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Secteur électrique: Du régime de Marché

a un régime hybride Planification-Marché

Dominique FINON

Résumé

La résurgence de l'intervention publique dans le secteur électrique souléve la question de savoir
comment adapter au mieux le market design pour relever le défi de I'investissement associé aux
objectifs de sécurité de fourniture et de décarbonation. L'évolution vers un régime de marché
hybride, qui repose sur une combinaison de planification, d'arrangements de partage de risques pour
le long terme et de marchés améliorés, semble inévitable. En définitive ce régime hybride dont la
forme la plus achevée se trouve au Royaume Uni et en Amérique latine repose sur deux formes de
régulation: 1) la planification articulée a une concurrence "pour les marchés" destinée au
développement de nouvelles capacités en différentes techniques et 2) la concurrence "sur le
marché", limitée a la réalisation du dispatching économique.

Summary

The re-emergence of public interventionism in electricity markets raises questions as to how market
design can best be adapted to meeting the investment challenge associated with security of supply
(SoS) and decarbonisation objectives. The move towards a hybrid market regime, which relies on a
combination of planning, long-term risk sharing arrangements and improved markets, appears to be
unavoidable where decarbonisation policies are adopted besides the crucial objective of SoS . This
paper argues that a number of additional building blocks is required to achieve these long-term
policy objectives. Ultimately, this hybrid regime, the most complete form of which is found in the
United Kingdom and Latin America, is based on two forms of regulation: 1) planning combined with a
competition "for the market" for the development of new capacities in different techniques and 2)
competition "on the market", limited to economic dispatching.



Introduction

Les réformes de libéralisation du secteur électrique ont instauré dans les années 90 un régime
institutionnel dans lesquels les décisions d'équipement et la gestion des risques d'investissement
sont privatisées et décentralisées entre les agents en concurrence. Ce role reposait auparavant sur la
planification publiqgue et des monopoles électriques, ainsi que sur le report des risques
d'investissement sur les consommateurs par la reglementation des tarifs. Mais la situation a changé
dans les pays qui se sont engagés a atteindre les objectifs prioritaires de sécurité
d'approvisionnement et de décarbonation. La puissance publique redevient le principal décideur en
matiere de choix de technologies et de niveau de capacités respectifs pour suivre la croissance des
besoins, assurer la sécurité de fourniture et piloter la transition bas carbone, tout en assurant le
partage de leurs risques d'investissement des producteurs par des arrangements de long terme. Le
changement est encore plus clair dans les économies émergentes qui avaient libéralisé et privatisé et
qui font face a une croissance rapide de la demande, avec donc la nécessité d'investir dans toutes les
technologies a un rythme élevé, ce qui a fait d'eux le pionniers de I'hybridation du régime de marché
par la planification et les contrats de partage de risques.

Mais ces interventions politiques et réglementaires, en particulier celles qui s'appuient sur le
développement des EnR intermittentes pour la décarbonation électrique, ont des répercussions
importantes sur le fonctionnement des marchés de I'électricité en créant des incohérences entre les
différents "blocs" du market design. Ceci nécessite d'ajouter des ajustements a ces réformes afin
d'améliorer la cohérence de ce nouveau régime sectoriel qui est nécessaire a son bon
fonctionnement.

Récemment David Newbery (2018) dans une analyse évaluant I'Electricity Market Reform
britannique de 2011 et Paul Joskow (2019) dans son diagnostic de I'évolution des marchés
électriques soumis a l'entrée a grande échelle des EnR aux Etats-Unis, ont identifié un tel
changement de régime en l'expliquant par le besoin de correction des défaillances de marché. et
Joskow le fait en regrettant que ce fait majeur ne soit pas vraiment reconnu, ce qui ne facilite pas la
cohérence des transitions institutionnelles. Comme nous avions déja entrepris de le faire avec Fabien
Roques en 2017 dans un article publié dans Energy Policy (Roques et Finon, 2017), on systématise ici
un peu plus l'analyse de ce changement de régime. On soutient qu'au-dela des différences de
trajectoires institutionnelles, ce passage a un régime hybride qui résulte de la poursuite conjointe
des objectifs de sécurité de fourniture et de décarbonation, conduit a un régime reposant partout sur
deux principes communs: la coordination a court terme par les marchés (pour la réalisation du
dispatching économique) et la coordination a long terme par la planification et ['attribution
d'arrangements de long terme entre investisseurs et entités publiques (ou réglementées) sur la base
d'une concurrence de long terme. La nouveauté réside dans la force de cette logique qui, dans les
économies de I'OCDE, est due d'abord a la spécialisation des politiques de décarbonation sur les
techniques EnR, essentiellement les éoliennes et le solaire PV, car ces techniques sont a co(t
marginal nul et a apports variables (les EnRv par la suite), ce qui, propulsées dans le systéme par des
dispositifs hors marché, fausse toutes les logiques des régulations de court et de long terme par le
marché que les réformateurs ont voulu instaurer.

Cet article analyse la dynamique du changement d'architecture des marchés qui conduit a un régime
du marché "hybridé" par la planification et |'attribution "marchande" de contrats de long terme avec
les investisseurs. Dans la section 1, on précise la démarche analytique basée sur une approche
modulaire du market design et de la réglementation Dans la section 2, on détaille les trois modules
de long terme qui peuvent étre (ou doivent étre) ajoutés au market design initial pour permettre les



investissements en EnR, en capacité de pointe ou, de facon plus exhaustive, dans toutes les
technologies de production comme dans les pays qui ont procédé aux réformes les plus achevées
(amérique latine, Royaume Uni, Ontario); Dans la section 3, on examine les tensions entre les
modules de long terme et les modules initiaux, qui nécessitent des améliorations continues. Enfin on
conclut en soulignant la nécessité que soit clairement reconnu le changement de régime qui s'opere
sous l'effet de ces deux objectifs de politique publique.

1. L'approche modulaire de I'organisation des marchés électriques

On développe ici une approche fonctionnelle de I'évolution des regles organisant le fonctionnement
de secteurs électriques libéralisés. Elle s'appuie sur la littérature institutionnaliste qui identifie un
certain nombre de "modules" dans le market design initial du marché energy only, et qui voit les
évolutions comme I'adjonction de modules de long terme, suivi de la correction des incohérences
introduites par ce parachutage.

L'approche s'appuie sur la problématique de la " modularité " introduite par Glachant et Perez (2009)
dans le secteur électrique. Ceux-ci ont suivi pour ce faire les travaux de Baldwin et Clark (2000)
concernant l'analyse des regles régissant les transactions dans des organisations d'industries
complexes. Ces derniers identifient des groupes d'activités homogenes non séparables du fait des
contraintes technologiques d'un c6té, et des modules de regles régissant les rapports entre ces
groupes d'activité ainsi définis de I'autre c6té. Cette approche se révele particulierement commode
pour analyser l'introduction de la concurrence dans les industries électriques qui étaient structurées
en monopoles verticaux, en établissant des frontiéres entre les activités de réseau qui demeurent
monopolistes et reglementées, et les activités potentiellement concurrentielles. Glachant et Perez
ont ainsi identifié un ensemble de modules fonctionnels et institutionnels distincts le long de la
chaine de valeur de I'électricité, dont chacun présente des potentiels différents pour l'introduction
de facteurs de marché et de concurrence. L'introduction de la concurrence s'est ainsi opéré par
|'établissement de frontiéres entre les activités monopolistiques basées sur les réseaux et les
activités potentiellement concurrentielles, la production et la commercialisation. En adoptant aussi
ici I'approche modulaire, on dispose d'un cadre pertinent pour analyser I'évolution des institutions
sous l'effet des politiques publiques poursuivies en matiere de sécurité de fourniture et de
décarbonation.

