[image: image11.jpg]-

endesa france















    
        2 octobre 2007

STRATEGIE D’APPROVISIONNEMENT EN GAZ

 POUR LES CCGT DE ENDESA France

1. Les besoins en gaz 

1.1 Profils de fonctionnement en marche commerciale

Une étude prévisionnelle du fonctionnement d’une tranche CCCT a été réalisée. Les résultats donnent une production annuelle d’électricité par tranche de 1500 Gwh.

Ces données concernent les tranches en « marche commerciale », et supposent que les coûts d’approvisionnent en gaz sont identiques pour toutes les unités.

Les hypothèses techniques retenues sont une puissance électrique de 400 MWe et un rendement de 0,57. Cela donne un besoin horaire en gaz de 700 Mwh, et un besoin maximal journalier de 17 Gwh.

Le profil annuel de fonctionnement correspond à  2 670 Gwh de gaz et 3 790 heures. 

Le profil saisonnier n’est pas très marqué : avril à octobre  47 % ;  novembre à mars   53  %.

Les consommations mensuelles varient de 150 à 330 Mwh.
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Le nombre d’heures mensuel de fonctionnement varie de 220 à 470 heures.
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Le profil hebdomadaire correspond à un fonctionnement essentiellement en heures de pointe : lundi  au  vendredi (samedi en hiver) ; 17 heures par jour en hiver ; 12 heures par jour en été.
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Les consommations journalières sont données dans le tableau ci-dessous :

	Fonctionnement journalier

	Jours de la semaine
	Lundi à dimanche
	Lundi à Samedi
	Lundi à Vendredi

	Gwh 
	7
	9
	10

	heures
	10
	13
	14


1.2 Profils de fonctionnement en phase de réception

La période des tests de réception s’étale sur 9 mois, entre la mise en gaz et le début de la marche commerciale. 

Le besoin est de 1 300 Gwh avec des phases très différentes en terme de consommation : de 140 Mwh sur 15 jours  à  17 Gwh/j pendant 30 jours.

	consommations durant la phase de réception     1312 Gwh

	périodes
	Evénements
	Gwh
	
	périodes
	Evénements
	Gwh

	mois 1
	01-15
	mise à dispo gaz 
	0,14
	
	mois 6
	01-15
	essais chd
	67

	mois 1
	15-31
	
	0,14
	
	mois 6
	15-31
	essais chd - TV
	78

	mois 2
	01-15
	
	0,14
	
	mois 7
	01-15
	completion test
	61

	mois 2
	15-31
	
	0,14
	
	mois 7
	15-31
	completion test
	61

	mois 3
	01-15
	1st firing Tr 1 
	17
	
	mois 8
	01-15
	test 72 h
	56

	mois 3
	15-31
	Chasses vapeur
	17
	
	mois 8
	15-31
	test perf + RTE
	261

	mois 4
	01-15
	essais TG
	28
	
	mois 9
	01-15
	Trail run 30j 
	269

	mois 4
	15-31
	essais TG
	33
	
	mois 9
	15-31
	
	269

	mois 5
	01-15
	essais TG
	39
	
	mois 10
	01-15
	Marche commerciale
	X

	mois 5
	15-31
	essais chd
	56
	
	mois 10
	15-31
	
	Y
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La durée et les dates des différentes étapes sont incertaines à cause des aléas de la mise en service.

Aussi, la production d’électricité ne peut être commercialisée de façon optimale que sur une échéance day-ahead.

1.3 Le parc de CCGT

7 tranches de 400 MW sont en projet : Huchet  6, Huchet 7, Hornaing 4, Lucy 4, Lacq 1, Lacq 2, et Provence 6.

Le programme indiqué par le tableau ci-dessous est celui du plan POA-PM pour Huchet, Hornaing et Lucy. Les autres tranches sont programmées à partir de 2011-2012.

