efficacité énergétique, de santé 
publique, de pollution de l'air etc. Le rapport pourrait-il mettre en lumière les avantages d'utiliser la 
biomasse pour d'autres usages que le transport ? 

 Dans le rapport définitif des éléments de réponses seront apportés dans la mesure du possible. 
 
2) Selon le rapport provisoire GEMIX, la prolongation des centrales nucléaires est possible, réalisable. 

Est-il possible de développer la méthodologie et l'argumentation scientifique à la base de cette 
allégation ? 

 Voir supra (étude de benchmarking). 
 
 
1.10. Monsieur Jan van de Putte - Greenpeace 
Le seul document rendu public pour la Commission 2030 est une note rédigée par Monsieur van Waele 
(??) et du professeur Streydio (??) sur l'impact des rayons neutrons sur de reactorvat (la cuve du 
réacteur) [note des Secrétariats: voir sans doute Note contributive pour la Commission Energie 2030. "Les 
solutions énergétiques d'origine nucléaire en Belgique. Elément-clé d'un mix énergétique." J.-M. Streydio, 
P. Tonon, P. Klees??]. 
Il s'agit du document "Vessel issues that contribute to nuclear power plant life management" élaboré par le 
Prof. E. van Walle du SCK-CEN (Annexe 3 à la note contributive préparée pour CE2030 par les auteurs 
cités ci-dessous). 
 
Il faut aussi voir la résistance de la cuve, du métal etc. Aucun document n'affirme qu'un réacteur nucléaire 
peut durer plus de 40 ans En France, en Suède et en Allemagne, on remarque qu'il y a toujours de plus 
en plus d'incidents.  
Si incident il y a, aucun ne concerne la cuve. Par ailleurs, les statistiques ne montrent pas une 
augmentation de la fréquence des incidents. (voir référence AEN-AIEA). 
 
 
1.11. Monsieur Van Nuffel - Electrabel 

1) Deux constats corrects du rapport GEMIX qui sont importants et qui concernent le fonctionnement du 
marché de l'électricité: 1) déconnexion possible entre investissements effectués par des opérateurs 
privés, le mix souhaité par les autorités publiques et leur réalisation effective ; 2) problématique des 
investissements en capacité de pointe 

 Le « Pacte d'Investissement » proposé par la FEBEG pour que le climat propice aux investissements 
soit créé. Propose un benchmarking pour s'assurer que les investissements soient réalisés. Nous 
sommes dans un marché supranational. Il faut veiller à ce que les capacités soient assurées lors d'un 
pic.  
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1.12 Monsieur Decrop – CSC 
1) Le nucléaire est-il considéré, dans les options B et C, comme une technologie de transition ou bien 

une technologie à prolonger au-delà de 2030 ? 

 Aussi longtemps qu'on ne parle pas de nouvelle centrale, la prolongation peut effectivement être 
considérée comme une option de transition. 

 
 
1.13 Monsieur Van Ypersele – président du GIEC et membre du CFDD 
1) Au niveau européen, l'objectif de diminution est en fait 30% en 2020. Ne faudrait-il pas une étude qui 

prenne en en compte cette objectif ? 

 Le WP 21-08 considère également des scénarios où les émissions des GES doivent être réduites de 
30% au niveau européen en 2020. Dans ce cas, le marché des quotas d'émissions sera élargi à 
l'ensemble des pays qui souscriront à des objectifs de réduction, ce qui aura pour effet de diminuer le 
prix du carbone et dès lors d'augmenter le recours aux instruments de flexibilité (marché ETS, CDM, 
JI) dans la réalisation de l'objectif national. L'estimation de ce prix du carbone étant comparable à celle 
du scénario 20/20, l'impact sur le système énergétique belge est du même ordre de grandeur. 

 Les résultats dans les différents graphiques 20/20 et 30/20 étant quasiment nuls, le label 20/20 sera 
ôté dans les légendes, et ce constat sera repris dans le rapport final. 

 
 
2. QUESTIONS DE LA CSC 
Le rapport intermédiaire laisse une impression de trop peu. Alors que l'on pouvait s'attendre à un 
rapport équivalent en qualité à la Commission Energie 2030, tout en étant plus critique par rapport à la 
filière nucléaire, le rapport est une simple compilation d'études existantes qui se basent toutes sur le 
même modèle PRIMES. Ce résultat est sans doute lié au manque de moyens accordés par le Ministre au 
groupe GEMIX. 
Il convient de rappeler qu'il s'agit: 
- d'un rapport provisoire; 
- d'une synthèse qui conformément à l'AR, se base uniquement sur des études existantes (néanmoins le 

groupe GEMIX a parfois fait appel à des études supplémentaires); 
- et qu'on peut constater que la plupart de ces études se basent sur le même modèle PRIMES (aussi 

utilisé par la Commission européenne). Ce modèle apprécié ou non, sert de référence.  
 
Le rapport est particulièrement léger et décevant sur les points suivants: 

 une analyse fine de la maîtrise de la demande d'énergie et du potentiel d'utilisation rationnelle de 

l'énergie. 
L'analyse fine est hors mandat et sa réalisation est largement de la compétence des Régions. Pour ce 
qui concerne le niveau fédéral, le GEMIX ne peut que souligner l'importance d'une politique fiscale 
cohérente en ces domaines ainsi que la normalisation des produits (label). 
 

 Les stratégies à mettre en place pour les filières énergétiques hors électricité, principalement la 

chaleur, le transport et les utilisations process. Et ce alors que l'électricité ne représente qu'environ 

20% de notre consommation énergétique finale. 
Il ne faut pas oublier que ne représentant que 20% de notre consommation, la maîtrise des émissions 
de GES y est plus aisément gérable vu la concentration des équipements. 
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 Une analyse fine du potentiel des sources d'énergie renouvelables et de cogénération, notamment sur 

base des études existantes dans les 3 Régions ainsi que des expériences étrangères (réseaux de 

chaleur en Allemagne et dans les pays scandinaves, potentiel éolien dans des régions densément 

peuplées, potentiel bois-énergie à l'échelle globale, etc.). 
GEMIX estime que les potentiels ont été suffisamment étudiés et identifiés et que ce sont entre autres 
les résultats de ces études qui ont conduit à l'objectif de 13% de RES à l'horizon 2020 pour la 
Belgique. 
 

 L'absence d'argumentation développée pour la prolongation des centrales nucléaires de 20 ans pour 

Tihange 2 et 3 et Doel 3 et 4. Peut-on encore parler de technologie de transition si on prolonge les 

centrales actuelles jusqu'en 2045 ? 

Aussi longtemps qu'on ne parle pas de nouvelle centrale, la prolongation peut effectivement être 
considérée comme une option de transition. L'absence de recommandations concrètes sur les moyens 
de récupérer la rente nucléaire (taxe sur le combustible ? obligations d'investissement ?). 
Une annexe rappellera les différentes conceptions de la rente et des pistes d'utilisation possibles. Quant 
au choix de l'utilisation de cette rente, c'est de la compétence des pouvoirs publics. 
 

 L'absence d'analyse financière comparée entre les investissements de jouvence à réaliser dans les 

réacteurs existants et des investissements équivalents dans d'autres filières (renouvelables, smart 

grids, etc.). 
Les investissements nécessaires au déploiement des RES et des smart grids sont indépendants des 
investissements de jouvence dans le nucléaire. Il en a été tenu compte implicitement dans les études 
analysées. 
 