Figure 1. Les modules du market design initial
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Le secteur de I'électricité libéralisé comprend trois modules d'activités concurrentielles et deux
d'activités réglementées (voir figure 1). Les premiers comprennent



- le module des marchés de gros (marchés a terme, marché le jour d'avant (day ahead),
marché infrajournalier), qui assure l'optimisation du systeme a court terme (dispatching
économique). Le market design differe d'un pays a I'autre a plusieurs titres: reposant ici sur
un pool centralisé et obligatoire, la sur des bourses d'échange; reposant ici sur les prix offerts
(comme aux Etats-Unis, pays européens, Colombie, etc.) ou la sur les co(ts variables (Brésil,
Argentine, Chili, Pérou dans le cas de pool); ou encore sur des marchés disposant de plafond
de prix plus ou moins élevé pour limiter la volatilité des prix en pointe ;

- le module d'équilibrage et de services-systeme, qui comprend le mécanisme d'ajustement et
les marchés de réserve a base soit de contrats bilatéraux négociés avec le GRT, soit d'un
mécanisme de marché de réserve pour différents produits;

- le module de la vente de détail , qui définit les segments de marché ouverts a la concurrence,
les regles du tarif de vente réglementé qui est maintenu sur le segment domestique pour
protéger les petits consommateurs, les normes de services public (tarifs sociaux, etc.), la taxe
de financement de ces obligations, etc.

A ceci s'ajoutent les deux modules d'activités réglementées. Le module des droits d'acces au réseau
de transport comprend la réglementation des prix du transport (en cost of service ou incitative en
price cap), la conception spatiale de la tarification, qui est plus ou moins détaillée pour prendre en
compte les congestions (de la tarification nodale au a la tarification en timbre-poste en passant par le
zonal); et les regles d'accés aux interconnexions avec les autres systémes. Le module d'accés au
réseau de distribution quant a lui, n'inclut que des institutions sommaires (régulation du prix du
service de distribution, responsabilité du comptage, etc.), mais il est en train de s'étoffer avec
I'intégration des EnRv sur son réseau de répartition HT, la diffusion des compteurs communicants et
la transformation des réseaux en smart grids.

. L'analyse modulaire des réformes sectorielles

On développe une approche fonctionnelle pour expliquer les deux formes d'évolution du market
design initial vers un hybride de marché et de planification. Dans un premier temps de nouveaux
modules sont introduits pour remédier aux défaillances du marché et de la réglementation qui
affectent les incitations a l'investissement, notamment dans les technologies capitalistiques,
notamment les équipements de base et les unités de pointe dont la part des colts fixes
d'investissement dans le colt complet est élevée. Dans un second temps, on procede a |'ajustement
des nouveaux modules par apprentissage et pour les rendre plus conformes a leur environnement
juridique; de méme on adapte les modules initiaux en raison des distorsions qui résultent des
productions résultant du développement a grande échelle des EnR intermittentes et a co(t variable
nul.

2. L'adjonction de modules de long terme
2.1. Les défaillances de marché dans le market design initial

En théorie, le marché de I'électricité a deux fonctions de coordination. Sur le court terme, il assure
I'appel efficace des équipements des producteurs en concurrence par ordre de mérite. Sur le long
terme, il signale les raretés de capacité pour différentes technologies par le biais du signal-prix qui
orientent les décisions a long terme des investisseurs. Il existerait une articulation parfaite des
décisions de court terme et de long terme sous les hypothéses d'information parfaite et d'absence
d'aversion au risque des agents économiques. Pour un équipement donné, les rentes dites "infra-
marginales" générées sur les marchés horaires de gros, auxquelles s'additionnent les rentes de rareté
en période de pointe, permettent de récupérer ses colts fixes et d'assurer un rendement sur le
capital investi. En théorie encore, le mix technologique optimal qui résulte des décisions
d'investissement des acteurs du marché est quasi-identique a I'optimum du planificateur, comme
c'est le cas de l'identité des résultats d'une planification de I'ensemble de I'économie et de l'action



d'un marché en concurrence parfaite, selon la démonstration pionniére d'Oskar Lange (Lange, 1935).
Ajoutons que c'est a la différence prés des colts de gestion du risque et des colts de tranasction
associés. Mais les travaux pionniers sur les marchés électriques (Bohn et al.,1984; Joskow et
Schmalensee,1983) avangaient l'idée que des contrats bilatéraux de long terme et des marchés de
contrats de couverture de risque se développeraient d'eux-mémes pour permettre le partage du
risques des investisseurs.

e L'incomplétude des marchés

Dans le réel, les marchés présentent une incomplétude fondamentale. D'une part il n'existe pas de
marché financier pour les produits de couverture a long terme (voir Roques et al., 2006; Gross et al.,
2010). D'autre part les acheteurs de gros (fournisseurs/détaillants, trés gros consommateurs) sont
peu incités a contracter a long terme avec un producteur de par le désalignement de leurs intéréts
Chao, Stoft, Wilson, 2008 ; Finon, 2011). Les fournisseurs ne veulent pas signer de tels contrats a prix
fixés car, en cas d'inversion de la tendance des prix du marché de gros, leurs clients peuvent passer a
un autre fournisseur qui leur proposerait des prix bas. Les marchés de I'électricité sont restés
incomplets et peinent a fournir des incitations a I'investissement qui soient pertinentes pour aboutir
a un mix de production socialement optimal, notamment en équipements pour la pointe et en
centrales de base, tous deux intensifs en capital par MWh produit. Seuls les équipements les moins
capitalistiques, les cycles combinés a gaz, ont été installés du fait des temps de retour courts sur
investissement dans cette technologie.

Devant ces défaillances, les pays a forte croissance de la demande comme en Amérique latine, ont
engagé de vastes réformes du market design initial afin de permettre les investissements dans
différentes technologies en les coordonnant. Dans les pays de I'OCDE ou la sécurité de fourniture est
un objectif de premier rang, des dispositifs permettant une rémunération de la puissance garantie
ont été ajoutés au marché energy only, pour inciter a l'investissement en capacité de pointe. On
s'écarte donc de la conception théorique des marchés de I'électricité, selon laquelle toutes les
décisions d'investissement se prennent en fonction des signaux de prix du marché horaire et des
revenus que |'on peut en anticiper.

e Les insuffisances du signal-prix du carbone

Beaucoup de travaux de recherche ont montré qu'un prix du carbone, jouant sur le signal-prix des
marchés de |'électricité ne suffit pas a lui seul a encourager pleinement les investissements dans les
EnR et autres technologies bas carbone, en raison de trois types de défaillance de marché (Hepburn,
2006 ; Jaffe et Stavins, 2005 ; Grubb et al, 2008 ; Finon et Roques, 2008 ; Lehmann et Grawell, 2013).
D'abord un prix du carbone émanant d'un marché de permis CO2 manquera toujours de crédibilité
car il ne peut envoyer un signal stable et a un niveau élevé de prix, condition pour conduire au
déclenchement d'investissements dans les techniques bas carbone. En second lieu, les technologies
bas carbone étant intensives en capital, elles sont exposées aux risques de marché, alors que s'y
ajoutent les risques politiques et réglementaires inhérents aux EnR de grande taille, au nucléaire et
aux projets de captage et séquestration du carbone (CSC), ce que l'incomplétude des marchés
électriques ne permet pas de compenser. En troisieme lieu, pour les innovations bas carbone en
phase de maturation technique et commerciale, il y a nécessité de les subventionner du fait que,
pendant cette phase, les agents économiques, qui ne peuvent bénéficier des externalités
d'apprentissage qui profitent aux autres agents économiques, sont moins incités a investir dans les
techniques immatures au niveau qui découlerait de I'optimum social si tous les bénéfices pouvaient
étre appropriés. Il s'en suit que des arrangements de long terme qui garantissent les revenus de
I'investisseur doivent étre utilisés afin de stimuler I'investissement dans les technologies bas carbone,
notamment pour suppléer le prix du carbone défaillant, et au départ pour les subventionner en
phase d'innovation (Grubb et Newbery, 2008 ; Newbery, 2011 ; Finon, 2011 ; Finon et Roques, 2009,
2013).



