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Chapitre 1 Introduction 
 
Au mois de juin 2003, l’administratrice de l’Environmental Protection Agency (EPA) des États –Unis et le 
ministre de l’Environnement du Canada ont annoncé le lancement de trois projets mixtes dans le cadre de 
la Stratégie sur la qualité de l’air transfrontalier.  L’identification des projets mixtes donne suite à un 
engagement pris par les deux pays en janvier 2003 de tirer parti de la réussite de l’Accord Canada-États-
Unis sur la qualité de l’air de 1991 qui a établi un cadre de collaboration pour les travaux scientifiques et la 
réduction des émissions dans chacun des pays. 
 
Les projets mixtes visaient à examiner les possibilités de programmes de gestion coordonnée de la qualité 
de l’air pour éventuellement améliorer la qualité de l’air et mettre sur pied des stratégies novatrices. Un 
des projets annoncés : l’Étude de faisabilité d’un programme frontalier de plafond et d’échange de 
droits d’émission de NOx et de SO2. 
 
L’Étude de faisabilité est un projet d’envergure nationale pour permettre une analyse conjointe de 
faisabilité d’un programme frontalier de plafond et d’échange de droits d’émission d’oxydes d’azote (NOx) 
et de dioxyde de soufre (SO2). Le projet vise à évaluer les effets d’un programme éventuel d’échange de 
droits d’émission sur la qualité de l’air dans les deux pays; à évaluer les divergences et les écarts dans les 
méthodes de mesure, de surveillance, de suivi et de reddition de comptes dans les deux pays; à analyser 
les programmes de conformité et à identifier les divergences dans les cadres de responsabilité; à décrire 
l’infrastructure des lois et des règlements concernant les émissions de NOx et de SO2 dans les deux pays. 
 
L’étude de faisabilité est menée en vertu de l’Accord Canada-États-Unis sur la qualité de l’air et ses 
conclusions seront présentées en juin 2005 au Comité de la qualité de l’air, le comité chargé d’administrer 
l’Accord. 
 
L’étude de faisabilité comprend un important outil d’analyse permettant d’évaluer les effets d’un 
programme de plafond et d’échange de droits d’émission de NOx et de SO2 dans le secteur de l‘électricité. 
Au cours de la dernière décennie, les États-Unis ont mis au point des moyens d’analyser l’échange de 
droits d’émission dans le secteur de l’électricité en vertu de leurs programmes existants sur les pluies 
acides (U.S. SO2 Acid Rain Program), sur le plafond et l’échange de droits d’émission de NOx relativement 
au transport d’ozone (Ozone Transport Commission NOx cap and trade) et sur l’échange de droits 
d’émission de NOx (NOx Budget Trading Program) en ayant recours à un modèle intégré de planification 
[Integrated Planning Model® (IPM®)]. En raison de l’importance d’utiliser un outil pour l’étude de faisabilité 
qui tienne compte déjà du secteur de l’électricité aux É.-U. et de l ‘échange de droits dans ce secteur, un 
module canadien du modèle IPM® a été mis au point pour le secteur de l’électricité pour permettre la 
modélisation de données communes Canada-États-Unis à l’aide de l’IPM®.  
 
Le module du secteur de l’énergie au Canada vise à donner une représentation du secteur canadien de 
l’électricité comparable à celle du même secteur aux États-Unis et qu’offre l’IPM employé par l’EPA des 
États-Unis. Le secteur comprend toutes les génératrices du secteur de l’électricité qui vendent leur 
production au réseau. L’aire géographique comprend toutes les provinces. Même si le modèle IPM peut 
permettre la modélisation de nombreux polluants dans le secteur de l’électricité, notamment le CO2, le 
mercure et les particules, les polluants retenus dans ce module sont le SO2 et les NOx.  
 
En incluant le secteur canadien de l’électricité dans l’IPM, on peut obtenir des données nationales et 
provinciales, ainsi que des valeurs unitaires des émissions ponctuelles à la source qui peuvent servir de 
données de modélisation du transport atmosphérique en vue d’évaluer la qualité de l’air ambiant et les 
effets des retombées acides.   
 