	
	2009
	2010
	2011
	2012
	2013

	Huchet 7
	0
	0,3
	1
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8

	Huchet 8
	0
	0,3
	1
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8

	Hornaing 4
	
	
	0
	0,3
	1
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8

	Lucy 4
	
	
	
	
	
	
	
	0
	0,3
	1
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8

	Lacq 1
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	0
	0,3
	1
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8

	Lacq 2
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	0
	0,3
	1
	0,5
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8

	Provence 6
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	0
	0,3
	1
	0,5
	0,8
	0,9
	0,5
	0,5
	0,8

	Twh gaz
	0,0
	0,6
	2,0
	1,9
	2,8
	1,5
	1,5
	2,4
	3,0
	2,5
	2,3
	4,5
	5,8
	4,0
	3,5
	5,6
	6,3
	3,5
	3,5
	5,6

	
	4,5
	8,2
	12,3
	18,9
	18,9

	Nombre de tranches

	en phase commerciale
	0
	0
	0
	2
	2
	3
	3
	3
	3
	3
	4
	4
	5
	6
	7
	7
	7
	7
	7
	7

	en phase de réception
	2
	2
	3
	1
	1
	0
	0
	1
	1
	2
	2
	3
	2
	1
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	en projet
	5
	5
	4
	4
	4
	4
	4
	3
	3
	2
	1
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0


1.4 Les sources de flexibilité

La volatilité de l’écart entre le prix de l’électricité « CCGT » et le prix de vente de l’électricité (sparkspread) entraîne un besoin de flexibilité important pour optimiser les marges.

Cette flexibilité est limitée par le nombre de démarrages admissibles par l’installation. Ce plafond entraîne une perte de marge.

Au contraire, le gaz est vendu avec des clauses contractuelles de Take or Pay, avec une souplesse limitée.

Il est donc primordial de trouver des sources de flexibilité pour rendre compatible ces clauses avec l’optimisation économique du fonctionnement. 

Les sources de flexibilité doivent permettre de gérer les quantités de gaz en écart journalier avec les quantités prévues dans le contrat de fourniture.

Le besoin de flexibilité peut atteindre la consommation journalière moyenne (10 Gwh pour 14 heures).

Les sources de flexibilité sont :

·  le contrat de fourniture (les autres contrats de fourniture si le foisonnement entre plusieurs tranches est prévu)

·  les stockages

·  le Marché d’échange de gaz aux points virtuels (PEG)

·  les ressources GNL.

	
	contrat
	stockages

	Points positifs
	Prix pré négociés

S’insère dans la relation Client/Fournisseur
	Droits de stockage fonction du profil de consommation  (env.   4 Gwh/j soit 5 heures de marche)

Droits possibles sur le Marché secondaire

	Points négatifs
	Take or Pay journalier ou mensuel ou annuel
	Droits limités si le profil n’est pas fortement marqué « hiver »

Droits possibles en open season à prix élevés

Droits attribués au fournisseur si achat DDP


	
	PEG
	GNL

	Points positifs
	Droits de stockage gérés par Endesa pour toutes les tranches

Destination du gaz au choix

Marché potentiel  (ex : NBP 500 Twh/mois ;  TTF   80 Twh/mois)

Optionalité

Equilibrage sur  le portefeuille de E.F.


	Source alternative au gaz « continental »

Intéressant pour le Sud où le gaz est moins disponible

Projets de nouveaux terminaux

Capacités en open season

Achat/vente de capacités sur le Marché secondaire

	Points négatifs
	Marché peu développé  (10 Twh/mois au PEGs )

Trouver une contrepartie en relation bipartite

Souscription des capacités de transport et de stockage en direct


	Sourcing du GNL

Emission en 30 j 

(1 navire de 150 000 m3 GNL   = 1 Twh

 = consommation de Janvier à Mars pour 1 tranche)


Les déséquilibres entre contrats et besoins entraînent des surcoûts.