 Aucune analyse ni aucun chiffre sur l'emploi: nombre d'emplois générés par les différentes filières et 

intensités en emplois comparées, qualifications et formations requises pour un éventuel glissement 

des emplois d'une filière à une autre, qualité des emplois créés et dialogue social. 
Cette analyse sort du cadre de la mission GEMIX. Il serait toutefois intéressant d'y consacrer des 
travaux de recherche à l'avenir. 

 
Le rapport intermédiaire apporte des éclairages intéressants sur les points suivants: 

 Les investissements considérables nécessaires dans les réseaux pour les adapter aux nouveaux 

enjeux énergétiques.  

 Les problèmes liés à la libéralisation du marché, concernant le manque d'investissements en capacités 

de pointe et de réserve. 

 Les informations sur les déchets nucléaires supplémentaires générés en cas de prolongation des 

centrales existantes. 

 Les projections sur le développement potentiel de la filière automobile électrique et son implication sur 

la consommation d'électricité. 
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La CSC propose concrètement que le rapport final GEMIX contienne les points suivants: 

 Une étude sur le potentiel d'utilisation rationnelle de l'énergie, consistant au moins en une actualisation 

de l'étude de 2003 du Fraunhofer Institute et une analyse des plans régionaux sur le sujet. Il faut 

également des recommandations concrètes sur les moyens à mettre en œuvre pour atteindre les 

objectifs découlant de l'étude (par exemple, système de certificats blancs à la française). 
 Cette analyse sort du cadre de la mission GEMIX. Il serait toutefois intéressant d'y consacrer des 

travaux de recherche à l'avenir. 
 L'établissement d'un plan national d'URE exigeant une collaboration étroite entre les différents niveaux 

de pouvoirs est une étape absolument indispensable (recommandation de l'AIE et constat de l'étude 
EUFORES). 

 http://www.energy-efficiency-watch.org/index.php?id=49 
 http://www.energy-efficiency-watch.org/fileadmin/eew_documents/Documents/Results/EEW_-

_Final_Report_July_2009.pdf 
 

 Une étude approfondie de l'impact de la sortie progressive du nucléaire telle que prévue par la loi, sur 

le coût moyen, marginal et le prix de l'électricité sur le marché de gros, ainsi que son éventuelle 

répercussion sur le prix final aux consommateurs industriels et résidentiels. Une étude doit également 

être menée sur les appels d'offre comme alternative au manque d'investissements pour compenser la 

sortie du nucléaire. Les impacts sur l'emploi (nombre, intensité au kWh, qualité) devraient être mesurés. 
Cette analyse sort du cadre de la mission GEMIX. Il serait toutefois intéressant d'y consacrer des 
analyses complémentaires à l'avenir. 
 

 Un scénario supplémentaire où l'on considère le nucléaire existant comme une technologie de 

transition: (i) fermeture des 3 premières centrales (2 GW cumulés) et prolongation des 4 autres 

centrales (4 GW cumulés) de respectivement 5 et 10 ans ; (ii) prolongation des 7 réacteurs de 5 ou 10 

ans. Même analyse approfondie qu'au point ci-dessus + une analyse de l'affectation de la rente à des 

projets d'investissement propre (étude de faisabilité, mécanismes, etc.). 

 Scénario (i) : nous n'avons pas envisagé cette 4ème option pour les raisons suivantes: 
 - un élément incontournable dans l'évaluation scientifique sur les possibilités de prolongement de 

l'exploitation opérationnelle des réacteurs de n'importe quel type est le vieillissement de l'acier de la 
cuve. Le SCK-CEN de Mol a procédé et procède toujours à des évaluations sur les cuves des 
réacteurs belges et dès à présent, ils sont déjà en mesure de confirmer que l'acier des cuves des 
réacteurs Doel 1, 2 et Tihange 1 satisfait aux normes les plus sévères pour une durée d'exploitation 
certes d'au moins 60 ans, voire plus. Les données pour autres réacteurs seront complétées en 
2012 mais dès à présent les résultats intermédiaires confortent ce constat. En annexe au rapport 
définitif GEMIX se trouvera un document élaboré par le SCK-CEN qui indiquera aussi que des 
conclusions similaires ont été obtenues à l'étranger; 

 - le SCK-CEN a également signalé que la législation en matière de la sécurité de la cuve a toujours 
été conservatrice (avec des exigences très élevées) et que l'évolution des connaissances démontre 
que les matériaux peuvent résister à des contraintes nettement plus élevées qu'estimé initialement. 

Il va de soi que d'autres éléments viennent en ligne de compte en matière de sécurité des centrales 
nucléaires tels que la résistance des enceintes, le câblage, la disponibilité de pièces de rechange, le 
maintien des compétences techniques et scientifiques, et la continuation des efforts de R&D en 
matière nucléaire. 

Scénario (ii) cette analyse sera effectuée pour le rapport final, à l'exclusion d'une prolongation de 5 ans 
qui n'est pas rentable du point de vue économique. 

http://www.energy-efficiency-watch.org/index.php?id=49
http://www.energy-efficiency-watch.org/fileadmin/eew_documents/Documents/Results/EEW_-_Final_Report_July_2009.pdf
http://www.energy-efficiency-watch.org/fileadmin/eew_documents/Documents/Results/EEW_-_Final_Report_July_2009.pdf
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 État de la situation en matière de know-how dans le secteur nucléaire: évolution du nombre 

d'ingénieurs nucléaires formés, inventaire des rotations de main-d'œuvre dans le secteur nucléaire, 

nombre de techniciens de production/maintenance vs techniciens chargés du démantèlement, capacité 

d'exportation du know-how belge. 
Sauf pour ce qui concerne la filière de démantèlement qui resterait éventuellement "belge", les 
opérateurs ne raisonnent plus en terme de pays, mais en terme de marché "relevant"/pertinent - ces 
indicateurs ont-ils encore un sens à un niveau belge ? Les ingénieurs nucléaires formés en Belgique 
seront utilisés là où la société en a besoin. 
 

 Une étude comparative avec d'autres pays étrangers des systèmes de sécurisation des réacteurs des 

vieilles centrales nucléaires (celles construites avant 1980): types d'investissement de jouvence, 

rapports des autorités de contrôle et recommandations, know-how, etc. 
Dans le rapport définitif, une synthèse de la situation à l'étranger sera présentée en annexe, synthèse 
élaborée par les spécialistes du SCK-CEN. 
 

 Une étude comparative internationale (en se basant notamment sur les études de l'AIE, de l'IPCC et 

de la FAO) sur le potentiel de la biomasse durable pour l'approvisionnement en énergie. Une analyse 

coût-efficacité et SWOT des différentes filières d'utilisation de la biomasse (bois-énergie, 

biocarburants, etc.). Des recommandations pour garantir la durabilité et la fiabilité de la filière 

d'approvisionnement (certification, type de transport). 
Ces analyses sortent du cadre de la mission. Des références seront ajoutées au sein du rapport final. 
 

 Un état des lieux des différentes technologies actuelles et à venir, autant pour les économies d'énergie 

que pour la production d'énergie, assorti d'un échéancier montrant à quel stade on est (recherche 

fondamentale, appliquée, développement, prototypes, lancement, commercialisation) ainsi que les 

coûts y associés de même que la position des acteurs belges dans chacune de ces technologies. 
Ces analyses sortent du cadre de la mission. Des références seront ajoutées au sein du rapport final 
(p.ex. l'étude Mc Kinsey). 

 
 
3. QUESTIONS DE LA FGTB 
Comme convenu lors de la présentation du rapport provisoire le 8 juillet, veuillez trouver ci-dessous 
quelques questions (3) auxquelles la FGTB souhaiterait avoir une réponse.  
 