Le module canadien a été rendu possible grâce à l’appui et à la collaboration d’experts provenant de 
plusieurs ministères fédéraux, notamment Environnement Canada, Ressources naturelles Canada, 
Industrie Canada et Affaires étrangères Canada. Cette collaboration a permis de rassembler les 
meilleures données disponibles et de les intégrer au module canadien.    
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Le projet de mise au point d’un module canadien de l’Integrated Planning Model® visait les 
objectifs suivants.   

 
(1) Créer un outil qu’Environnement Canada (EC) pourrait utiliser pour analyser les 

questions d’échange frontalier de droits d’émission. L’outil représenterait le secteur de 
l’énergie au Canada (à l’exception des chaudières industrielles) et devrait pouvoir être 
utilisé avec l’IPM que ICF Resources met en œuvre pour soutenir l’EPA des États-Unis et 
qui traite du secteur de l’électricité aux É.-U, à l’exception des chaudières industrielles.  

 
(2) Concevoir, programmer, tester, mettre en oeuvre et documenter un modèle du secteur 
de l’énergie au Canada qui sera compatible avec le modèle qu’emploie présentement 
l’EPA des États-Unis et qui pourra fonctionner avec l’IPM de l’EPA (scénarios de base) 
pour permettre l’analyse de la politique sur les émissions transfrontalières. 
 
(3) Programmer, tester, corriger et rendre opérationnel un module du secteur de l’énergie au 
Canada qui soit complètement intégré au modèle qu’emploie présentement l’EPA des États-Unis. 
Ce module canadien sera conçu pour être « branché »  directement au modèle de l’EPA des 
États-Unis pour permettre une analyse coordonnée des effets éventuels des émissions 
transfrontalières, nécessitant des hypothèses continues et des données sur les principaux 
éléments conducteurs (p. ex., technologies, activité économique, marchés des combustibles) de 
sorte que les résultats traduisent les possibilités relatives du système modélisé et non pas les 
objets des hypothèses de modélisation.    
 
 

Le présent Rapport sur la mise au point du module canadien de l’Integrated Planning Model® pour 
le secteur de l’électricité est organisé pour permettre ce qui suit :   
1) résumer en quoi consiste l’IPM®  (chapitre 2) et les résultats qu’il peut fournir; 
2) décrire en détail (chapitres 3 à 7 inclusivement) les données du module canadien; et 
3) fournir (chapitre 8) les résultats de la modélisation des scénarios de base de l’IPM® pour le Canada. 
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Chapitre 2 : Le cadre de modélisation  de l’IPM  
 
ICF Resources a mis au point le modèle IPM (Integrated Planning Model) pour faciliter l’analyse du 
secteur de l’électricité aux États-Unis. L’EPA, les organismes d’État en matière de réglementation de la 
qualité de l’air, les services d’utilité publique et d’autres clients des secteurs public et privé ont fait appel, 
de manière intensive, au modèle IPM dans le cadre de travaux d’analyse de la réglementation,  d’études 
de marché, de planification stratégique, de diligence raisonnable et d’évaluation des répercussions sur 
l’économie. 
 
Le chapitre 2 présente un résumé du modèle IPM et de la façon de l’utiliser. Il est possible de trouver de 
l’information détaillée sur la structure et la fonction du modèle dans la version 2.1 du document en anglais 
intitulé US EPA IPM Documentation Report (http://www.epa.gov/airmarkets/epa-ipm/ ), portant sur la 
modélisation par IPM. Par conséquent, le chapitre 2 est bref et traite seulement des principaux éléments 
du modèle et des données (intrants et extrants) requises.  
 
2.1 Vue d’ensemble de l’IPM  
 
L’IPM est un modèle bien établi d’analyse du secteur de l’électricité conçu pour aider le gouvernement et 
l’industrie à analyser de nombreux paramètres touchant ce secteur. Le modèle représente les activités 
économiques dans les principaux éléments des marchés de l’énergie, notamment les marchés des 
combustibles, des émissions et de l’électricité. Le modèle établit des liens dans les marchés de l’électricité 
et convient donc parfaitement à l’élaboration de  méthodes intégrées d’analyse des effets des politiques 
de réglementation de remplacement sur le secteur de l’énergie. Antérieurement, on a fait appel au modèle 
IPM dans des applications diverses, notamment la planification de la capacité, l’analyse des politiques en 
matière d’environnement, la planification de la conformité, la prévision des prix de gros et l’évaluation des 
actifs. 
 