Trois modules de long terme - mécanisme de capacité, dispositifs de soutien aux EnR et encheéres
pour des contrats de long terme - peuvent étre alors ajoutés au market design de départ pour
renforcer les revenus des investisseurs, garantir le recouvrement des co(ts fixes et/ou réduire les
risques d'investissement par leur partage avec le gouvernement et/ou les consommateurs.

Figure 2. Adjonction des modules de long terme
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2.2.. Le module Mécanisme de Capacité

Selon la théorie de la tarification en période de pointe (Boiteux, 1949, Joskow, 1976), les situations
de rareté pendant les périodes de pointe jouent un réle clé dans le recouvrement des colts

N

d'investissement par des hausses trés importantes des prix horaires (de 50 a 100€/MWh
ordinairement a 10-20.000€/MWHh), ceux-ci fournissant des signaux adéquats pour investir en
équipements pour la pointe. Toutefois, les marchés energy only ne peuvent garantir l'installation
d'une capacité adéquate qui assure la sécurité de fourniture dans toutes les situations, pour des
raisons de nature diverse : 1) le plafonnement des prix car ces prix trés élevés sont politiqguement
difficiles a accepter; ce qui supprime le "scarcity pricing" qui, en théorie, serait suffisant pour
déclencher les investissements en unités de pointe ; 2) l'aversion au risque associée aux
investissements qui se feraient sur la base de revenus tres incertains provenant du scarcity pricing ;
3)et plus largement la difficulté de couvrir le risque d'investissement pour ces investissements en
équipements de pointe par des revenus soumis a une incertitude fondamentale (Cramton, Stoft,
2006 ; De Vries, 2007 ; Joskow, 2008 ; Roques, 2008 ; Cramton, Stoft, 2014 ; Keppler, 2017). Cette
défaillance du marché est exacerbée par le développement des EnR a apports variables (EnRv) qui
amplifie la volatilité des prix en période de pointe et accroit cette incertitude. Certains évoquent
aussi la possibilité de collusion entre producteurs pour maintenir en pointe une capacité a peine
suffisante, pour capter plus de rente de rareté. Le probleme est amplifié par I'absence de réactivité

de la demande aux prix, qui conduit a la montée des prix aux extrémes en période critique.

La solution réside dans l'introduction d'un mécanisme de rémunération de la capacité (MRC), avec un
large éventail d'options qui présentent différentes performances en termes d'efficacité pour
préserver une marge de réserve suffisante et d'efficience sociale. Sans entrer dans le détail, les
mécanismes les plus performants pour atteindre en temps utile I'objectif souhaité en termes de



marges de réserve et qui évitent le probléeme d'exercice du pouvoir de marché sont ceux qui
reposent sur un "instrument-quantité", par opposition a I""instrument-prix" qu'est le paiement de
capacité, celui-ci ne garantissant aucunement d'atteindre I'objectif d'adéquation de capacité (De
Vries, 2007; Finon et Pignon, 2009). Le premier combine la planification en fixant un objectif de
marge de réserve et la mise aux encheres de contrats a terme pour une rémunération de la
puissance garantie a une date donnée (en général a 4 ans pour permettre l'installation de nouvelles
unités de pointe). On pense aux enchéres centralisées de contrats forward (dispositif adopté dans
plusieurs Etats des Etats-Unis, au Royaume Uni et récemment en Italie) et a I'obligation décentralisée
de capacité imposée aux fournisseurs au prorata de leurs parts de marché (dispositif adopté
récemment en France). A souligner que la rémunération de capacité donne dans tous les cas un
avantage aux centrales pilotables (dispatchables) par rapport aux équipements de production a
apports variables qui, lorsqu'ils sont impliqués dans le mécanisme, ne bénéficient qu'un nombre
limité de crédits de capacité par MW du fait de leur faible probabilité de disponibilité a pleine charge
pendant les périodes critiques. Au bout du compte, le colt de la garantie de capacité est payé par les
consommateurs, via une augmentation du tarif de transport dans les mécanismes centralisés,
sachant que c'est le gestionnaire du systeme qui contracte avec les producteurs.

Il est intéressant de noter que trois des pays d'Amérique latine qui ont réformé leurs marchés de
I'électricité dans les années 2000 afin de garantir a la fois la fiabilité de la fourniture et une capacité
adaptée a leur demande croissante (Brésil, Colombie, Pérou) ont installé dans leur market design des
dispositifs d'attribution de contrats a long terme qui rémunérent a la fois la capacité et I'énergie (ce
qui, dans notre cadre d'analyse modulaire, revient a une fusion du module Mécanisme de Capacité et
du module Contrats a long terme (voir §2.3). Le Royaume Uni a suivi une voie proche dans sa
réforme du marché de I'électricité de 2011 en installant un mécanisme de capacité qui repose sur
des contrats forward long terme de 15 ans pour les nouvelles centrales conventionnelles (non EnR)
et des contrats d'un an pour les centrales existantes. Ces contrats contrastent avec ceux des Forward
Capacity Mechanisms adoptés dans plusieurs Etats aux Etats-Unis, dont les contrats ne rémuneérent
la garantie de capacité que sur une seule année.

Il convient de noter que, dans I'Union européenne, la Commission est réticente vis-a-vis de I'adoption
de ces mécanismes qu'elle considere comme des subventions. En conséquence, les régles de
politique de concurrence, notamment les guides sur les aides d'Etat, restreignent |'autonomie des
décisions des Etats-membres en la matiére, en soumettant leurs choix a une supervision approfondie
aux effets dissuasifs? (Bruel, 2018).

2.3. Le module EnR et Décarbonation

Des arrangements de long terme qui garantissent les revenus de l'investisseur sont
traditionnellement utilisés afin de stimuler l'investissement dans les technologies bas carbone, en
fait principalement les EnR jusqu'ici. Pour celles-ci, le dispositif des tarifs d'achat a été largement
utilisé dans les pays européens pour les EnR a partir de 1995, qui garantissent sur 15-20 ans un
revenu par MWh aligné sur le prix de revient anticipé par le régulateur en accord avec les
"développeurs". C'est actuellement le cas du premium flexible (ou complément de rémunération) qui
est ajouté au prix du marché horaire pour garantir un tel revenu, et qui est versé dans le cadre d'un
contrat de long terme attribué par enchéres ouvertes régulierement par le régulateur pour de
nouveaux projets. lls sont généralement structurés sur le méme principe que les contrats pour
différences (contracts for differences ou CfD) au Royaume Uni et qui sont basés sur deux options

1 Les expériences récentes en matiére de mécanisme de capacité sont diverses en Europe. La plupart desEtats-
membres ont adopté des dispositifs mineurs comme le paiement de capacité (Espagne, Gréece, Irlande,
Portugal) ou le dispositif de réserve stratégique (Allemagne, Belgique, Finlande, Suéde) qui ne traitent que
d'une partie du probleme, celui du maintien en activité des centrales conventionnelles.



symétriques pour garantir le revenu par MWh sur le long terme2 Ce changement préserve la
fonction du dispositif des tarifs d'achat qui était de dé-risquer les investissements en EnR, a co6té de
I'autre fonction initiale qui était de subventionner leur surcolt de production pendant la phase
d'apprentissage. Cette fonction est en train de disparaitre a mesure que les technologies EnR
approchent de la maturité commerciale et voient leurs co(ts s'établir au niveau de autres techniques
de production électrique (Neuhoff et May, 2018).