1. Il nous semblerait tout d'abord utile de disposer d'un tableau mis à jour reprenant les projets 

autorisés/en voie de l'être/probables/possibles de production d'énergie. Ce tableau devrait mentionner 
pour chacun de ces projets la puissance en MW, le taux d'utilisation en moyenne et la production en 
TWH sur laquelle on peut compter en conséquence. Il devrait également indiquer également quels 
outils de production fonctionneraient en pointe et/ou en base. Enfin, ce tableau devrait mettre en 
regard les besoins attendus en base et en pointe pour voir les gaps, dans l'hypothèse BAU et dans 
une hypothèse de maîtrise de la demande d'électricité.  

 Serait-il possible de nous fournir un tel tableau ? Il nous semble qu'un tel tableau est un préalable 
indispensable à toute prise de décision. 

 Données à fournir par la CREG. 
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2. En ce qui concerne le scénario A, nous souhaiterions avoir quelques éclaircissements: 
 Quelle serait la consommation d'électricité si des efforts importants de maîtrise de la demande étaient 

réalisés ? 
 Si des efforts importants de maîtrise de la demande finale d'énergie étaient réalisés (-15% en 2020 par 

rapport à la baseline) - hypothèse sur laquelle se basent les scénarios « option A, B et C » sur le 
graphique 3 p.26 – la demande finale d'électricité est évaluée à 93 TWh. 

  
 Quelle serait la part de renouvelable électricité dans la consommation d'énergie dans ce scénario A ? 

Dans le rapport provisoire, le graphique 3 (pg 26) démontre, pour ce scénario A, environ 32 TWH de 
nucléaire, 40 TWH de gaz, mais rien pour la part de renouvelable électricité. 

 Dans le scénario A, ces 93 TWh sont répartis de la manière suivante : 17 TWh de RES, 31 TWh de 
nucléaire, 39 TWh de fossile (charbon-gaz-pétrole) et 5 TWh d'importations. 

 Quelque 18% de la production d'électricité serait assuré à partir de RES. 
  
 Plus loin dans le rapport (page 34) il est écrit qu'une fourchette de 15 à 17 TWH est cohérente. En ce 

qui concerne la partie électricité de la cogénération, le graphique 9 (pg 36) semble dire que l'on 
pourrait compter sur 15 TWH. Les importations seraient elles de l'ordre de 5 TWH (graphique 10 
p. 37). Par conséquent on arriverait à une totale de 109 TWH (32 TWH nucléaire + 40 TWH gaz + 
17 TWH renouvelables + 15 TWH cogénération + 5 TWH importations) 

 Attention, l'électricité produite dans les unités de cogénération n'est pas à additionner aux chiffres ci-
dessus. Elle est répartie dans les catégories RES (pour la cogénération à partir de biomasse) et fossile 
(pour la cogénération à partir de gaz naturel). 

 
 Pour rappel, dans le scénario « Tobback », avec 30% de mesures additionnelles en 2020, la 

consommation d'électricité serait d'environ 104 TWH (dont 5 TWH importés). 
 15 TWH de cogénération de qualité est il un chiffre réaliste ? 
 En effet, dans le scénario « Tobback/ -30% GES en 2020 avec mesures additionnelles », la demande 

finale d'électricité est de 99 TWh. 
 Les 15 TWh électriques sont d'abord déterminés par la demande de vapeur. Il convient de noter qu'il 

s'agit de tout type de cogénération et pas seulement de la cogénération de qualité (cf. § au-dessus du 
graphique 9 - page 36). 

 
 Avec une telle structure du parc de production d'électricité, aurait-on assez en base et assez en pointe 

(= cette structure du parc serait-elle suffisante pour répondre aux besoins, en supposant que des 
mesures soient prises pour que la consommation d'électricité en 2020 n'excède pas 105 ou 
110 TWH) ? 

 La structure du parc de production d'électricité est déterminée sur la base de la courbe de charge i.e. 
profil de la demande. 

  
 Pouvez-vous donc nous apporter des précisions sur ces éléments et nous faire part de votre point de 

vue sur ces éléments en regard du scénario « Tobback » ? 
 Il n'est pas possible de comparer de manière précise les scénarios A et "Tobback" dans la mesure où 

ils reposent sur des hypothèses différentes (prix internationaux des combustibles, politiques et 
mesures prises en compte, objectifs de réduction des GES, contrainte sur le développement des RES, 
etc). Néanmoins, il nous semble logique que la demande finale d'électricité soit plus basse dans le 
scénario A que dans le scénario "Tobback" car ce dernier ne tient pas compte d'une contrainte sur le 
développement des RES qui a pour effet de modérer les substitutions électricité/énergies fossiles dans 
les secteurs de la demande finale (cf. rapport Tobback et WP 21-08). 
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3. Enfin, nous voudrions également avoir des précisions relatives aux déclarations de monsieur Dufresne 

(pg 7 du PV) sur le fait que « la différence entre -20% et -30% se joue en termes de mécanismes de 
flexibilité ». Pourquoi ne pas réaliser les 10% en plus en Belgique ? N'est-ce pas une question 
essentiellement de volonté politique ? 

 Le WP 21-08 considère également des scénarios où les émissions des GES doivent être réduites de 
30% au niveau européen en 2020. Dans ce cas, le marché des quotas d'émissions sera élargi à 
l'ensemble des pays qui souscriront à des objectifs de réduction, ce qui aura pour effet de diminuer le 
prix du carbone et dès lors d'augmenter le recours aux instruments de flexibilité (marché ETS, CDM, 
JI) dans la réalisation de l'objectif national. L'estimation de ce prix du carbone étant comparable à celle 
du scénario 20/20, l'impact sur le système énergétique belge est du même ordre de grandeur. 

 Les résultats dans les différents graphiques 20/20 et 30/20 étant quasiment nuls, le label 20/20 sera 
ôté dans les légendes, et ce constat sera repris dans le rapport final. 
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4. QUESTIONS / REMARQUES DE LA FEB SUR LE RAPPORT PROVISOIRE DU GROUPE GEMIX 
4.1. Remarques générales 
La FEB apprécie la mise en avant d'une série d'éléments dans le rapport provisoire, notamment ceux 
relatifs : 
- à la grille d'analyse autour des 3 objectifs : sécurité d'approvisionnement, compétitivité et protection de 

l'environnement/climat. Cependant, l'analyse du volet compétitivité n'est pas suffisamment développée. 
Le rapport "prospectif" devrait au moins tenter de définir des ordres de grandeur des coûts des kWh 
électriques produits selon les différentes filières ; 

- aux impacts d'une sortie du nucléaire sur l'infrastructure de Fluxys; 
- aux implications pour le réseau électrique d'une plus grande part de SER ; 
- à la "non-compétition" entre la prolongation du nucléaire et le développement des énergies 

renouvelables; 
- aux conditions à un prolongement éventuel de la durée d'exploitation des centrales nucléaires (sûreté, 

déchets, non-prolifération et provisions) ; 
- à la nécessité de prendre une décision sans tarder ; 
- à l'importance d'une politique et d'actions en faveur de l'efficacité énergétique / la gestion de la 

demande ; 
- à l'intérêt des accords de branche comme outil permettant de continuer l'amélioration de l'efficience 

énergétique des secteurs industriels ; 
- à la problématique des unités de pointe … et à l'incertitude quant à leur rentabilité ; 
- à la problématique des capacités de réserve ; 
- à la venue de la voiture électrique dans le paysage énergétique. 
 