2.1.1 Objet et capacités 
 
L’IPM est un modèle de programmation linéaire dynamique qui génère des décisions optimales en faisant 
appel à une méthode de prévision parfaite. Il détermine le scénario le moins coûteux pour répondre à la 
demande d’énergie et aux exigences en période de pointe et ce, pendant une période donnée (p. ex., 
2007 à 2030).  Pour déterminer une solution, le modèle tient compte de plusieurs importantes contraintes 
d’exploitation et de réglementation (p. ex., limites d’émissions, capacités de transport, besoins en sources 
renouvelables de production, contraintes du marché des combustibles) dont sont l’objet les marchés de 
l’énergie et des combustibles. Le modèle convient particulièrement bien à l’analyse de règlements 
complexes sur les émissions, qui tiennent compte de mécanismes d’échange de droits d’émission, de 
mise en réserve et de contrôle progressif d’allocations d’émissions, ainsi que de politiques traditionnelles 
de réglementation contraignante visant les émissions. 
 
L’IPM modélise les marchés de l’énergie en fonction de régions modèles qui sont des entités 
géographiques possédant des caractéristiques distinctes.  Par exemple, les régions modèles représentant 
le marché de l’énergie au Canada et intégrées dans le module canadien de l’IPM (2004) correspondent 
aux 10 provinces canadiennes, Terre-Neuve et le Labrador étant traités comme des régions modèles 
distinctes car il n’existe pas de capacité de transport entre les deux. L’IPM modélise les données de 
demande, de production, de transport et de distribution de l’électricité dans chacune des régions, ainsi que 
celles du réseau de transport entre les régions. L’IPM permet de modéliser toutes les installations de 
production existantes, y compris les ressources renouvelables, ainsi que les installations de cogénération 
et celles de producteurs d’électricité indépendants qui vendent leur électricité au réseau.  
 
L’IPM représente de façon détaillée les options (installations) nouvelles et existantes, y compris les 
installations de production d’origine fossile (vapeur au charbon, turbines de combustion, cycle combiné, 
vapeur au mazout/gaz), les installations de production d’origine nucléaire et à partir de  ressources 
renouvelables. Options de ressources renouvelables : vent, eau, gaz d’enfouissement et biomasse.  Le 
tableau 2.1 présente une liste complète des types de centrales mentionnées dans le module canadien de 
l’IPM (2004).  
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Tableau 2.1. Types de centrales dans le module canadien de l’IPM (2004)  
 

Chauffe au mazout et combustibles fossiles Technologies renouvelables et nouvelles 

 
Vapeur, au charbon 
Vapeur, au mazout/gaz 
Cycle combiné  
Gazéification intégrée à cycle combiné  
Turbine (à combustion et à combustion 
perfectionnée)  
Centrales de cogénération  
Centrales dont la technique de combustion a été 
modifiée 

 
Eau (hydroélectricité) 
Biomasse 
Vent (éoliennes) 
Gaz d’enfouissement 
Déchets fossiles  
Déchets non fossiles  

 
Chauffe à combustibles non fossiles  

 

 
Centrale nucléaire 
 

 

 
L’IPM permet d’intégrer une représentation détaillée des marchés des combustibles et de prévoir d’une 
manière endogène les prix des combustibles (charbon, gaz naturel et biomasse) en établissant un 
équilibre entre l’offre et la demande de production d’électricité. Le modèle comprend aussi des paramètres 
détaillés de la qualité du combustible pour estimer les émissions découlant de la production d’électricité.  
 
L’IPM fournit une estimation des fluctuations des émissions dans l’atmosphère, des prix de gros régionaux 
de la capacité et de l’énergie, des coûts marginaux de réseaux d’énergie électrique, des fluctuations de 
l’utilisation de combustible, des prévisions de capacité et de répartition.   
 