Il est vrai que tous les dispositifs de soutien aux EnR électriques ne reléevent pas des mémes principes
de départ, en particulier I'obligation de certificats verts imposée a chaque fournisseur en proportion
de leurs débouchés, dispositif qui a été et est utilisé aux Etats-Unis, dans plusieurs pays européens
dont surtout le Royaume uni jusqu'en 2017. En revanche, avec ce dispositif particulier, on en revient
au besoin de contrats de long terme pour que des investissements en EnR se déclenchent avec ce
dispositif. En effet, I'expérience acquise tant au Royaume-Uni avec la Renewables Obligation en place
de 2000 a 2017, qu'aux Etats-Unis avec les Renewables Portfolio, Standards (RPS) montre que la
logique du fonctionnement de ces obligations décentralisées conduit les investisseurs et les
fournisseurs a conclure des contrats a long terme pour partager les risques qui sont plus nombreux
pour eux que pour celui d'un investisseur bénéficiant des dispositifs précédents (Mitchell et
Baucknecht, 2006; Wiser et al., 2007; NREL, 2014; Joskow, 2019). Au bout du compte, |'obligation
décentralisée s'avére beaucoup moins efficace en termes d'installations effectives et plus colteuse.
C'est ce qui explique que le Royaume Uni, pays pionnier, a pourtant préféré I'abandonner pour
adopter les enchéres par technologies pour des contrats de long terme de type CfD, et pour les
petites installations EnR, pour les tarifs d'achat.

Ajoutons que la démarche de limitation des risques pour les investisseurs a été élargie aux autres
technologies bas carbone, notamment le nouveau nucléaire, a la nuance pres que les premiers
contrats pour encadrer les investissements dans les quatre nouveaux réacteurs nucléaires (Hinkley
Point C et Sizewell C) ont été ou seront établis de facon négociée, pour tenir compte de la
particularité des projets (ampleur de l'investissement, technologie complexe de tres grande taille et
en réapprentissage industriel).

On notera qu'en Europe, les récents passages des tarifs d'achat vers des dispositifs de mise aux
enchéres de contrats a long terme (notamment en Allemagne, en France, etc.) impliquent désormais
que les producteurs EnR vendent leur électricité sur les marchés de gros. (Auparavant, les
producteurs EnR qui vendaient au réseau de transport ou a l'ancien monopole, bénéficiaient d'une
priorité d'acces au systéme). Ceci augmente l'incitation des producteurs a participer de fagon efficace
a ces marchés, apres I'abandon de cette regle.

Le co(t des dispositifs est payé par les consommateurs, via une taxe sur le MWh consommé. Ceci
étant, lorsque son niveau devient trop important, se pose le probleme d'acceptabilité de ce type de
paiement, les gouvernements pouvant étre tentés de basculer une partie du paiement sur le budget
public, notamment lorsque celui-ci peut étre abondé par une taxe carbone, comme on le voit plus
loin.

2.4. Le module Contrats de Long Terme

Des dispositifs complets ont été introduits dans certains pays, qui comprennent une procédure de
programmation et d'allocation des contrats de long terme par des encheéres réguliéres. Ceux-ci sont
établis entre les investisseurs et une agence publique, ou avec une contrepartie réglementée (qui a

2 Sur les marchés de I'électricité, un contrat pour différence (CfD) est un contrat financier a long terme entre
deux parties, généralement appelé "acheteur" et "vendeur", qui stipule que le vendeur paiera a l'acheteur la
différence entre la valeur actuelle de I'énergie sur le marché horaire et sa valeur dans le contrat (si la différence
est négative, I'acheteur paie plutot au vendeur). Les CfD sont en fait des contrats d'options symétriques qui
permettent de garantir un revenu a long terme a l'investisseur.



I'obligation de conclure des contrats a long terme en échange de compensation financiere pour le
colt de cette obligation (qui est la différence entre le prix contractuel garanti et les prix des marchés
horaires) (Finon, 2011 ; Finon et Roques, 2013).

L'ajout de ce module vise d'abord le "dé-risquage" des investissements en production dans toutes les
techniques, en cherchant a garantir les revenus par MWh sur le long terme. Il vise aussi a corriger le
probleme structurel de déconnexion des prix du marché alignés sur les colts marginaux de court
terme d'avec les colits complets des équipements qu'on choisit d'installer, notamment ceux a fort
CAPEX, ce qui est le probléeme structurel principal que présentent les marchés électriques pour le
long terme. La théorie dans les textbooks considere qu'il y a alignement du signal prix émanant des
marchés horaires sur les colts marginaux de long terme des différentes technologies avant de
constituer le mix optimal, sans considération pour la structure de colt de chaque technologie en
particulier celles a fort CAPEX. C'est ignorer les différences d'exposition aux risques de marché des
équipements a fort CAPEX, alors que les marchés sont incomplets et n'offrent donc pas la possibilité
de se couvrir par des contrats forward ou des futures.

Pour contourner cet obstacle, les pays latino-américains, le Royaume uni et I'Ontario ont introduit de
tels mécanismes d'attribution de contrats de long terme garantissant un revenu par MWh sur le long
terme pour sécuriser les investissements dans toutes les technologies, alors que dans les autres pays,
ce type de dispositifs n'est réservé qu'aux seules technologies EnR (voir le module EnR-
Décarbonation). Les contrats sont passés avec le gestionnaire du systeme en Grande Bretagne
(National Grid) ou avec une agence publique en Ontario (I'Ontario Power Authority qui joue un role
d'acheteur unique). On soulignera au passage que |'observation des effets de ce type de dispositifs
montre un effet sensible de baisse des colts d'acces au capital du fait de la suppression des risques-
prix et -volume qu'ils permettent (Hirth et Steckel, 2016; Newbery, 2019).

En Amérique latine I'ensemble des contrats a long terme mis aux enchéres (Maurer et al., 2014) se
dissocient entre des contrats portant sur I'énergie comme au Chili et au Pérou, des contrats de
capacité en Colombie (Harbord, Pagnozzi, 2012), et des contrats rémunérant a la fois I'énergie et la
capacité comme au Brésil (Tomalsquilm, 2012). lls sont conclus avec les distributeurs car ceux-ci
conservent légalement leurs monopoles de vente au détail pour la trés grande partie des
consommateurs de leur zone de desserte, a I'exception des gros consommateurs de plus de 1 a 10
MW. Les appels d'offre ont suscité nombre d'entrées sans clientele établie a c6té des
investissements propres en production des distributeurs.

2.5. La gouvernance du long terme

Une instance doit assurer le pilotage de I'évolution du mix électrique selon les changements de colts
des différentes filieres électriques et la trajectoire anticipée de la demande, ainsi que pour I'adapter
aux effets inattendus. On peut parler a propos de ce pilotage, de planification pour caractériser la
gouvernance de long terme dans ce nouveau régime sectoriel, car c'est bien de ceci qu'il s'agit quand
on organise des enchéres successives pour que se développent des capacités de certaines
technologies aprés avoir défini les niveaux a atteindre par la programmtion. Newbery et Grubb
(2018) qui ont évalué les effets de I'Electricity Market Reform britannique, réfutent cette idée de
planification centrale en arguant que les résultats ne sont jamais acquis, comme il pourrait I'étre
dans une planification autoritaire ou le plan d'investissement de I'ex-entrepris publique3, ce qui
semble jouer sur les mots. Plus important que cette question de sémantique nous semble étre
I'enjeu de limiter le risque de dérive bureaucratique de ce type de gouvernance de long terme.