	Coût de molécule
	Take or  Pay (report possible sur année suivante)

Revente du  gaz avec un discount ( -50 % sur Zeebrugge chez GRT gaz ou GDF-GI)

Achat du gaz sur le Marché avec un premium (+150 % sur Zeebrugge)



	Coût de transport
	Si toute la capacité n’est pas réservée, risque de dépassement horaire (majoration jusqu’à x 90)

Si déséquilibre entrée/sortie, achat/vente du gaz par le transporteur (discount 50%/ premium 150%)



	Coût de stockage
	Si non respect des limites de capacité, achat/vente du gaz par le stockeur (- 50%/ + 150%)

Si dépassement des débits de soutirage/injection majoration de 20 %

Perte de marge due au débit de soutirage limité (le « tunnel » et la capacité de stockage n’influencent pas la marge d’après les simulations)




2. Les modes d’approvisionnement

L’organisation de l’approvisionnement du gaz est basée sur la distribution des rôles entre les différents acteurs, qui conduit à plusieurs contrats bipartites.

	Les acteurs
	remarques

	Vendeur
	autorisation de vente au consommateur final ou au PEG données par le Ministère

cas des contrats de fourniture régulés (tarif STS) : GDF-Négoce

	Expéditeur
	avoir une autorisation de vente au consommateur final, ou être consommateur

le vendeur est l’expéditeur en cas de vente en Centrale

cas des contrats de fourniture régulés (tarif STS) : GDF-Négoce

	Exploitant du réseau de transport
	GRT gaz et TIGF

Les tarifs sont réglementés par la CRE

	Exploitant des stockages
	GDF Grandes Infrastructures

Les tarifs sont négociés

	Exploitant de terminal GNL
	GDF Grandes Infrastructures   

Les tarifs sont réglementés par la CRE

	Consommateur
	Peut être expéditeur et vendeur (PEG ou consommateur final) avec une autorisation du Ministère   


Deux modes d’approvisionnement sont possibles : Achat à un Point d’Echange de Gaz (PEG) ; Achat en Centrale au prix libéralisé ou tarif régulé (STS).

	
	Achat au PEG
	Achat en Centrale

	Points positifs
	Plusieurs contreparties

Bénéficier de l’optionalité

Présence dans le « cœur de métier » de l’achat du gaz 

Stockages foisonnés
	Les outils de flexibilité sont gérés par le vendeur

Structure plus réduite

Risques réduits de surcoûts liés aux déséquilibres 

STS 

risque de déséquilibre faible

tarif augmente moins vite sur le court terme 



	Points négatifs
	Liquidités faibles aujourd’hui 

Gestion en direct des contrats de transport et de stockage

Gestion en direct de l’équilibre journalier et des nominations

Risques de surcoûts liés aux déséquilibres

Mise en place d’une structure
	Droits  de stockage attribués au vendeur

1 seule contrepartie pour gérer les déséquilibres

perte d’optimisation de la Marge 

STS

Seulement  pour les sites raccordés au STS avant le 01/07/07

Pas de confirmation écrite que le STS  s’applique aux CCCT

Avenir du tarif régulé incertain

Nous ne pouvons pas bénéficier d’une baisse du Marché


3. Le Sourcing du gaz

3.1. La molécule

Le gaz arrive en Europe par 2 types de voie :  les gazoducs pour le gaz naturel , les navires via les terminaux de gazéification pour le GNL. 

	
	gazoduc
	GNL

	Points positifs
	Sourcing non nécessaire en dehors de la France

Fourniture continue
	Concurrence avec le gazoduc

Voie d’entrée intéressante pour la France qui est  en bout de réseau

Les capacités de réception sont en forte augmentation dans le Monde 

Vente de capacités au Marché secondaire

Croissance du Marché court terme



	Points négatifs
	Suit le prix des produits pétroliers sur le moyen terme et le long terme

Forte volatilité sur le court terme liée aux informations du Marché et à  la saisonnalité hiver/été
	Suit le prix des produits pétroliers sur le moyen terme et le long terme

Prix plancher influencé par les arbitrages entre les Marchés USA/Asie/Europe

Les capacités de liquéfaction sont très coûteuses

Coût de passage au terminal (environ 1 €/Mwh)

Sourcing chez le producteur

L’essentiel du Marché est basé sur des contrats long terme  (90 % en 2002)

Obtenir des capacités dans les terminaux GNL
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3.2. Les points d’entrée en France

Quelle que soit la voie d’approvisionnement choisie, la configuration du réseau de transport est le principal paramètre. Disposer des capacités de transport à l’intérieur de la zone d’équilibrage et pour les liaisons entre zones est essentiel.