2.2 Structure du modèle et préparation  
 
Le modèle IPM emploie une structure de programmation linéaire qui convient particulièrement bien à un 
modèle de planification dynamique en matière de production d’électricité conçu pour aider les décideurs à 
prévoir la capacité du réseau et à modéliser la répartition de l’énergie électrique produite à partir de 
centrales individuelles. Le modèle comprend trois éléments de structure : (1) une fonction « économique » 
linéaire; (2) un ensemble de « variables de décision »; (3) un ensemble de « contraintes » linéaires à partir 
desquelles la fonction économique est minimisée en vue de l’obtention d’une solution optimale. 
 

• Fonction économique.  La fonction économique du modèle IPM correspond à la somme de tous 
les coûts engagés par le secteur de l’électricité sur tout l’horizon de planification.    Les coûts 
totaux qui en découlent sont exprimés comme étant la valeur nette actualisée de tous les 
éléments de coûts. Ces coûts que la formule de programmation linéaire essaie de minimiser 
comprennent les coûts de nouvelles centrales et de moyens de réduction de la pollution, les coûts 
fixes et variables d’exploitation et d’entretien et les coûts des combustibles. La fonction 
économique permet de mesurer bon nombre de ces éléments de coûts en multipliant les variables 
de décision (décrites ci-dessous) par un coefficient de coût. La fonction économique emploie des 
facteurs d’indexation des coûts pour tenir compte des fluctuations de ces coûts dans le temps. On 
utilise les taux d’escompte pertinents pour calculer la valeur nette actualisée sur tout l’horizon de 
planification à partir des coûts obtenus pour toutes les années dans l’horizon de planification. 

 
Variables de décision 
 



11 mai 2005 9

• Variables de décision – Répartition de la production. Le modèle IPM comprend des variables 
de décision représentant la production de chaque centrale ou de centrales modèles1.  Dans le cas 
de chacune des centrales modèles, une variable de décision (production) distincte est définie pour 
chaque combinaison possible de combustible, année d’utilisation du modèle et segment de la 
courbe saisonnière de durée de charge s’appliquant à la centrale modèle.  Dans la fonction  
économique, la variable de décision (production) de chaque centrale est multipliée par le coût 
thermique pertinent et le prix du combustible de sorte qu’on puisse obtenir un coût du 
combustible. Cette valeur est aussi multipliée par le taux pertinent d’établissement des coûts 
variables d’exploitation et d’entretien de sorte qu’on puisse obtenir les coûts variables 
d’exploitation et d’entretien de la centrale. 

 
• Variables de décision – Capacité.  Le modèle IPM comprend des variables de décision 

représentant la capacité de chaque centrale modèle existante et la capacité additionnelle liée à 
toute installation nouvelle (possible) au cours de l’année d’utilisation du modèle.  Dans la fonction 
économique, les variables de décision représentant les ajouts à la capacité existante sont 
multipliées par les taux pertinents d’établissement des coûts fixes d’exploitation et d’entretien de 
sorte qu’on puisse obtenir les coûts fixes d’exploitation et d’entretien d’une centrale. Les variables 
de décision d’ajout de capacité sont aussi multipliées par les coûts d’investissement et les frais 
financiers de sorte qu’on puisse obtenir les coûts d’immobilisations liés à l’augmentation de la 
capacité.  

  
• Variables de décision – Transport.  Le modèle IPM comprend des variables de décision 

représentant le transport d‘électricité sur les tronçons de réseau entre les régions modèles, pour 
chaque année d’utilisation du modèle. Dans la fonction économique, ces variables sont multipliées 
par les taux d’établissement des coûts de transport pour qu’on puisse obtenir les coûts totaux de 
transport sur chaque tronçon.   

 
• Variables de décision – Quotas d’émission.  Dans le cas de chaque polluant pour lequel 

s’applique un échange de quotas (droits) d’émission, le modèle IPM comprend des variables de 
décision représentant le nombre total de quotas d’émission vendus et achetés à une année 
donnée d’utilisation du modèle ou à des années subséquentes.    

 
• Variables de décision – Combustible.  Dans le cas de chaque type de combustible et pour 

chaque année d’utilisation du modèle, le modèle IPM définit des variables de décision 
représentant la quantité du combustible livré de chaque région d’approvisionnement en 
combustible aux centrales modèles dans chaque région demanderesse.  Les variables de 
décision pour le charbon sont différenciées selon la classe de charbon (bitumineux, 
subbitumineux et lignite), la qualité du soufre (voir la section 7.1 et le tableau 7.5). Ces variables 
de décision sur la qualité du combustible n’apparaissent pas dans la fonction économique du 
modèle IPM, mais dans les contraintes qui définissent les types de combustibles que chaque 
centrale modèle peut utiliser et les régions d’approvisionnement qui sont autorisées à livrer du 
combustible à des centrales modèles particulières.   