4.1.1. Nouvelle centrale nucléaire pas envisagée (scénario D) : Pourquoi ? 
L'objectif de ce rapport est de présenter une analyse et évolution possible de la demande et du mixte 
énergétique. Dès lors, pourquoi ne pas avoir envisagé un scénario D intégrant la construction d'une 
nouvelle centrale nucléaire ? En effet, une analyse SWOT de ce scénario aurait permis de mettre en 
avant les avantages et inconvénients d'une telle option en termes de compétitivité, de sécurité 
d'approvisionnement et d'environnement/climat. Il est regrettable d'écarter cette piste ou même d'analyser 
cette option lorsqu'on parle de mix idéal. La raison invoquée pour ne pas envisager cette option, à savoir 
le fait que cela "remet en question la loi de sortie du nucléaire", n'est pas pertinente. Il en est en effet de 
même pour les options B et C présentées. 
La FEB suggère dès lors de prendre en considération un scénario D envisageant la construction d'une 
nouvelle centrale (au minimum en remplacement de Doel 1 & 2 et Tihange 1 au cas où celles-ci 
fermeraient après une prolongation de 10 ans). 
En effet, un tel scénario permettrait : 
- de maintenir en Belgique d'une part une véritable diversification de nos vecteurs et sources 

géographiques d'approvisionnement et d'autre part un degré limité de dépendance énergétique au 
niveau géopolitique et vis-à-vis des énergies fossiles (plus spécialement notre dépendance croissante 
par rapport au gaz). Ceci contribuerait donc à notre sécurité d'approvisionnement ; 

- de continuer à disposer d'unités de production d'électricité non émettrices de CO2 à moyen et long 
terme ; 

- d'assurer une capacité de production suffisante et de réduire notre dépendance vis-à-vis de 
l'importation d'électricité ; 

- de garder un know-how nucléaire et le potentiel de R&D nécessaire à la gestion future des déchets. 
Seul un scénario de prolongement est compatible avec la législation existante (loi de 2003). 
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En outre, il n'y a pas de retour d'expérience sur des réacteurs de 3ème génération pour lesquels il est de 
fait, impossible de faire une évaluation économique. 
 
4.1.2. Analyse SWOT 
Nucléaire et efficacité énergétique : pas de liens 
Dans l'analyse SWOT, la prolongation de l'option nucléaire est présentée comme négative quant à son 
impact sur le prix, car elle ne pousse pas ce dernier à la hausse et n'incite donc pas aux économies 
d'énergie. 
Dans les inconvénients (pages 19 et 20 du rapport provisoire), il est mentionné qu'il ressort de l'analyse 
que la prolongation mènerait à une moindre incitation à l'URE. Ceci n'est valable que si les prix du marché 
reflètent les coûts de production (hypothèse sous-jacente aux études sous rubrique); ce qui n'est pas 
toujours le cas. 
Sur base de cette vision, nous nous étonnons de ne pas retrouver dans les aspects positifs à la 
prolongation de l'option nucléaire des prix plus bas – en base du moins. A l'inverse, ceci devrait être 
mentionné comme un désavantage dans le cas d'un phasing-out. 
Nous allons mentionner ceci dans le rapport final en insistant sur le fait que ceci n'est vrai que lorsque le 
prix de marché reflète bien les coûts de production. 
 
L'incitation à plus d'efficacité énergétique des acteurs via les prix doit être abordée de manière 
indépendante du choix du mix énergétique.  
Ceci est aussi notre propos dans le rapport provisoire. 
Ce point devrait dès lors sortir de l'analyse SWOT. En effet, si un gouvernement souhaite mener une 
politique d'efficacité énergétique, il ne doit pas le faire au détriment du coût de production de l'électricité 
(en interdisant certaines options technologiques compétitives).  
Ceci n'a jamais été suggéré par la Commission GEMIX. 
Toutes les nouvelles contraintes écologiques, et notamment les nouveaux objectifs du Plan Climat, 
donneront lieu à des hausses de coûts significatives et inciteront ainsi à plus d'efficacité énergétique. 
Quant aux industries intensives en énergie, le poids du coût énergétique pèse tellement dans leur facture 
totale que l'efficience énergétique est recherchée en tant que telle, car constitue un moyen d'acquérir un 
avantage compétitif par rapport à ses concurrents. 
Dans le cas du scénario A : il faudrait lier la hausse du coût moyen du kWh à l'objectif de compétitivité de 
nos entreprises. Une hausse de coût par rapport aux autres pays (surtout aux pays qui gardent le 
nucléaire) engendre une perte de compétitivité, voire des délocalisations. Bref, nous estimons qu'il faut 
lier le coût du kWh au critère de compétitivité et non pas à l'efficacité énergétique. 
Le propos de la Commission GEMIX n'a jamais été de lier coût du kWh et efficacité énergétique. 
 
Dans le cas des options B et C, les avantages de diversification et d'une moins grande dépendance 
énergétique devraient être repris. Dans l'option C, l'avantage "rente nucléaire perçue 20 ans de plus" 
n'apparaît plus, alors qu'il est présent dans l'option B. 
Cet oubli sera corrigé dans la version finale du rapport. 
 
Finalement, le "risque de décourager l'arrivée de nouveaux entrants sans reconfiguration du marché de 
gros (rente)" dépend fortement de cette rente et de sa forme (financière ou autre). Peut-on présager à ce 
stade de ce qu'elle sera ? Aura-t-elle ou pas un impact sur le marché ? 
Ceci sort du cadre de la mission du GEMIX. 
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4.1.3. Biomasse 
Il serait intéressant que le rapport évalue les besoins en biomasse ainsi que la proportion de biomasse 
importée. 

Dans la mesure du possible, des chiffres seront ajoutés au sein du rapport final. 
 
Dans ce cadre, les experts pourraient appeler à la création d'un observatoire de la biomasse identifiant les 
flux de biomasse en Belgique. Les différents stakeholders du Printemps de l'Environnement l'ont d'ailleurs 
appelé de leurs vœux. 

Il serait en effet intéressant de mieux appréhender les flux de biomasse nécessaires pour couvrir les 
besoins du système énergétique. 
 
4.1.4. Vision sur les interconnexions 
Le rapport fait très peu (pas) référence à la nécessité d'intégrer le marché belge (électrique) aux marchés 
voisins (marché du Centre-Ouest). Sans nullement remettre en question l'absolue nécessité d'améliorer le 
climat d'investissement dans notre pays et d'attirer les investissements, une meilleure intégration 
permettrait : 
• d'élargir l'étendue du marché et de mieux faire jouer la concurrence entre les acteurs de ces marchés ; 
• d'apporter un plus haut niveau de sécurité d'approvisionnement, notamment lors des pics (sous 

certaines conditions telles que celles évoquées dans le rapport). 
• de mieux valoriser les avantages comparatifs et les économies d'échelle. 
Le rapport devrait mettre ce point en avant ainsi qu'attirer l'attention sur notre manque de capacité. 

Le GEMIX a clairement mis l'accent sur la nécessité d'investissement dans le réseau HT entre autres en 
vue de mieux incorporer les énergies intermittentes et de mieux intégrer les marchés européens (§2.9.1 
du rapport provisoire). 
 
4.1.5. Perspective 2050 
Le rapport devrait intégrer des tendances jusqu'en 2050 tant au niveau de la demande que de l'offre — 
notamment électrique —, offrant ainsi une perspective à plus long terme et identifiant les défis des 
moyens de production à cet horizon de temps. Ces tendances considéreraient les évolutions au niveau 
des transports (électrification) et des réseaux. 

La seule étude mentionnées dans l'AR et abordant cet horizon est l'étude "Tobback". Une autre étude est 
l'étude DLR. Toutes deux sont basées sur la méthode du backcasting qui ne contient pas d'analyse 
économique. Compte tenu des contraintes d'émissions de GES et les coûts associés, des incertitudes sur 
les développements technologiques à cet horizon de temps, le groupe GEMIX prône l'extrême prudence 
quant à l'identification d'un mix énergétique idéal à cet horizon.  
 