Les capacités en entrée sont de 767 Twh dont 160 Twh via les terminaux GNL.

Les projets annoncés représentent une capacité additionnelle supérieure à 370 Twh (dont 122 Twh par gazoduc).

Les capacités de transport en Belgique (entrée Taisnières) et en Allemagne (entrée Obergailbach) sont réservées sur de longues périodes, notamment par les opérateurs historiques. 

Des open seasons sont envisagées dans le  futur, mais les capacités en amont demeurent peu disponibles. Par exemple à Taisnières, GRT gaz ne parvient pas à vendre toute la capacité côté France, par manque de disponibilité côté Belgique.
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Quant aux terminaux GNL, les anciennes capacités sont déjà réservées, et les nouvelles capacités de Fos Cavaou n’ont été ouvertes qu’à hauteur de 10% soit  9 Twh (à partir de 2008).

Les projets de terminaux sont des initiatives privées, probablement sans capacité ouverte aux opérateurs externes sauf éventuellement sur le Marché secondaire.

3.3. Le transport en France
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Evolution du prix du gaz en €/Mwh 1999 2006
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A partir de janvier 2009, le réseau Français sera organisé en 3 zones : GRT Nord, GRT Sud, TIGF.

Toutefois, les flux sont très majoritairement orientés Nord /Sud  (peu d’entrée depuis l’Espagne aujourd’hui 15 Twh interruptibles), avec une capacité réduite entre les zones Nord et sud de GRT (20 % des flux entrants).

Des renforcements de réseau en France (artère de Guyenne ; artère du Rhône), et en Espagne, devraient dans l’avenir accroître la quantité de gaz disponible dans le Sud  (à partir de 2010 – 2011). 

La disponibilité des capacités de transport en Espagne dans le sens Sud/Nord n’est pas confirmée.

Cette situation rend le gaz au Sud nettement moins disponible qu’au Nord. 

Les approvisionnements des unités de Provence d’une part et de Lacq d’autre part sont plus tendus. Ils sont intimement liés aux projets de développement des réseaux de transport en France et en Espagne, et à la liquidité du Marché sur les zones TIGF et GRT Sud.

4. Echéances contractuelles

Avant l’ouverture du Marché, le gaz en France était dominé par les opérateurs historiques (GDF et TOTAL) sur la base de contrat long terme à prix indexés.

Avec une ouverture du Marché récente, les nouveaux fournisseurs sont apparus. Toutefois en raison des besoins élevés d’Endesa France, ceux qui répondent à nos demandes, sont soit des opérateurs historiques des pays européens voisins, soit de gros traders.

Dans le Sud, seuls les opérateurs historiques et les détenteurs de « Gas release » pourront être présents.

Les quantités échangées aux PEG sont faibles, par comparaison aux autres Marchés européens (NBP,TTF, Zeebrugge), mais elles augmentent régulièrement. 

Les capacités de réseau vont être développées, en particulier pour fluidifier les liaisons entre zones d’équilibrage (GRTNord/GRTSud/TIGF).

Des opérateurs privés (Endesa France, EDF, POWEO, EON, SHELL, …) se positionnent sur des projets de terminaux GNL.

Tous ces éléments nous laissent à penser que le Marché en France va fortement évoluer à l’horizon 2011/2012

Les contrats de fourniture de molécule devront couvrir une période maximale de 3 à 5 ans, afin de se positionner dans le futur Marché. Cette période nous permettra de parfaire notre expertise dans le domaine du gaz.