 
Contraintes 
 

• Contraintes – Marge de réserve.  Ces contraintes saisissent les besoins de fiabilité du système 
en établissant une marge minimale de capacité de réserve annuelle (en mégawatts) pour chaque 
région. Si la capacité additionnelle existante prévue n’est pas suffisante pour combler les besoins 
de marge de réserve, le modèle ajoutera le niveau requis de nouvelles ressources.   

 
• Contraintes – Demande. Le modèle répartit la demande régionale annuelle en segments de 

charge saisonnière représentés sur une courbe de durée de charge. Chaque segment sur la 
courbe de durée de charge correspond à la quantité minimale d’électricité à produire pour 

                                            
1 Les centrales modèles sont des représentations multiples d’installations réelles de production 
d’électricité. Consultez la section 4.2.6 pour plus de détails sur les centrales modèles dans le module 
canadien de l’IPM (2004). 
 



11 mai 2005 10

satisfaire à la demande régionale en électricité pendant une saison donnée.  Ces exigences sont 
intégrées dans les contraintes de demande du modèle.   

 
• Contraintes – Capacité. Ces contraintes précisent la quantité d’électricité que chaque centrale 

peut produire (niveau maximum de production), compte tenu de sa capacité et de sa disponibilité 
saisonnière.   

 
• Contraintes – Ralentissement et protection de zone.  Le modèle emploie ces contraintes pour 

tenir compte de la capacité de cyclage des unités, c’est-à-dire à savoir si elles peuvent ou non 
être ralenties la nuit ou les week-ends ou si elles doivent fonctionner continuellement, à tout le 
moins à une capacité minimale. Ces contraintes garantissent que le modèle reflète les 
caractéristiques distinctes des unités fonctionnant en modes de pointe, de cyclage et sous charge 
de base.   

 
• Contraintes - Émissions.  Le modèle IPM peut examiner un ensemble de contraintes relatives 

aux émissions de SO2, et de NOx.  Des contraintes de ce type peuvent être mises en œuvre pour 
chaque centrale, pour les centrales d’une région ou pour l’ensemble du réseau.  Les contraintes 
peuvent être exprimées en maximum (plafond) total de tonnes (p. ex., tonnes de SO2) ou de taux 
maximum d’émissions (p. ex.,  lb/mmBTU de NOx). La portée, le moment d’utilisation et la 
définition des contraintes relatives aux émissions sont établis en fonction de l’analyse requise.    

 
• Contraintes – Transport.  Le modèle IPM permet la modélisation simultanée de n’importe quel 

nombre de régions raccordées aux lignes de transport. Les contraintes définissent soit la capacité 
maximale de chaque tronçon, soit la quantité maximale d’énergie pouvant être transportée sur 
deux tronçons ou plus (limites communes) vers des régions différentes.   

 
• Contraintes – Approvisionnement en combustible.  Ces contraintes définissent les types de 

combustibles que peut utiliser chaque centrale modèle et les régions d’approvisionnement qui 
sont autorisées à livrer du combustible à des centrales modèles particulières.  Une contrainte 
distincte est établie pour chaque centrale modèle.    

 
2.3 Principales caractéristiques méthodologiques de l’IPM 
 
L’utilisation d’un outil de modélisation comme l’IPM permet d’établir des prévisions à court terme et à long 
terme de l’activité de production. Le modèle décrit des scénarios susceptibles de se produire compte tenu 
des hypothèses et des méthodes. Les chapitres 3 à 7 traitent des hypothèses relatives aux coûts et au 
rendement propres au module canadien de l’IPM (2004). 
 