3 On lit dans Grubb et Newbery, 2019, p.37: "It is moreover wrong to confuse government-led auctions with
central planning. As an official remarked in 2013, it felt strange to be accused of central planning when they
were as uncertain about the results of the impending auctions as everyone else. The auctions created new
markets, and, as is common with new markets, both unearthed and stimulated the unexpected."
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Une question-clé concerne les responsabilités respectives de l'autorité de régulation, I'agence
publique de planification, I'opérateur de systéeme et des instances ministérielles; elles sont soit en
charge du processus de planification soit parties prenantes pour assurer l'atteinte de I'objectif de
sécurité de fourniture a long terme, ou celui de la décarbonation principalement a base d'EnR.
L'indépendance vis-a-vis des décideurs politiques et la capacité de ces entités de résister a la capture
par des intéréts particuliers sont essentielles. Mais l'indépendance n'exclut pas le risque de dérive
bureaucratique, qu'il s'agit de limiter. Par exemple les entités publiques en charge de ces
mécanismes de planification et de coordination de long terme sont généralement peu enclins a
prendre des risques en matiere de sécurité de fourniture et de développement des capacités. Par
conséquent, si la définition de I'objectif de maintien de I'adéquation de capacité est entre les mains
du gestionnaire de systeme, il peut y avoir un risque de "surqualité" avec la définition de la marge de
réserve au-dela de ce qui serait raisonnable d'atteindre. De méme concernant |'objectif de
décarbonation que I'on poursuivrait essentiellement par les EnR, I'agence publique en charge de la
politique de transition énergétique aurait tout intérét a faire valoir des objectifs élevés a atteindre a
échéance donnée pour mettre en valeur sa mission.

Il convient donc de trouver un compromis entre |'assurance d'une plus grande certitude des revenus
pour les producteurs d'un c6té et le risque bureaucratique de décisions surprotectrices ou
imparfaites dans leur exces. Une fagon de contourner le probléme est d'organiser un processus de
décision a plusieurs niveaux, coordonné par une agence spéciale de planification qui organise les
encheres; elle peut s'appuyer sur une expertise indépendante, puis consulte I'opérateur de systeme,
le régulateur et le ministére concerné. Au Royaume Uni on n'en est pas |a, mais le processus de
planification qui concerne plusieurs organismes, est suffisamment pluraliste pour relever d'un
processus de check and balance entre le plan de programmation de National Grid, les études de
divers comités ministériels et parlementaires et les anticipations du régulateur Ofgem. Celui-ci décide
des enchéres du mécanisme de capacité et pour les techniques EnR a partir de la programmation
gouvernementale

Le processus de planification et de décision peut d'ailleurs ne pas étre centralisé du début a la fin du
processus en prenant une configuration qui permet éviter certains des pieges de la planification
centrale (Roques et Finon, 2017). Au Brésil les prévisions de charge a long terme peuvent étre
établies par les sociétés de distribution pour leur zone de desserte pour étre agrégées ensuite par
I'agence de planification électrique. A noter aussi I'expérience particuliere du Chili, qui repose sur
une approche décentralisée basée sur des obligations imposées aux fournisseurs-distributeurs de
contracter a long terme avec les producteurs a hauteur de leurs débouchés. On peut observer que
ces obligations conduisent a des performances crédibles en matiere de respect des engagements de

contracter et au-dela, des investissements nécessaires pour suivre la croissance des besoins.

3. Les tensions entre anciens et nouveaux modules

Dans le nouveau market design qui résulte de l'adjonction de modules de long terme, plusieurs
probléemes émergent des interactions avec les modules de marché initiaux. Les entrées "hors
marché" des technologies bas carbone a colt variable nul (EnR) faussent le signal de long terme des
marchés de I'énergie en entrainant une baisse du prix moyen annuel. De plus elles entrainent une
croissance tres rapide des besoins de services d'équilibrage en énergie et de services auxiliaires pour
la stabilité du systéme, qui s'expriment dans le module Equilibrage et Services-systéeme et dans le
module transport (avec les redispatchings autour des congestions). Dés que les productions des EnRv
atteignent des parts significatives de 15 a 20%, les colts du systéme des EnRv deviennent significatifs
tandis que les différences entre les prix horaires du marché et les revenus par MWh garantis aux
producteurs EnRv ne cessent de s'accroitre.

Dans cette section, nous identifions les moyens de limiter ces tensions entre modules par
I'amélioration des modules de marché et de ceux d'acces aux réseaux.
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Figure 3. Les tensions entre modules initiaux and modules de long terme (NB. L'intensité
des tensions entre modules est marqué par I'épaisseur des traits ou au degré inférieur, par le trait en pointillé)

3.1. Tensions entre le module Marchés et le module EnR-décarbonation

Dans les pays dont le market design comprend un vaste module Contrats de Long Terme qui couvre
les investissements dans toutes les techniques de production, conventionnelles comme les EnR (pays
d'Amérique latine), le marché de I'électricité perd totalement sa fonction de coordination a long
terme. La recherche du mix optimal conduit au développement d'une part importante de
technologies a faible co(t variable et a fort CAPEX (centrales hydroélectriques, grands équipements
éolien et solaire PV), du fait des ressources locales importantes. L'entrée de ces capacités a faible
co(t variable tend a faire baisser le prix moyen annuel moyen des marchés horaires, ce qui consolide
la justification du modeéle hybride adopté dans ces pays.

Dans les pays européens et certains Etats aux Etats-Unis qui mettent I'accent sur le développement
des EnR, les dispositifs EnR sont a la source de la quasi-totalité des installations de nouvelles
capacités. C'est donc du module EnR et décarbonation que viennent les tensions avec les autres
modules. Dans le module Marchés, le prix moyen annuel baisse du fait que les productions a co(ts
variables élevés sont poussées en dehors de I'ordre de mérite de facon croissante. Quand la part de
la production des EnRv atteint 40% grosso modo, ce qui implique que la puissance installée des EnRv
se rapproche, puis dépasse la puissance de pointe, il y aura de plus en plus d'heures pendant
lesquelles la demande horaire n'est couverte que par les EnR, ce qui se traduit par des prix de
marché nuls. Un exercice de I'AEN-OCDE d'optimisation d'un systéme électrique ouest-européen
sous contrainte EnR a calculé que les prix seraient nuls pendant 1000h/an quand la part de
production des EnRv atteint 50 %, et de 3000 a 3800h/an avec 80 % de production par les EnRv
(Cometto et Keppler, 2019). Le marché de I'électricité perd aussi définitivement sa fonction de
coordination a long terme. Cela a deux conséquences importantes pour la conception du market
design.
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Premiérement, |'usage de ces dispositifs d'arrangements de long terme pour promouvoir les EnR et
les autres technologies bas carbone qui ne devait étre que transitoire, le temps que les EnRv
deviennent compétitives, voit sa justification se renforcer d'elle-méme, méme lorsque les
technologies sont commercialement matures. Méme en élevant le prix du carbone a 100 €/tCO2 et
au-dela, celui-ci ne serait pas capable de rehausser suffisamment les revenus des techniques EnR ou
bas carbone pour que des opérateurs investissent d'eux-mémes dans de tels équipements a fort
CAPEX sur la base des prix de marché qui ont déja sérieusement diminué en moyenne du fait de la
présence croissante des EnR de co(t marginal nul

Deuxiemement, dans I'hypothese ou la politique impose le développement de capacités d'EnRv a un
certain niveau, le marché ne parvient pas a signaler les raretés pour conduire a un nouvel équilibre
de long terme par le développement optimal du systéme résiduel non-EnR. Il devient nécessaire de
compléter les revenus des équipements conventionnels existants pour limiter les décisions de
fermeture afin de maintenir la sécurité d'approvisionnements; de méme pour les nouveaux
équipements flexibles et les unités de stockage dont I'installation s'avererait nécessaire pour adosser
les productions variables des unités EnRv. C'est une nouvelle justification pour mettre en place un
mécanisme de capacité (MRC) effectif pour compléter les revenus de ces nouvelles ressources de
flexibilité, sans parler des incitations que le MRC crée pour le maintien en exploitation les centrales
conventionnelles existantes. Une solution complémentaire est d'améliorer la rémunération des
services de flexibilité par I'approfondissement des marchés d'ajustement et de services-systeme.