Par ailleurs, nous devons réserver des capacités de sortie pour les sites où nous sommes « expéditeur ».

Plus globalement, nous devons nous positionner sur les capacités de liaison entre zones : GRT Nord/GRT Sud , GRT Sud/TIGF, TIGF/Espagne.

Les capacités de transport côté Espagnol sont à « verrouiller » (terminaux GNL  vers frontière E/F), à condition que la disponibilité du GNL soit confirmée par Endesa.

5. Indexation des prix

Le gaz est vendu par les producteurs à des opérateurs nationaux avec une clause de destination, sur des contrats LT (20-25 ans). Toutefois, avec l’ouverture du Marché, la clause de destination n’est plus systématique.

Les contrats LT représentent une part importante sur le Continent (95 %), contre 50% au Royaume-Uni. La part complémentaire est remplie par le Marché de Gros. 

Dans ces contrats, le risque « quantité » est porté par l’importateur (Take or Pay), et le risque « prix » est porté par le producteur (formule indexée).

Les producteurs ont historiquement vendu le gaz sur la base du prix des énergies concurrentes.

La formule d’indexation est bâtie à partir d’un « panier » d’énergies concurrentes, qui représente le profil des consommations du pays concerné. La part réduite des Centrales au gaz en France, a conduit vers des formules principalement liées aux produits pétroliers. Les contrats prévoient généralement une clause de révision de formule tous les X années.

	
	Résidentiel / Tertiaire
	Industrie
	Centrales

	Energies concurrentes
	Gasoil
	Gasoil
	Fuel Lourd
	Charbon
	Fuel Lourd

	Part respective
	RG%
	IG%
	IF%
	CC%
	CF%

	Formule type
	P = (RG%+IG%) Gasoil + (IF%+CF%) Fuel lourd + CC% Charbon


Aujourd’hui, les formules proposées obéissent encore à ces principes.

3 types d’indice sont utilisés :

· Les indices pétroliers : Gasoil, Fuel oil, Brent,…

· Les indices gaziers : NBP, TTF, Zeebrugge, Henry Hub,…

· Les indices du charbon : API#2 , …

Les indices gaziers suivent sur le long terme l’évolution des indices pétroliers. Sur le court terme, ils sont aussi liés aux événements du Marché et aux saisons.

En comparaison, les indices du charbon ont des amplitudes de variation plus faibles.

Des options de basculement « prix indexé ( prix fixe » (fix out) ou « prix fixe ( prix indexé » (refloat) sont possibles.

Quelle que soit la formule choisie, elle devra contenir des indices faciles à couvrir (liquidité, échéances disponibles…).

Les indices pétroliers ont une liquidité suffisante, et parmi eux le Brent présente le plus davantages.

Les formules proposées par les fournisseurs proposent en majeure partie les indices fioul lourd et gasoil. Aussi, pour ne pas majorer la prime de risque du fournisseur, il est préférable supporter en direct l’écart de couverture entre une formule « Brent » et une formule ‘fioul-gasoil ».

6. Stratégie de diversification

La stratégie de diversification doit respecter les principes suivants :

	1
	Endesa France future importante consommatrice en France , et détentrice d’un portefeuille large d’équilibrage (15-20 Twh), doit entrer dans le business de l’acheminement/stockage

	2
	Optimiser la Marge issue de l’optionalité

	3
	Le shipping et la gestion de la flexibilité demandent un apprentissage

	4
	Pour une tranche donnée, l’achat rendu Centrale est incompatible avec le shipping (exclusivité contractuelle)

	5
	Ne pas contractualiser l’achat de gaz avant la signature du contrat d’achat de turbine (risque de non d’investissement) ; contractualiser rapidement après l’achat des CCGT

	6
	Il n’est pas nécessaire d’acheter sur le long terme car d’une part le Marché du gaz est en forte évolution (acteurs, infrastructures, organisation), et d’autre part il n’y a pas de tension sur l’approvisionnement du gaz 


Nous devons mettre en place un schéma diversifié de fourniture pour réduire les risques, et parfaire notre expertise dans le gaz. Le schéma ci-dessous indique les axes de la stratégie :

· Echéance : Moyen Terme ou Long Terme.