2.3.1 Centrales modèles 
 
En théorie,  il n’y a aucune limite prédéfinie quant au nombre d’unités qui peuvent être incluses dans le 
modèle IPM. Toutefois, afin de garder la taille du modèle et le temps de traitement dans des limites 
acceptables, le modèle IPM emploie des centrales modèles qui représentent des ensembles d’unités de 
production individuelles réelles. L’algorithme de groupement combine les unités ayant des caractéristiques 
similaires en une centrale modèle ayant une capacité combinée et des caractéristiques moyennes 
pondérées représentatives de l’ensemble des unités constituant la centrale modèle. Des centrales 
modèles sont définies pour rendre aussi exactes que possible les valeurs estimées des coûts et des 
émissions du modèle, en intégrant les fluctuations des principales caractéristiques des unités dans le 
scénario de base et dans des scénarios portant sur des politiques envisagées pour l’avenir.  
 
Le modèle IPM emploie aussi des centrales modèles qui représentent les unités existantes, les options de 
modification (en rattrapage) et de modification des techniques de combustion qui s’offrent aux unités 
existantes et les options de retrait du service d’unités existantes ou nouvelles. Le modèle IPM emploie 
également des centrales modèles qui représentent une nouvelle capacité de production qui peut être mise 
en place pendant l’utilisation du modèle. S’il est avantageux sur le plan économique de « construire » de 
nouvelles centrales, le modèle IPM tient compte des écarts de coûts entre les technologies, la réduction 
prévue des coûts découlant de l’utilisation de la nouvelle technologie (différence de coûts en fonction de la 
vétusté de la centrale, p. ex., l’année de construction) et des fluctuations régionales des coûts 
d’immobilisations prévues dans le temps.   
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Les options offertes à chaque centrale modèle existante ou nouvelle sont prédéfinies au moment de la 
préparation.    
 
 
2.3.2 Années d’utilisation du modèle 
 
Les années d’utilisation du modèle servent à représenter la durée d’utilisation de chaque scénario.  Le 
modèle IPM peut exécuter des analyses sur plusieurs années tout en maintenant la taille du modèle et le 
nombre de données de sortie à un niveau gérable en dressant une carte de chaque année d’utilisation 
pendant la durée d’utilisation ou l’horizon de planification. Chaque horizon de planification représente une 
année d’utilisation du modèle.  Le modèle IPM rend compte seulement des résultats pour les années 
d’utilisation voulues, mais tient toujours compte des coûts pour l’ensemble des années d’utilisation. Une 
année d’utilisation supplémentaire est employée afin d’éviter tout écart ou élément de modélisation produit 
à la suite de l’emploi de la dernière année d’utilisation dans les analyses. En réalité, tout changement 
apporté aux politiques visant le secteur de l’énergie a des répercussions pendant de nombreuses années. 
Le module canadien de l’IPM (2004) porte sur la période comprise entre 2007 et 2030, mais seuls les 
résultats des années d’utilisation 2007, 2010, 2015 et 2020 sont employés dans les analyses.  Le tableau 
2.1 montre la carte des années d’utilisation employées dans le module canadien de l’IPM (2004).  
 
Tableau 2.1.  Années d’utilisation et carte de l’année d’analyse employées dans le module canadien 

de l’IPM (2004) 
 

Année d’utilisation Années représentées 
2007 2007 
2010 2008 à 2013 
2015 2014 à 2017 
2020 2018 à 2022 
2026 2023 à 2030 

 
2.3.3 Comptabilité analytique 
 
Comme indiqué précédemment dans le chapitre, l’IPM est un modèle de programmation linéaire 
dynamique qui permet de déterminer la stratégie la moins coûteuse de répartition des installations de 
production pour répondre à la demande en électricité sous réserve des ressources disponibles et d’autres 
contraintes en matière d’exploitation et d’environnement. Les éléments de coût dont tient compte l’IPM 
pour déterminer la solution optimale comprennent les coûts d’investissement dans de nouvelles options 
d’approvisionnement, les coûts d’installation et d’exploitation de technologies de réduction de la pollution, 
le prix des combustibles et les coûts d’exploitation et d’entretien des unités.   
 
Plusieurs hypothèses de comptabilité analytique sont intégrées à la fonction économique de l’IPM afin de 
garantir un traitement techniquement fiable des coûts de toutes les options d’investissement qu’offre le 
modèle. Ces caractéristiques comprennent ce qui suit.   
 