3.2. Tensions entre le module ENR-Décarbonation et le module Equilibrage-Services Systeme

Si les sociétés optent pour les EnRv indépendamment de considérations économiques et
environnementales, l'intégration de leurs productions apres leurs entrées qui s'est effectuée de
maniére discriminatoire entraine de plus en plus de difficultés d'adaptation du systéme a mesure que
leur part augmente. En dehors de ceux dotés d'une capacité hydraulique importante, les systémes
existants sont généralement mal adaptés pour offrir des services de flexibilité au niveau nécessaire
lorsque la part de production des EnRv dépasse le niveau de 20-30%. Bien que de nouvelles sources
de flexibilité, comme la demand response dans l'industrie (effacements), quelques centrales de
pompage et des interconnexions nouvelles avec les systemes voisins (qui permettent de profiter des
non-corrélations des productions EnRv entre systémes) ont pu se développer, le niveau atteint par
les sources de flexibilité dans les systémes européens et américains qui ont peu d'hydraulique sont
loin d'offrir le niveau de flexibilité qu'exige un systéme électrique a large part d'EnRv. Ceci se
remarque en Europe par le nombre croissant d'épisodes pendant lesquelles les prix horaires sont
négatifs. Ces épisodes s'expliquent par la préférence de centrales peu flexibles de continuer a
fonctionner pendant les heures de demande résiduelle faible avant les heures ou la demande
résiduelle sera plus haute, ce qui n'existerait pas dans un systéme avec des flexibilités importantes®.

Le développement des EnRv renforce la nécessité de récompenser la flexibilité opérationnelle,
d'autant plus que les équipements flexibles contribuent a la garantie de fourniture en période
critique qui devient mouvante a cause des aléas des productions des EnRv. La solution pour
développer les ressources de flexibilité réside en premier dans les incitations données par les
rémunérations du marché, qui peuvent augmenter si on améliore le module Equilibrage-Services
Systéme, mais aussi le module Adéquation de capacité, comme il vient d'étre précisé.

Dans la cas d'un stockage, la valeur de flexibilité de I'équipement se dégage de deux facons: par les
arbitrages en jouant des variations de prix en fonction des raretés et des surplus sur les deux

4 Ce phénomeéne n’a rien d’hypothétique ; il se produit de plus en plus fréquemment en Allemagne ou les
capacités actuelles en éolien et photovoltaique (respectivement 40,7 GW et 49,6 GW) se rapprochent de la
demande de pointe qui est de 100 GW environ: le nombre de ces heures avec prix négatifs étaient déja de 97
en 2016, puis 134 en 2018.
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marchés d'énergie (day ahead et infrajournalier), et par les rémunérations des services systeme, par
le mécanisme de marché que les GRT doivent mettre en place. De nouvelles catégories de produits
avec une forte granularité temporelle sont créées pour permettre aux GRT de payer les producteurs
et les opérateurs de stockage qui répondent efficacement a ses besoins pour maintenir la stabilité du
systeme. Les prix sur ces différents marchés révelent la valeur des différents produits et services
heure par heure et, au bout du compte, peuvent contribuer a orienter les investissements vers des
ressources flexibles (IEA, 2016)°.

Ceci étant, en dépit de toutes les améliorations possibles du market design, investir dans une source
de flexibilité (turbine a gaz, stockage par batteries ou a air comprimé, effacements) pour en tirer des
bénéficies reste fondamentalement risqué. Un opérateur peut-il vraiment anticiper la rentabilité de
son investissement sur la base de revenus sur les marchés de services de flexibilité et de la valeur de
ses arbitrages entre période de prix bas et de prix hauts. Qutre la volatilité des prix sur les différents
marchés de services de flexibilité et les , un opérateur fera aussi face a une incertitude fondamentale
sur ses revenus, qui tient a la fois des effets non anticipables sur les prix de I'énergie et de ces
marchés du développement des ENRv d'une part et aussi des investissements des autres opérateurs
en stockage, et des agrégateurs d'effacements qui ne seraient en aucune facon coordonnée d'autre
part. On prend souvent I'exemple du développement des productions photovoltaiques allemandes
qui ont mis a mal quatre projets de centrales de pompage en Suisse, car ces productions ont réduit
les spreads (écarts) entre les prix pendant la journée et ceux pendant la nuit, sur lesquels ces projets
auraient trouvé une valeur d'arbitrage suffisante pour étre rentable sans ce développement du
photovoltaique. On peut certes considérer qu'une fois passée la phase d'apprentissage des nouveaux
profils de prix par les investisseurs en stockage, ceux-ci trouveront bien les moyens de couvrir leurs
risques pour investir, comme on peut le lire notamment dans le rapport de I'lEA "Repowering the
market" de 2016.

Cette question est cruciale pour les marchés européens, ou les modeles de marché existants sont a la
fois moins détaillés en termes de produits que les modeles américains et mal adaptés pour valoriser
la flexibilité et donc orienter les investissements vers des ressources flexibles. On y craint que ces
signaux de prix a court terme ne refletent pas fidelement la valeur de rareté de la flexibilité
opérationnelle. On constate heureusement qu'un effort est engagé pour améliorer ces marchés de la
flexibilité; de plus on s'attache a ce que ces marchés soient intégrés de fagon croissante entre
systemes voisins, notamment les marchés infrajournaliers et les mécanismes d'ajustement, comme
le montre I'accent mis par les nouveaux réglements et la nouvelle Directive sur les marchés
électriques de 2018 (Commission, 2018). Ceci doit s'accompagner d'une amélioration de la
tarification du transport pour tenir compte des congestions croissantes dans le réseau, du fait de la
dispersion des sources de production EnR (voir § suivant).

Bien que certains soutiennent que la rémunération sur ces marchés de la flexibilité soit suffisante
pour permettre les adaptations du systeme a hauteur des besoins de flexibilité engendrés par le
déploiement de productions des EnRv (IEA, 2014, 2016; Hogan, 2017), on peut douter qu'il en soit
ainsi. Une mesure qui pourrait faciliter les investissements en stockage serait la possibilité de passer
des contrats de long terme a revenus garantis aprés encheres, de la méme fagon qu'on le fait pour
les techniques bas carbone, notamment les unités d'EnRv, les quantités mises aux encheres devant
étre soigneusement planifiées en fonction des parts de production qu'attiendront dans le futur les
EnRv. On élargirait alors le champ d'intervention du module Contrats de Long Terme aux sources de
flexibilité. C'est ce qui commence a étre fait pour le stockage dans quelques Etats des Etats-Unis

5 Les régles du marché devraient faciliter les transactions aussi prés que possible du temps réel (par exemple,
par l'introduction de contrats de livraison d'électricité qui permettent de négocier I'électricité par blocs de 15
minutes plutot que par blocs d'une heure, comme auparavant) et jusqu'a 45 minutes avant le temps réel (au
lieu de 1 jour avant en temps réel).
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(Joskow, 2019), et pourrait s'envisager en Europe si le débat sur les regles régissant les aides d'Etat
pour la promotion des technique EnR et bas carbone s'ouvre a cette question.

3.3. Tensions entre le module EnR- décarbonation et les modules d'Accés aux Réseaux .

Dans la plupart des pays, les équipements EnRv, qui sont développés surtout au niveau des réseaux
haute tension des gestionnaires de réseaux de distribution (GRD), y sont raccordés sans qu'aucun
signal-prix ne leur indique les congestions potentielles ou existantes dans le systeme de transport-
distribution. Le développement des ressources renouvelables dans les lieux ol les conditions sont
favorables se fait sans lien avec les conditions du réseau. Ceci entraine déja dans certains pays
comme le Royaume-Uni, I'Allemagne et I'Espagne, des flux non programmés et des congestions
locales ou régionales aux co(ts importants.