4.2. Aspects spécifiques 
 
4.2.1. Contexte mondial (p 1 et 2 + 10) 
Lorsque le contexte mondial est abordé, l'incertitude géopolitique de certaines sources d'énergie devrait 
être mise en avant. Ainsi, à la croissance des prix des énergies fossiles et à la lutte contre les 
changements climatiques viennent se rajouter les risques liés à la dépendance énergétique de certains 
pays moins "stables". Il serait intéressant de mettre en avant l'intérêt de la diversité du mix énergétique et 
les risques qui seraient liés au « tout au gaz ». 
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pp.12 (point 2.6.2.) : « L'évolution des besoins en gaz naturel est fortement influencée par le futur de la 
filière nucléaire, sans que toutefois une ruée vers ce combustible ne se produise, étant donné les objectifs 
à atteindre en matière d'énergies renouvelables ». Il s'agit de nuancer cette affirmation vu que les 
centrales nucléaires assurent actuellement 54% de la production d'électricité, alors que les énergies 
renouvelables ne représenteront en 2020 que 19% selon l'étude. 

Ce point sera plus élaboré dans la version finale du rapport. 
 
4.2.2. Prix, approche volontariste et norme (p 2 + 11) 
"Dans un fonctionnement de marché parfait, un prix du CO2 stable et pénalisant les énergies fossiles 
inciterait à une réduction de la demande par le mécanisme de prix. Dans la réalité, une approche 
volontariste et normative sera nécessaire afin de combler les imperfections des mécanismes de marché et 
…". 
Ces phrases devraient être clarifiées afin d'éviter une mauvaise compréhension sur la remise en question 
du système ETS et/ou la volonté d'actions additionnelles pour les entreprises soumises à l'ETS. 

L'approche normative préconisée s'adresse surtout aux secteurs non-ETS pouvant être interprétée alors 
comme une traduction de la CV. Cela sera précisé dans le rapport final. 
 
4.2.3. Scénario 20/20 : une optimisation sous contrainte (p 2) 
Il est fait référence à plusieurs endroits dans le document au scénario 20/20. Il serait utile de rappeler au 
lecteur que les résultats de ce scénario sont le fruit d'une contrainte imposée au scénario, à savoir la 
réduction des émissions des GES et une part de SER de 13% à l'horizon 2020, résultat du burden sharing 
européen. Trop souvent dans le rapport provisoire, il est donné l'impression que c'est une évolution 
naturelle du système, ce qui n'est pas le cas. 

Il est clair pour GEMIX que la réalisation de ces objectifs demandera des mesures énergiques et des 
efforts considérables pour toute la société. Le rapport tiendra compte de cette remarque. 
 
4.2.4. Nucléaire, sécurité d'approvisionnement et déchets supplémentaires (p 16) 
Dans le 5e § de la page 16, certains avantages du nucléaire sont mis en avant sans reprendre la 
diversification / la plus grande sécurité d'approvisionnement. Dans le § suivant, les pourcentages de 
déchets supplémentaires devraient être repris comme c'est le cas dans l'analyse SWOT (de 8 à 9%). 

Cette remarque sera prise en compte dans le rapport final. 

4.2.5. Définition de la rente de rareté (p 17) 
La "rente de rareté" est définie dans le rapport provisoire comme "la différence entre le prix du marché 
européen et le coût complet du nucléaire historique".  
Sans se prononcer sur la rente et sa forme dans le présent commentaire, le concept de "rente" fait 
référence au prix (« le » prix n'existe pas. Il y a plusieurs prix suivant le type de contrats et de produits : 
spot – forward – baseload – peak –…) du marché européen.  
Toutes les études en la matière font référence à un prix moyen sur le marché européen même si la réalité 
est plus complexe. 
Or, la plupart des consommateurs particuliers ont une facture dépendant d'une formule avec paramètres 
publiés (Nc et Ne) ou à prix fixe. Les consommateurs industriels ont des formules le plus souvent basées 
sur des prix forward, mais sans pour cela que la relation soit égalitaire. Plus de nuances lorsqu'il est fait 
référence aux prix payés seraient utiles. 
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4.2.6. Redistribution (p 17) 
Lorsque des aspects de redistribution (de la rente) sont évoqués, les mots "entreprises" ou 
"consommateurs industriels" devraient apparaître. En effet, vu l'impact des prix de l'électricité sur leur 
compétitivité, il faudrait qu'ils puissent également bénéficier des profits nets supplémentaires d'une 
prolongation éventuelle de la durée de vie des centrales nucléaires. 

Le groupe GEMIX a uniquement souligné un effet différencié selon le type de redistribution sans porter de 
jugement sur celle-ci. 
 
4.2.7. Sécurité d'approvisionnement (p 22) 
"En conditions normales, gérer la dépendance signifie avant tout de réaliser un mix énergétique entre les 
trois combustibles fossiles : pétrole, gaz naturel et charbon". 
Si l'on parle de la sécurité d'approvisionnement à court terme (réaction à une crise), il faudrait le préciser 
et y ajouter la biomasse importée majoritairement. Si l'on parle de la sécurité d'approvisionnement à long 
terme (dans le temps), il faudrait le préciser et y ajouter l'uranium et la biomasse. 

Le groupe GEMIX estime que le volume de biomasse importée n'intervient pas à court terme. Le rôle 
potentiel de l'uranium sera intégré.  
 
4.2.8. Unités de pointe et mise à disposition de capacité de réserve (p25) 
Le rapport met, à raison, en avant la problématique des unités de pointe et de la capacité de réserve.  
Ne doit-on pas insister sur le risque de sous-investissement dans les capacités de production et la 
nécessité d'un climat d'investissement plus favorable ? 
Insister sur les solutions à apporter en termes d'investissement dans les interconnexions et également du 
meilleur fonctionnement de ces dernières. 
Dans ce cadre, certaines solutions sont évoquées. Ne devraient-elles pas faire l'objet d'un débat plus 
large avant d'être mises en avant ?  

Cette problématique sort du cadre de la mission du GEMIX. 
 
4.2.9. Diesel / essence 
Le rapport devrait mettre plus l'accent sur le déséquilibre croissant "diesel / essence" au niveau européen 
et belge (il y a aujourd'hui insuffisance de capacités « raffinage diesel » au niveau européen, et donc 
dépendance accrue des pays ex-URSS). La Belgique connaît un des plus forts taux de "dieselisation". 
 
4.2.10. Transparence sur les coûts des SER 
Puisque les énergies renouvelables sont abordées dans le rapport, il serait nécessaire d'apporter plus de 
clarté quant aux coûts de leur développement et de leurs mécanismes de support. L'impact de la R&D et 
de leur "industrialisation" sur leur coût de production devrait également être abordé dans le rapport. 

Le rapport provisoire GEMIX en se basant sur les résultats de la CE2030, évoque le coût de soutien de 
ces RES et rappelle que ces coûts sont répercutés sur l'ensemble des consommateurs tant industriels 
que PME et particuliers. Le rapport final complètera ce point. 
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5. QUESTIONS D'INTER-ENVIRONNEMENT WALLONIE 
La Fédération Inter-Environnement Wallonie a plusieurs commentaires et questions relatifs au rapport 
intermédiaire: 
1) sur quelle base affirmez-vous que la prolongation du nucléaire n'influence en rien le développement 

des énergies renouvelables ? 
 Les 13% de RES sont imposées par le paquet Energie-Climat et sont exogène au reste de la 

composition du mix énergétique. 
 