· Points de livraison : en Centrale , ou au PEG (réservation des capacités de transport et de stockage).

· Type de gaz : gaz naturel, GNL.

· Indexation : diversification des indices.

· Fournisseurs : avoir plusieurs fournisseurs
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ANNEXE I

Les contrats à mettre en place

ANNEXE II

Schéma de l’installation

ANNEXE III

Etudes sur le nombre d’heure de fonctionnement journalier. 

Impact sur la marge

ANNEXE IV




mportance de la flexibilité  (nombre de démarrage et stockage).

impact sur la marge.

ANNEXE V

Stockage : Impact du niveau de stockage et des tunnels.

ANNEXES VI

Influence du niveau du Minimum Technique sur :

· le nombre de démarrage annuel

· la marge

Influence du coût des démarrages sur :
· le nombre de démarrage annuel

· la marge

ANNEXE 1 : Les contrats à mettre en place sont listés dans les tableaux ci-après.

Les données chiffrées sont des valeurs estimées à  partir des coûts actuels en particulier pour le transport.

	Huchet 7

	types de contrat
	Durées
	quantités
	montants
	pricing
	fournisseurs
	remarques

	Fourniture de gaz Centrale
	3 ans
	8 Twh
	200 M€
	indexé
	EON ou ENI
	25 €/Mwh

	Acheminement Centrale
	3 ans
	17 Gwh/j
	9 M€
	régulé
	GRTgaz
	170 €/Mwh/j


Le coût du transport « frontière(PEG Nord » est supporté par le vendeur au PEG Nord, et est inclus dans son prix de molécule : il représente environ 0,5 €/Mwh. Compte tenu de la précision des évaluations, le même prix est conservé dans les tableaux pour la « molécule Centrale » et la « molécule PEG Nord».

	Huchet 8

	types de contrat
	Durées
	quantités
	montants
	pricing
	fournisseurs
	remarques

	Fourniture de gaz PEG Nord
	3 ans
	8 Twh
	200 M€
	indexé
	EDFT 
	25 €/Mwh

	Acheminement Centrale
	3 ans
	17 Gwh/j
	4,5 M€
	régulé
	GRTgaz
	85 €/Mwh/j

	Stockage
	3 x 1 an
	185 Gwh
	3 M€
	négocié
	GDF-GI
	1 M€/an


	Hornaing 4

	types de contrat
	Durées
	quantités
	montants
	pricing
	fournisseurs
	remarques

	Fourniture de gaz Centrale
	3 ans
	8 Twh
	200 M€
	indexé
	EON ou ENI
	25 €/Mwh

	Acheminement Centrale
	3 ans
	17 Gwh/j
	9 M€
	régulé
	GRTgaz
	170 €/Mwh/j


La disponibilité réduite du gaz au Sud rend plus probable un approvisionnement de Lucy par le Nord. En outre, cette solution permet de foisonner les achats au PEG Nord sur 2 sites (Hornaing  4 et Lucy 4). Concernant le coût de transport « frontière(PEG Nord », nous faisons la même hypothèse que pour Huchet 8. 

	Lucy 4

	types de contrat
	Durées
	quantités
	montants
	Pricing
	fournisseurs
	remarques

	Fourniture de gaz PEG Nord
	3 ans
	8 Twh
	200 M€
	Indexé
	EDFT 
	25 €/Mwh

	Acheminement Centrale
	3 ans
	17 Gwh/j
	4,5 M€
	Régulé
	GRTgaz
	85 €/Mwh/j

	Capacité de liaison Nord ( Sud
	3 ans
	17 Gwh/j
	7,5 M€
	Régulé
	GRTgaz
	150 €/Mwh/j

	Stockage
	3 x 1 an
	185 Gwh
	9 M€
	Négocié
	GDF-GI
	3 M€/an ?