Dans tous les pays, I'évolution anticipée du mix électrique vers une majorité d'EnR conduit a réfléchir
sur la coordination des investissements dans les réseaux avec ceux des moyens de production
localisés. Cette coordination qui combinerait planification et usage des signaux-prix des droits
d'accés au réseau, serait a élargir a l'implantation de ressources flexibles (stockages, demand
response par effacement, turbines a gaz, etc.) dont la localisation pourrait permettre d'éviter
I'apparition des congestions et de limiter des investissements en réseau. Par ailleurs, comme les
politiques de transition électrique mettent souvent l'accent sur le passage a un systeme plus
décentralisé a base de productions distribuées, la régulation des prix de distribution doit évoluer en
phase avec le rythme de déploiement des EnRv et du changement de profil du systéeme électrique

vers la décentralisation.
e L'approfondissement du module Transport

Il s'en suit que le module Transport doit voir sa fonction approfondie tant pour la gestion des
congestions que pour une meilleure coordination des investissements en réseau avec ceux en
production. En théorie, dans une logique d'optimisation du développement conjoint production-
réseau, les contraintes d'équilibre a chaque nceud du réseau et a tout moment, devraient idéalement
se traduire par un prix de I'énergie spécifique a chaque nceud censé signaler les raretés et guider les
décisions d'implantation des équipements. Il serait important que les prix de |'électricité et de
transport transmettent des signaux de localisation qui, sur le court terme, permettent d'éviter des
congestions et minimiser les redispatchings et, sur le long terme, incitent a localiser les nouveaux
équipements EnR et les ressources flexibles de fagon socialement efficace, en limitant la construction
de nouvelles lignes de transport et de distribution. Il faudrait passer de tarifs simples d'acces au
réseau de transport (type "timbre-poste") a des tarifs nodaux, ou plus modestement a des tarifs
zonaux plus simples a mettre en oeuvre (Holmberg et Lazariczyk, 2017). Dans la tarification zonale, le
champ géographique du gestionnaire de réseau est divisé en zones et les prix sont fixés pour chaque
zone en faisant la moyenne du co(it de congestion des nceuds de la zone; c'est ensuite a ce dernier
de réaliser les bon dispatchings, dont les co(ts seront ensuite répercutés dans chaque tarif zonal.

Ce passage serait décisif pour améliorer I'efficience des systemes a forte part d'EnRv. Un tel
changement ne va pas de soi, car son colt administratif et politique est loin d'étre insignifiant,
sachant qu'il y a forcément des perdants. Ceci dit, si, avec une tarification nodale ou zonale qui porte
sur la partie variable du co(t de transport, les producteurs EnRv portent les co(ts de congestion dont
ils sont responsables, il est beaucoup plus difficile de leur faire porter les colts de réseau de long
terme dont ils sont responsables, en dehors bien s(ir des colits de connexion. Une solution possible
pour limiter les investissements colteux dans les réseaux de T&D est de mettre en ceuvre comme en
Irlande une tarification incitant les producteurs d'EnRv a écréter leur production dans les zones
congestionnées (Brandstatt et al, 2011) ou de donner aux GRT et GRDs locaux le pouvoir d'arréter les
injections des productions éoliennes excédentaires avec différentes formes de compensation (Anaya,
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Pollitt, 2013). Ce serait en attendant qu'ils investissent éventuellement dans des unités de stockage
(voir plus loin).

e L'approfondissement du module Distribution

La tarification du transport et de la distribution doit s'adapter a la nécessité de donner les meilleurs
signaux dans le monde électrique plus décentralisé de productions distribuées et des
consommateurs enfin actifs, dont la venue, souhaitée politiguement, serait pour demain. Mais le
développement a grande échelle de productions individuelles, ou communautaires, d'électricité a
base d'EnRv (notamment le solaire PV), qui resteront étroitement intégrées au systeme électrique,
ne se fait pas sans poser des questions économiques de tarification efficiente (notamment pour les
achats des autoproducteurs individuels au systeme). Ce développement vers la décentralisation
ouvre aussi sur celles des échanges d'énergie et de services-systeme ou d'ajustement au niveau des
systemes des GRD (MIT Initiative, 2017: Jenkins et Perez-Arriaga, 2017).

Les réseaux de distribution (GRD), de "passifs" peuvent devenir techniquement "actifs" a l'instar des
GRT par leur transformation en smart grids par le recours a |'électronique de puissance et au
numérique. Avec un réseau devenu intelligent, les GRD pourront jouer des services d'équilibrage et
services-systeme offerts par les producteurs de petite taille (méme les EnRv), comme ceux offerts par
les agrégateurs d'effacements industriels, domestiques ou des recharges des véhicules électriques,
pour assurer une partie de I'équilibrage et de la stabilité du systéeme général au niveau de leurs
réseaux respectifs.

Cette activation nécessite différentes progressions de la réglementation de la distribution dans
plusieurs directions. Pour obtenir une rémunération juste et transparente de leur investissement de
modernisation, il faut déja faire évoluer les régles des régulations incitatives en price cap (plafond de
prix ou de revenus) qui limitent de facto les dépenses. Il faut également assouplir les régles de
I'unbundling pour permettre aux GRD (comme au GRT d'ailleurs) de développer des unités de
stockage afin de faciliter les arbitrages dans le systeme entre renforcement des lignes ou l'installation
d'une unité de stockage. (On sait que la Commission européenne avec sa grammaire libérale n'y était
pas favorable, et ne I'est toujours pas)

Dans certains pays, |'évolution des systémes vers la décentralisation s'accompagne méme de
I'installation de plateformes de marché aux niveaux de chaque systéme de distribution pour assurer
les équilibres offre-demande de services de flexibilité et de services systemes a ce niveau, et pour
commercer aussi les excédents ou les déficits de ces services avec le systeme central. Il faut pour ce
faire soigner les interfaces au niveau des différents points de connexion technique entre le systeme
central et les systémes de distribution a ce niveau. Des expériences se développent en ce sens aux
Etats-Unis, notamment dans I'Etat de New York (NYPSC, 2017). Une telle évolution, si elle se
généralise, signifierait une spatialisation du module Ajustement et Services-systéme.

3.4. Tensions entre le module EnR-Décarbonation et le module Marché de détail

Deux problemes se posent la ou tous les segments de marché sont ouverts a la concurrence de
détail: d'une part, l'inadaptation des prix de vente aux consommateurs domestiques et tertiaires qui
ne répercutent pas les fluctuations des prix de gros résultant de la variabilité des productions EnR, et
d'autre part la facon dont sont payés par les consommateurs les colts croissants des dispositifs de
garanties de revenus des EnRv par une taxe par MWh.

o L'intérét de développer une tarification dynamique

Malgré le déploiement des compteurs communicants, la plupart des clients résidentiels et
commerciaux paient |'électricité a leurs fournisseurs selon des prix de détail au kWh qui ne varient
pas d'une heure a l'autre car ils sont constants sur quelques périodes tarifaires. En bref, ils sont
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déconnectés des variations de prix sur les marchés de gros. Avec des prix de détail rigides, il n'y a
aucune incitation a exploiter ces possibilités pour contribuer a la flexibilité du systéme. Les petits et
moyens consommateurs sont peu incités a prendre des mesures pour controler leur demande en
fonction des variations de ces prix, comme ils pourraient le faire en utilisant l'inertie de la
climatisation ou du chauffage des locaux, celle des chauffe-eaux, etc. , alors qu'il y a des possibilités
accrues de modifier I'utilisation de ces appareils, grace a la diffusion des appareils connectés a
Internet. Le développement de tarification dynamique par les différents fournisseurs en concurrence
peut rendre possibles ces mesures d'adaptation en suivi des prix de gros fluctuants. Mais pour attirer
des clients vers cette gestion de leur charge, les fournisseurs devront sans doute chercher a leur
proposer des options simples d'effacement en fonction des prix fluctuants du marché, si tant est que
ce ne soit pas des agrégateurs qui s'en chargent

e La taxe finangant les dispositifs de long terme

Au fur et a mesure du développement hors marché des capacités d'EnRv, se creuse un écart entre les
prix moyens annuels du marché électrique qui baissent continument (voir précédemment) et les
colts moyens des MWh produits par le systeme, reflets des colits complets des EnRv et de leurs
co(ts de systeme croissants. Une grande partie de cet écart est reflété par la différence entre les prix
payés aux producteurs EnRv par les tarifs d'achat (ou les contrats de type CfD) qui couvrent leur co(t
complet et les prix du marché. Cet écart est le plus souvent financé par une taxe spécifique payée par
les consommateurs. Or elle tend a s'accroitre rapidement pour atteindre des niveaux tres
importants, comme le montre le cas allemand: alors que la part de production des EnR s'y situe a 28
% en 2018, la taxe (I'EEG) est déja de 70 €/MWHh, alors que le prix de marché est en moyenne de 50 a
60 €/MWh. Les baisses futures de co(it des techniques éoliennes et solaire PV, modéreront sans
doute la croissance de cette taxe a moyen terme qui pourrait méme baisser quelque temps, comme
le montre un apport d'Agora Energiewende (2019). Mais a long terme, c'est-a-dire vers 2030 et au-
dela, la baisse des prix moyens du marché n'en sera pas moins inexorable avec la croissance du
nombre d'heures de prix nuls sans qu'une hausse du prix du carbone puisse corriger vraiment cet
effet, car, pour une part de production donnée, cette hausse ne joue aucunement sur le nombre
d'heures pendant lesquelles les prix seront nuls.