2) pourquoi ne pas avoir imaginé un quatrième scénario sur la prolongation du nucléaire, en l'occurrence 

la prolongation des centrales les plus récentes ? 
 Cette analyse sera effectuée pour le rapport final, à l'exclusion d'une prolongation de 5 ans qui n'est 

pas rentable du point de vue économique. 
 
3) pourquoi ne pas avoir plus développé les liens entre économies d'énergie et prolongation du nucléaire 

? Il nous semble en effet que la prolongation du nucléaire n'incite pas à opérer des économies 
d'énergie et à améliorer l'efficacité énergétique; 

 Dans les inconvénients des scénarios avec prolongation de l'exploitation (pages 19 et 20 du rapport 
provisoire), il est mentionné qu'il ressort de l'analyse que la prolongation mènerait à une moindre 
incitation à l'URE. Ceci n'est valable que si les prix du marché reflètent les coûts de production 
(hypothèse sous-jacente aux études sous rubrique); ce qui n'est pas toujours le cas. Une politique 
indépendante est donc nécessaire. 

 
4) les importations de biomasse ne sont pas chiffrées dans le rapport; 
 Dans la mesure du possible, des chiffres seront ajoutés au sein du rapport final. 
 
5) l'évaluation des coûts de la prolongation du nucléaire ne figure pas dans le rapport 
 Un ordre de grandeur a été cité dans le rapport provisoire (page 15) sur base de chiffres communiqués 

par EDF Ces informations seront complétées dans le rapport final. 
 
6. QUESTIONS DE BOND BETER LEEFMILIEU 
GEMIX ontwerprapport: beetje studie, weinig basis 
Bram Claeys, bram.claeys@bblv.be, 8/7/2009 
 
6.1. Inhoud 
Het ontwerprapport van de commissie experts die in opdracht van minister Magnette de ideale energiemix 
van België bestuderen, is beschikbaar sinds 2/7/2009. De bedoeling van de federale regering is om het 
zogenaamde GEMIX-rapport te laten dienen als basis voor een beslissing over de eventuele verlenging 
van de levensduur van de Belgische kerncentrales.  

De belangrijkste conclusie en aanbeveling van het rapport is dat energiebesparing in België de eerste en 
allerbelangrijkste prioriteit is. Verder houdt GEMIX een uitgebreid pleidooi voor het recupereren van de 
"nucleaire rente", anders gekend als de nucleaire windfall profits. 

De groep experts legt zeer zwaar de nadruk op de gebrekkige functionering van de Belgische 
elektriciteitsmarkt, en de stijgende afhankelijkheid van import van elektriciteit uit het buitenland. Om 
hieraan te verhelpen moet onder andere meer piekproductie worden geïnstalleerd. GEMIX suggereert om 
deze piekproductie in handen van Elia, de netbeheerder te geven.  
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Opvallend is dat het rapport een nieuwe optie introduceert tussen (1) de kerncentrales sluiten als gepland, 
en (2) alle reactoren 20 jaar extra geven. Een derde optie is om de oudste reactoren 10 jaar langer open 
te houden, met een optie om ze na 10 jaar nog eens 10 jaar te geven. De minst oude reactoren zouden in 
deze optie meteen 20 jaar extra krijgen. De redenering achter deze derde optie is dat de oudste reactoren 
meer risico's opleveren, en dus niet zomaar 20 jaar langer extra mogen krijgen.  

Het rapport beschouwt alle opties met de kerncentrales als nog mogelijk. Alleen moet er wel heel dringend 
een beslissing komen, zeggen de experts. 

De GEMIX groep hakt geen knopen door, dat blijft het prerogatief van de politiek. 
 
6.2. Analyse 

6.2.1. Niet-nucleaire capaciteit 

Als het de bedoeling is om te onderzoeken hoe de energiemix in België in de toekomst zal en zou moeten 
evolueren, is de meest evidente oefening om mee te beginnen, analyseren wat de gevolgen zijn van de 
vandaag best voorspelbare evoluties.  

Daarbij moet rekening worden gehouden met de wettelijke context, en met al gekende 
investeringsprojecten. Dit scenario zou het basisscenario moeten zijn.  

In het geval van de elektriciteitproductie, betekent dit: de nucleaire productie afbouwen zoals voorzien, 
rekening houden met het stoppen van de oude steenkoolcentrales, en rekening houden met de gekende 
investeringsprojecten in productie met hernieuwbare energie, aardgas of steenkool.  

Het rapport bekijkt vreemd genoeg echter niet welke investeringen vandaag al gepland zijn, en hoe die 
zich verhouden tot de geplande sluiting van de kernreactoren. Ongeveer het meest relevante stuk werk, 
wordt keer op keer nagelaten door de opeenvolgende commissies. Blijkbaar is het niet de bedoeling om 
onzekerheid op te heffen.  

Gelukkig publiceren Elia en de Creg zelf regelmatig lijsten van investeringsprojecten. Uit de analyse van 
het directiecomité van de Creg blijkt alvast dat er geen capaciteitsprobleem hoeft te zijn in 2015. Zo 
voorziet de Creg tegen 2015 een netto bijkomende productiecapaciteit van 2167 MW, rekening houdend 
met ongeveer 3400 MW steenkool die sluit tussen nu en 2015.  

De nucleaire capaciteit die moet sluiten in 2015 bedraagt 1787 MW.  

De opsomming van de Creg houdt dan nog bovendien geen rekening met andere nog niet vergunde 
projecten.  
 

Dans le rapport final sera mise en annexe une liste exhaustive des projets officiels, ceux effectivement en 
construction ou décidés, ainsi que de toutes les centrales (non seulement nucléaires) qui seront mises à 
l'arrêt. De cette liste et des études existantes, il ressort que ces projets officiels ne compensent pas le 
remplacement de l'ensemble des capacités mises à l'arrêt d'ici 2016. Il ne faut pas perdre de vue que 
c'est la courbe de charge qui dicte la composition de l'éventail des investissements: un MW de pointe 
n'est pas égal à un MW de base. Il faut également noter qu'au jour d'aujourd'hui, le Belgique est déja en 
manque de capacité par rapport aux pays avoisinants. 
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6.2.2. Extra uitstoot CO2 door kernuitstap 

Nadeel van de sluiting volgens de wet is de extra CO2-uitstoot: 6 Mton CO2 per jaar in 2020. Dat komt 
overeen met ongeveer 5% van de Belgische uitstoot. Dit betekent dat het in België iets langer zal duren 
om de lange termijn reducties te realiseren, in vergelijking met landen die de nucleaire handicap niet 
hebben. In 2050 maakt dit al lang geen verschil meer. Zoals blijkt uit de studie Tobback van het Federaal 
Planbureau, kunnen de kerncentrales in België sluiten en tegelijk emissiereducties tot 80% gehaald 
worden. 
La seule étude mentionnées dans l'AR et abordant cet horizon est l'étude "Tobback". Une autre étude est 
l'étude DLR. Toutes deux sont basées sur la méthode du backcasting qui ne contient pas d'analyse 
économique. Compte tenu des contraintes d'émissions de GES et les coûts associés, des incertitudes sur 
les développements technologiques à cet horizon de temps, le groupe GEMIX prône l'extrême prudence 
quant à l'identification d'un mix énergétique idéal à cet horizon. 
 

6.2.3. Verlies expertise 

De experts tillen duidelijk veel zwaarder aan het verlies aan expertise, de hogere kostprijs en de minder 
gediversifieerde energiemix.  