Endesa France doit prendre des positions sur les capacités de liaison Nord /Sud et  Sud/TIGF (open season probable fin 2007).

	Endesa France

	types de contrat
	Durées
	quantités
	montants
	Pricing
	fournisseurs
	remarques

	Capacité de liaison TIGF ( Sud
	3 ans
	17/34Gwh/j
	2,5- 5M€
	Régulé
	GRTgaz +TIGF
	50 €/Mwh/j

	Capacité de liaison Sud ( TIGF
	3 ans
	17/34Gwh/j
	2,5– 5M€
	Régulé
	GRTgaz +TIGF
	50 €/Mwh/j

	Capacité  entrée Larrau 
	3 ans
	17/34Gwh/j
	4 – 8 M€
	Régulé
	TIGF
	75 €/Mwh/j

	Stockage en openseason
	?
	?
	
	Négocié
	GDFGIouTIGF
	prix x 4  ?


L’approvisionnement pour Lacq depuis l’Espagne n’est possible qu’après une prise de positions côté Espagnol : molécule GNL, capacités au terminal GNL, capacités de transport en Espagne. 

	Lacq 1  (ou Lacq 2)  depuis Espagne 

	types de contrat
	Durées
	quantités
	montants
	Pricing
	fournisseurs
	remarques

	Fourniture de GNL Barcelone
	3 ans
	8 Twh
	?? M€
	Indexé
	Endesa Madrid
	

	Capacité au Terminal Barcelone
	3 ans
	8 Twh
	1,5 M€
	
	?? 
	0,5 M€/an

	Acheminement Barcelone Larrau
	3 ans
	8 Twh
	1,5 M€
	
	ENAGAZ ?
	0,5 M€/an

	Acheminement Centrale
	3 ans
	17 Gwh/j
	9 M€
	Régulé
	TIGF
	170 €/Mwh/j

	Stockage
	3 x 1 an
	185 Gwh
	3 M€
	Négocié
	TIGF
	1 M€/an

	Stockage  « flexibilité »
	3 x 1 an
	+400Gwh ?
	6 M€ ?
	Négocié
	TIGF
	2 M€/an ?


L’approvisionnement de Lacq depuis le Nord est ici envisagé pour les mêmes raisons que pour Lucy 4. Toutefois, cette solution demande des capacités de transport aux liaisons Nord/Sud et Sud/TIGF.

L’alternative en GNL depuis Fos (ou Montoir) n’est pas décrite, mais elle est envisageable si nous avons une offre d’un titulaire de capacités GNL.

	Lacq 1  (ou Lacq 2)  depuis Nord

	types de contrat
	Durées
	quantités
	montants
	Pricing
	fournisseurs
	remarques

	Fourniture de gaz PEG Nord
	3 ans
	8 Twh
	200 M€
	Indexé
	?? 
	25 €/Mwh

	Capacité de liaison Nord ( Sud
	3 ans
	17 Gwh/j
	7,5 M€
	Régulé
	GRTgaz
	150 €/Mwh/j

	Capacité de liaison Sud ( TIGF
	3 ans
	17 Gwh/j
	2,5 M€
	Régulé
	GRTgaz +TIGF
	50 €/Mwh/j

	Acheminement Centrale
	3 ans
	17 Gwh/j
	5 M€
	Régulé
	GRTgaz
	95 €/Mwh/j

	Stockage
	3 x 1 an
	185 Gwh
	3 M€
	négocié
	TIGF
	1 M€/an

	Stockage  « flexibilité »
	3 x 1 an
	+400Gwh?
	6 M€ ?
	négocié
	TIGF
	2 M€/an ?


L’approvisionnement de Provence depuis le Nord est ici envisagé pour les mêmes raisons que pour Lucy 4. Toutefois, cette solution demande des capacités de transport pour la liaison Nord/Sud.