Il s'en suit un probléme d'acceptation sociale du paiement du co(t de la politique EnRv qui oblige les
gouvernements a réagir dans trois directions: réformer le (ou les) dispositifs de garantie de revenus
des producteurs EnR pour le rendre plus efficace économiquement, controler la masse de dépenses
ou les quantités mises en place, ou changer le mode de financement du co(t des dispositifs. Dans la
premiere direction, on a remplacé dans plusieurs pays européens dont I'Allemagne, la France, I'ltalie,
les tarifs d'achat par des enchéres pour |'attribution des contrats de long terme qui permettent de
mieux révéler les colts des investisseurs. Dans la seconde direction, le gouvernement britannique a
mis en place une procédure de maitrise du colt total de la politique bas carbone dans le secteur
électrique a travers la définition d'un plafond de dépenses sur une période donnée de 20 ans.
L'approche par le plafonnement des dépenses conduit directement a I'abandon de I'aide a certaines
technologies considérées les plus matures dés qu'on approche du plafond (¢a a été le cas a la mi-
2019 pour les projets EnR de petite taille qui bénéficiaient de tarifs d'achat). Dans la troisieme
direction, le gouvernement francais a choisi en 2017 de ne plus augmenter la partie de la charge de
service public de I'énergie CSPE destinée au financement des EnR électrique (elle était de 10 €/MWh
pour une part d’'ENR de 9 % en 2017) et de faire financer la croissance du co(t des dispositifs par le
budget de I'Etat, lui-méme abondé par la contribution Climat-Energie de la TICPE.

A noter que ces débats autour du colt des dispositifs marquent généralement le début d'une
réflexion sur la rationalité économique du développement indéfini des EnR dans le mix électrique, ce
qui pourrait augurer d'un infléchissement des politiques EnR dans le futur.

4. Reconnaitre le changement de régime sectoriel
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En conclusion, il faudrait une reconnaissance explicite du changement de régime des industries
électriques dans I'Union européenne et aux Etats-Unis, alors que de longue date les pays latino-
américains et plus récemment au Royaume Uni I'ont reconnu. Paul Joskow (2019, p.53), comme on
I'a dit, regrettait récemment qu'aux Etats-Unis on ne reconnaisse pas explicitement que la
coordination de long terme "doit étre assurée par un planificateur qui décide a quelle hauteur et
guand déclencher des enchéres pour des contrats de long terme par technologies en y ajoutant
désormais les technologies de stockage (...)", et du fait aussi que "les marchés pour le long terme et
ceux pour les opérations de court terme (..) sont désormais clairement séparées". On peut le
regretter aussi pour I'Union européenne et ses Etats-membres.

On sait maintenant que, pour atteindre les objectifs de sécurité d'approvisionnement et de
décarbonation, les marchés de I'électricité doivent étre complétés par une coordination publique des
investissements, qui inclut des dispositifs permettant le "dé-risquage" des investissements, et qui
reposent sur des marchés de long terme. Cette nécessité est accrue par le choix de nombre d'Etats
de privilégier les EnR dans leur politique de décarbonation, ce qui oblige a approfondir le market
design et la fonction de coordination de court terme des marchés de maniére a augmenter |'offre de
services d'ajustement et de services-systéme pour suivre les besoins accrus de services de flexibilité
du gestionnaire de systeme.

Mais il nous faut admettre que les contextes politiques, culturels et juridiques jouent un rdle
déterminant dans les évolutions institutionnelles, notamment la force des croyances dans les vertus
de la concurrence qui conduisent a ne pas reconnaitre les spécificités de I'économie électrique qui
contraignent fortement I'investissement dans les technologies a fort CAPEX. C'est en particulier le cas
dans I'Union européenne ol les mécanismes de capacité se sont heurtés a I'hostilité de la Direction
de la Concurrence de la Commission (Bruel, 2018). De méme pour les contrats garantissant les
revenus des technologies bas carbone et des EnR qui font I'objet d'une supervision tres stricte selon
les regles sur les aides d'Etat (DG Comp, 2014; Genoese et al., 2016; Finon, 2019). Il n'est pas
étonnant que rien ne soit vraiment prévu pour piloter le long terme au niveau des Etats-membres
dans le paquet "Energie Propre pour tous" adopté récemment, bien que la politique de transition bas
carbone y repose plus qu'ailleurs sur les EnR électriques, et que cette option et ses conséquences
sont la principale raison du changement de régime des secteurs électriques dans les économies de
I'OCDE. La seule avancée observable autorisée par le tropisme "bruxellois" du Marché est une
débauche de mesures et de reglements pour que se développent les sources de flexibilité
(effacements, réactivité des consommateurs aux prix, stockages individuels, etc.) sur des bases
marchandes et se créent des marchés intégrés de la flexibilité (ajustement, services-systeme) afin de
faciliter I'intégration économique des EnRv dans les systemes.

Ne parlons pas du fait que reconnaitre la nécessité d'instituer une fonction de programmation serait
reconnaitre la prééminence de la régulation publique sur le Marché, a l'opposé de la doxa
bruxelloise. Ce serait aussi admettre qu'il faille élargir I'application du principe de subsidiarité en
déléguant la fonction de planification électrique aux Etats-membres et la mise en ceuvre de leurs
programmes, ce qui n'empécherait pas les concertations entre Etats-membres pour identifier des
complémentarités. Pour que ceci puisse arriver, il faudrait ne pas considérer I'hétérogénéité des
politiques des Etats-membres qui s'en suivrait comme un argument pour bloquer a priori cette
évolution souhaitable, sous prétexte que cette hétérogénéité ferait obstacle a la bonne intégration
des marchés ou encore qu'elle rendrait difficile une valorisation efficiente des échanges électriques
entre pays. Ce serait privilégier la régulation de court terme aux nécessités du long terme. Ce serait
oublier aussi que les politiques de promotion de renouvelables de certains Etats-membres se sont
imposées sans préoccupation des effets sur les systemes et les marchés électriques des autres pays.

Une reconnaissance explicite du changement de régime en cours et de sa nécessité dans les textes,
permettrait aux gouvernements et aux investisseurs de ne plus avoir a se confronter de fagon
permanente aux regles formalistes limitant les aides d'Etat et les contrats de long terme (Finon,
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2019). De fagon plus générale, la non-reconnaissance, voire le déni d'un tel changement de régime
ne peut étre que contreproductive, en rendant plus difficile la réalisation des objectifs de
décarbonation et de sécurité de fourniture, alors que celle du second est rendue plus délicate par le
déploiement indéfini des EnR intermittentes. L'usage d'arrangements de partage de risque pour
toutes les technologies de production et les sources de flexibilité permettrait déja de baisser
sensiblement le colt du capital, et au-dela, I'ensemble du co(t de réalisation de la transition bas
carbone en maintenant la sécurité de fourniture.
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