Nochtans bouwen we in het sluitingscenario net zeer interessante expertise op in het ontmantelen van 
kerncentrales. Een deskundigheid die nergens bestaat, en bijzonder goed exporteerbaar is. Vandaag is 
een Belgische equipe al bezig met het afbreken van de kleine testreactor BR3 in Mol wat ons al een 
competitief voordeel oplevert.  

Bovendien zal binnen België de opslag van het afval sowieso nog heel veel onderzoek, expertise en 
werkgelegenheid met zich meebrengen. 

Sauf pour ce qui concerne la filière de démantèlement qui resterait éventuellement "belge", les opérateurs 
ne raisonnent plus en terme de pays, mais en terme de marché "relevant"/pertinent - ces indicateurs ont-
ils encore un sens à un niveau belge ? Les ingénieurs nucléaires formés en Belgique seront utilisés là où 
la société en a besoin. 
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6.2.4. Kostprijs kernuitstap 

De hogere kostprijs zou vooral in de elektriciteitproductie zitten. De productieprijs zou in het geval van een 
sluiting van de kerncentrales hoger liggen dan wanneer de kerncentrales 20 jaar langer open blijven: 8% 
in 2020 en 18% in 2030.  

Dat zal eerst en vooral natuurlijk alleen maar voelbaar zijn als de Belgische markt veel beter gaat 
functioneren dan vandaag. Een niet onbelangrijke voorwaarde, gezien de macht van Electrabel over de 
Belgische energiepolitiek.  

Verder worden productieprijsstijgingen verzacht door het aandeel heffingen en taksen in de tarieven, en 
het effect van energiebesparing op de energiefactuur. Eventuele effecten kunnen zich harder laten voelen 
bij industriële verbruikers, omdat zij relatief minder heffingen betalen. Anderzijds hebben zij een veel 
grotere onderhandelingsmacht ten opzichte van elektriciteitleveranciers. Wat zeker in een verder 
concurrentieel gemaakte markt zal gelden. 

In dit verband is een recente analyse uitgevoerd door het Oko-Institut in opdracht van het Duitse 
milieuministerie. Zij komen tot de conclusie dat een levensduurverlenging van kerncentrales niet 
noodzakelijk leidt tot een vermindering van de elektriciteitprijzen. Ze vergeleken de prijsniveaus in landen 
met veel en weinig nucleaire productie, en zagen geen verband met de hoogte van de elektriciteitprijs. De 
marktwerking – of het gebrek daaraan – is veel meer bepalend voor het prijsniveau dan de energiemix. 
Het Oko-Institut wijst er daarentegen op dat een verlenging van de levensduur van kernreactoren, de 
vernieuwing van het park vertraagt, en daardoor de prijzen juist omhoog dreigt te jagen. 

La modélisation PRIMES fait l'hypothèse d'un marché large, profond et transparent et qui se traduit par 
des prix avec nucléaire qui sont inférieur. Le constat de Oko-Institut est différent mais n'est pas 
contradictoire si d'autres éléments interviennent dans la formation des prix ou si on ne pallie pas aux 
imperfections du marché. 

Het is merkwaardig dat in de studie de kostprijs van de sluiting van de kerncentrales wordt berekend, 
zonder alle kosten van kernenergie mee in rekening te nemen. Greenpeace toonde aan dat de 
economische kost van het risico van kernenergie hoger kan zijn dan de kostprijs van elektriciteit wat 
kernenergie sowieso onrendabel maakt. De levensduur verlengen betekent dus per definitie een extra 
zware kost voor de samenleving die deze risico's draagt. 

Voorts heeft GEMIX door de NIRAS laten berekenen hoeveel extra kernafval er zou geproduceerd worden 
als de sluiting van de kerncentrales wordt uitgesteld, maar we leren dan weer niets over de kostprijs 
ervan. In een advies van 2007 van de NIRAS staat te lezen dat de kosten erg moeilijk te berekenen zijn 
omdat het nog onduidelijk is welke technieken zullen gebruikt worden. 

Het is misleidend om uitspraken te doen over de kostprijs van de kernuitstap als met de risico's geen 
rekening wordt gehouden. De studie verdient dus aangevuld te worden om een objectief beeld te geven 
over kernenergie. 

Positief punt is dan weer dat de GEMIX studie wijst op de noodzaak om de nucleaire windfall profits (de 
onterechte winsten van Electrabel) te recupereren. Dit geld wordt nu gedraineerd naar Suez-GDF. 
 

6.2.5. Energiemix: divers, onafhankelijk en zeker 

De energiemix is natuurlijk tijdelijk minder divers als kernenergie uitgefaseerd wordt, omdat in een 
overgangsfase aardgas een aantal grootschalige vervanginvesteringen voor zijn rekening neemt. De trend 
is echter dat we komen uit een energiemix met gas, steenkool en nucleair, naar een energiemix met gas, 
biomassa, wind en zon, aangevuld met eventueel geothermische en waterkracht. Daarbij neemt het 
aandeel binnenlandse energiebronnen bovendien toe. De enige binnenlandse productie die we nu hebben 
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is op basis van windenergie en organische reststromen. De overige 99% voeren we vandaag in: uranium, 
steenkool, aardgas, aardolie en biomassa. In 2020 zouden we zo 6% van onze energie opwekken 
(hernieuwbare energie minus geïmporteerde biomassa), en neemt onze energieonafhankelijkheid 
bijgevolg toe.  

Ten gronde stelt zich hier dus de vraag: wat is een gediversifieerde energiemix? Hoeveel verschillende 
energiebronnen moet die bevatten? Alvast kwantitatief gaan we naar een energiemix met meer 
verschillende energiebronnen dan vandaag.  

Energiebesparing zorgt in deze natuurlijk ook voor een grotere energieonafhankelijkheid. 

De vraag is bovendien of de dominantie van de energiemarkt in België door een groot bedrijf, geholpen 
door de kerncentrales, ons niet veel meer schade berokkend heeft dan de "gediversifieerde" energiemix 
ons aan voordelen zou kunnen gebracht hebben. 

Hormis la question de la question de la rente, il ne faut pas oublier que la filière électrique reste 
caractérisée par des économies d'échelles importantes (ou sinon pourquoi aurait-on choisi par le passé 
cette organisation concentrée de l'industrie). De plus, le réseau s'impose comme un monopole naturel et 
constitue un élément incontournable de l'approvisionnement électrique. Il ne faut pas perdre de vue que la 
libéralisation a peut-être rendu obsolète le modèle d'entreprises verticalement intégrées, mais a contribué 
simultanément à leur redéploiement en de larges structures horizontales et transeuropéennes. 

Tenslotte is niet alleen de gemiddelde energiemix en productie belangrijk, maar uiteraard ook de 
beschikbaarheid van de elektriciteit. Daarom identificeerde de Algemene Raad van de Creg in haar advies 
over het ontwerp van Prospectieve Studie over de Elektriciteitproductie, drie evoluties die tot een groter 
risico op onevenwichten leiden:  
- Extreme weersomstandigheden (koude of warmte), die respectievelijk tot een sterke stijging van de 

vraag of een sterke daling van de productie kunnen leiden. Met name hittegolven, die als gevolg van 
de klimaatverandering meer kunnen voorkomen, hebben een nefaste invloed op grote centrale 
productie zoals die in kerncentrales plaatsvindt  

- Fluctuerende bronnen zoals wind- of zonne-energie kunnen leiden tot onevenwichten als hun productie 
foutief voorspeld wordt  

- De veroudering van het productiepark leidt tot grotere risico's op onvoorziene onbeschikbaarheden. 