	Provence 6  depuis Nord 

	types de contrat
	Durées
	quantités
	montants
	pricing
	fournisseurs
	remarques

	Fourniture de gaz PEG Nord
	3 ans
	8 Twh
	200 M€
	Indexé
	EDFT 
	25 €/Mwh

	Capacité de liaison Nord ( Sud
	3 ans
	17 Gwh/j
	7,5 M€
	régulé
	GRTgaz
	150 €/Mwh/j

	Acheminement Centrale
	3 ans
	17 Gwh/j
	4,5 M€
	régulé
	GRTgaz
	85 €/Mwh/j

	Stockage
	3 x 1 an
	185 Gwh
	9 M€
	négocié
	GDF-GI
	3 M€/an


L’alternative en GNL depuis Fos suppose d’avoir une offre d’un titulaire de capacités GNL.

	Provence 6  depuis Fos 

	types de contrat
	Durées
	quantités
	montants
	pricing
	fournisseurs
	remarques

	Fourniture de GNL Fos
	3 ans
	8 Twh
	?? M€
	indexé
	???
	

	Capacité au Terminal Fos
	3 ans
	8 Twh
	8 M€
	régulé
	GDF-GI 
	1 M€/Twh

	Acheminement Centrale
	3 ans
	17 Gwh/j
	9 M€
	régulé
	GRTgaz
	170 €/Mwh/j

	Stockage
	3 x 1 an
	185 Gwh
	9 M€
	négocié
	GDF-GI
	3 M€/an


ANNEXE II : Schéma de l’installation
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Evolution du prix du gaz en €/Mwh 1999 2006
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ANNEXE III

Hiver
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En hiver, la marge est relativement stable pour un  fonctionnement journalier compris entre 12 et  18 heures. En été, l’optimal est beaucoup plus réduit, autour de 12 heures. 

ANNEXE IV

Importance du stockage

Hiver
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Une certaine quantité de stockage permet d’atténuer les effets négatifs d’un Take Or Pay trop strict.

En hiver, l’impact est relativement faible sur la marge, mais permet de contracter un Take Or Pay plus faible : 13 ou 14 heures de gaz pour un fonctionnement journalier de 17 ou 18 heures.

En été par contre, l’impact sur la marge est très important, le stockage permettant d’éviter de brûler du gaz à perte.

Un stock important permet de compenser la perte de marges du aux limitations sur les démarrages
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D’éventuelles contraintes sur le nombre de démarrages (pour éviter l’usure de la machine) ont un impact important en terme de marge, du fait d’obligation de tourner à perte, ou de perte d’opportunité en ne pouvant pas démarrer. Le stockage permet d’atténuer fortement cet impact.

ANNEXE V

Etude de l’impact de la limitation du stockage et du tunnel

Hypothèses : 

Stockage Maximum : 185000 MWh

Variation journalière autorisée : 4000 MWh.

Pas de Take Or Pay
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Dans le cas où il n’y a pas de Take Or Pay, la taille maximale du stockage autorisé est déterminante.  Le gaz étant stocké au maximum l’été pour être consommé l’hiver.

Avec une limite sur la quantité maximum de gaz stockable, on se rend compte que le tunnel n’est pas déterminant. On sort relativement peu des limites imposées par la réglementation sur le Tunnel. Le facteur limitant est cette fois la variation journalière autorisée.

Avec ToP
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Conclusion : dans le cas d’un Take Or Pay,  les conclusions précédentes sont encore plus vraies :

· Impact du stockage maximum autorisé plus faible (une quantité du gaz acheté en Take Or Pay ne peut pas être stocké mais doit être consommé) ;

· Impact du tunnel nul.
C’est bien la variation journalière autorisée qui est le principale facteur limitant.

Avec notre niveau de consommation, cette quantité est aujourd’hui d’environ 5 heures de marches (équivalent pleine charge).

ANNEXE VI
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Evolution du prix du gaz en €/Mwh 1999 2006
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