Dit laatste betekent dat een eventuele levensduurverlenging van de kerncentrales het risico vergroot dat 
de elektriciteit er niet is op het moment dat we ze nodig hebben.  

Vu les investissements de jouvence à fournir et leur coût, il est de l'intérêt de tout opérateur à optimaliser 
l'utilisation de son infrastructure. 
 

6.2.6. Radioactief afval 

De auteurs gaan zeer licht over de verhoogde nucleaire afvalproductie als de kerncentrales langer open 
blijven. Nochtans valt uit de in bijlage bij het rapport gevoegde cijfers van het NIRAS af te leiden dat het 
verlengen van de levensduur van de kerncentrales de hoeveelheid hoogradioactief afval (cat. C) verhoogt 
met maar liefst de helft. Overwegende dat we op dit moment nog niet eens weten hoe we dit afval zullen 
opslaan, lijkt een beslissing om er 50% meer te produceren zeer weinig verantwoordelijk. 

Herinner in dit verband ook de opmerking in verband met de kosten van de afvalberging.  

Gezien ook het onopgeloste en niet op te lossen probleem van de proliferatie van radioactief materiaal, is 
een levensduurverlenging niet verantwoordbaar.  
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6.2.7. Veiligheid van verlenging levensduur 

GEMIX gaat er zeer licht over dat de verlenging van de levensduur van de kerncentrales kan zonder al te 
veel problemen. Men maakt er zich bij wijze van spreken vanaf door te stellen dat in de US al 
vergunningen tot 60 jaar worden gegeven, en dat er voor de rest vooral voldoende controles moeten 
gebeuren om te vermijden dat er iets misgaat. Verder verwijst men naar niet publiek beschikbare studies 
van experts. 

Nochtans veroorzaken de herhaalde thermische, mechanische en radioactieve belasting van de 
componenten, slijtage van deze componenten. In het bijzonder voor moeilijk vervangbare onderdelen 
zoals het reactorvat of de omkasting. Op het mondiaal park van 436 reactoren, hebben er slechts 9 de 
leeftijd van 40 jaar bereikt. De gemiddelde levensduur van de 119 reactoren die tot nu toe stil gelegd zijn, 
is 22 jaar. Er is dus geen ervaring – laat staan zekerheid – over de mogelijkheden om reactoren 50, of 
zelfs 60 jaar lang te laten functioneren.  

Een recente analyse (Lucon et al., ScienceDirect, 2007) over de veiligheidsmarges in de Belgische 
nucleaire reactoren, mee opgenomen in het rapport van de Commissie Energie 2030, bespreekt ten 
gronde enkel de beste monitoringtechnologie om de veiligheid van de centrales op te volgen.  

Dans le rapport définitif, une synthèse de la situation à l'étranger sera présentée en annexe, synthèse 
élaborée par les spécialistes du SCK-CEN. 
 

6.2.8. Energiebesparing en kernenergie 

Zeer enigmatisch is de op een paar plekken herhaalde stelling, dat de kerncentrales langer openhouden 
het beleid gericht op energiebesparing moeilijker maakt. Hieraan wordt weinig uitleg gegeven. Maar is 
toch wel zeer belangrijk. De achterliggende reden is net dat de lagere prijs van de elektriciteit in het geval 
de kerncentrales langer openhouden, een prikkel wegneemt om energie te besparen. Energiebesparing is 
volgens de auteurs de eerste en grootste prioriteit. En deze wordt tegengewerkt door het langer 
openhouden van de kerncentrales. De enige logische conclusie is dat de kerncentrales dicht moeten in 
overeenstemming met de wet.  
Dans les inconvénients (pages 19 et 20 du rapport provisoire), il est mentionné qu'il ressort de l'analyse 
que la prolongation mènerait à une moindre incitation à l'URE. Ceci n'est valable que si les prix du marché 
reflètent les coûts de production (hypothèse sous-jacente aux études sous rubrique); ce qui n'est pas 
toujours le cas. 
 

6.2.9. Steenkool "opvangklaar"? 

Het rapport wijst er terecht op dat het verder gebruik van steenkool, of nieuwe investeringen in 
steenkoolcentrales problematisch is, omwille van de zeer hoge specifieke CO2-uitstoot. Ze raden daarom 
aan dat nieuwe investeringen "CCS ready" zijn. Het deel sequestratie zal meer tijd vergen om een 
concrete vorm aan te nemen (weinig waarschijnlijk voor 2020) in een land als België dat geen geologische 
structuur heeft die gepast is voor een vlotte opslag, zoals uitgeputte petroleum/gasbronnen. Bovendien 
zijn bepaalde geologische structuren, die mogelijk bruikbaar zijn, prioritair bestemd voor de 
seizoensopslag van aardgas. 

Net daarom zou het zeer onverstandig zijn een vergunning te geven aan nieuwe steenkoolcentrales, als 
niet duidelijk is hoe ze de geproduceerde CO2 zullen opvangen en opslaan. De onzekerheden met 
betrekking tot de toepassing van CCS zijn te groot om er van uit te kunnen gaan dat ze op een gegeven 
moment wel werkbaar zal zijn.  
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De problematiek van CCS is niet beperkt tot steenkoolcentrales, maar ook gascentrales en grote 
industrïele processen met belangrijke CO2 uitstoot. Het opdoen van ervaring dienaangaande is en blijft 
belangrijk. 
 

6.3. Beslissing? 

Weeral is dit een rapport geworden over de energiemix, dat vooral over elektriciteit gaat. Het nucleaire 
debat zorgt voor zeer ernstige tunnelvisie bij de experts en beleidsmakers. In hun pleidooi om dringend 
een beslissing te nemen gaan de experts voorbij aan het feit dat er al een beslissing is: de wet. De 
operatoren zijn gehouden te handelen volgens die wet. Alleen doet Electrabel er alles aan om de wet te 
negeren en verder te doen alsof ze er niet is. Door bijvoorbeeld dure vervangingsinvesteringen in de 
oudste reactoren te lanceren.  

De voorliggende ontwerpstudie levert onvoldoende informatie. De argumentatie is bijzonder mager. 
Bijvoorbeeld over de kostprijs van de kernuitstap, en de realiseerbaarheid van de verlenging.  

Aangezien de informatie ontbreekt om te beslissen of een verlenging haalbaar is, kan de regering op deze 
basis het risico niet nemen de vergunning van de centrales aan te passen. De wet blijft dus onverkort van 
kracht. 

Het is duidelijk dat de ontwerpstudie nog op een aantal belangrijke punten zal moeten worden 
bijgeschaafd om beleidsrelevant te kunnen zijn. 
 

7. REMARQUE DU VLAAMS OVERLEG DUURZAME ONTWIKKELING 

Voor ons is het belangrijk dat er in het advies een link wordt gemaakt tussen de grote flexibiliteit binnen de 
broeikasgasemissiereductiedoelstellingen (wat een lang woord) en de toekomstige energiemix. Offsetting 
is immers een enorme barrière om tot een koolstofarme (-neutrale) electriciteitsvoorziening te komen. De 
mogelijkheid om een groot deel van de reductiedoelstellingen te realiseren via de aankoop van 
buitenlandse emissierechten (meer dan de helft!!!) is een uitholling van de emissiereductiedoelstellingen 
van de industrielanden. De druk om te investeren in koolstofarme technologieën is hierdoor veel minder. 
Grote uitstoters zullen meer geneigd zijn om koolstofintensieve investeringen te doen aangezien ze 
goedkope emissierechten kunnen aankopen om deze te compenseren. Hierdoor worden noodzakelijke 
veranderingen in de energie-infrastructuur uitgesteld en riskeren we een lock-in in koolstofintensieve 
technologieën. 
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