• Tous les coûts intégrés dans la fonction économique pluriannuelle de l’IPM sont actualisés à une 
année de base. Comme le modèle exécute les calculs simultanément pour toutes les années 
d’utilisation, le fait d’actualiser les valeurs à une année de base commune fait en sorte que l’IPM 
peut saisir correctement les relations complexes intertemporelles des coûts. 

 
• Les coûts d’immobilisations dans la fonction économique de l’IPM sont représentés comme étant 

la valeur nette actualisée des mises de fonds annuelles moyennes au titre des immobilisations, et 
non comme des coûts d’investissement ponctuels.  La période des versements utilisée pour le 
calcul des mises de fonds annuelles ne dépasse jamais l’horizon de planification du modèle. Il 
s’agit de la durée totale des investissements ou du nombre d’années résiduelles de l’horizon de 
planification, selon la période la plus courte.  Ce traitement des coûts d’immobilisations garantit 
réalisme et uniformité dans le calcul de l’ensemble des coûts des options d’investissement 
intégrées au modèle.   

 
• Les éléments de coûts dans la fonction économique de l’IPM représentent les coûts combinés de 

toutes les années de l’horizon de planification plutôt que simplement les coûts de chaque année 
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d’utilisation du modèle. Cela permet au modèle de saisir avec plus de précision la hausse des 
éléments de coûts dans le temps.   

 
 
 
2.3.4 Modélisation des marchés en gros d’électricité  
 
Autre importante caractéristique digne de mention de la méthodologie du modèle IPM : ce dernier est 
conçu pour représenter l’activité de production d’électricité sur des marchés en gros déréglementés et non 
sur des marchés de détail.  Le modèle saisit les coûts de transport et les pertes pendant le transport entre 
les régions modèles de l’IPM.  Il ne permet pas de saisir les coûts de distribution au détail. Toutefois, le 
modèle inclut implicitement les pertes en ligne, car on se sert dans le modèle de la quantité nette 
d’énergie pour la charge2, plutôt que les ventes2 d’énergie livrée, pour représenter la demande en 
électricité.  De plus, les coûts de production que calcule l’IPM sont des coûts de production de gros. Au 
moment de rendre compte des coûts, le modèle n’inclut pas les coûts inhérents tels que les frais financiers 
des unités existantes qui peuvent faire partie du prix au détail.   
 
2.3.5 Courbe de durée de la charge 
 
Le modèle IPM emploie des courbes saisonnières de durée de la charge pour des régions particulières 
qui servent à saisir le profil horaire de la demande future en électricité. Contrairement à une courbe de 
charge électrique chronologique qui indique simplement la demande horaire en électricité, la courbe de 
durée de la charge indique la demande en électricité depuis la charge horaire la plus élevée jusqu’à la 
charge horaire la plus faible et ce, pendant toute la durée de la période examinée. Le modèle IPM fait 
appel à des courbes chronologiques annuelles de charge pour élaborer les courbes saisonnières de durée 
de la charge. Le modèle IPM permet à l’utilisateur d’inclure toutes sortes de définitions de « saison », peu 
importe leur nombre. Une saison peut désigner un ou plusieurs mois.     
 
2.3.6 Modélisation de la répartition 
 
Dans le modèle IPM, la répartition de l’électricité se fonde sur les coûts variables de production.  En 
l’absence de contraintes d’exploitation, les unités ayant les coûts variables les moins élevés produisent en 
premier. L’unité productrice marginale, c’est-à-dire la centrale qui produit la dernière unité d’électricité, 
établit le prix de l’énergie. Les contraintes matérielles d’exploitation influent aussi sur l’ordre de répartition  
Par exemple, l’IPM utilise des contraintes de ralentissement pour empêcher le cyclage (fonctionnement et 
arrêt) des unités de charge de base. Les contraintes de ralentissement ont souvent priorité sur l’ordre de 
répartition qui se fonderait strictement sur les coûts variables de production.  Le fait d’utiliser les coûts 
variables avec les contraintes de ralentissement permet à l’IPM de répartir les ressources de production 
d’une manière réaliste sur le plan technique. 
 
Dans la figure 2.3, une courbe de durée de charge hypothétique est divisée selon le type d’installation de 
production qui répond aux besoins de charge représentés sur la courbe. Il est à remarquer que les 
installations de production dont les coûts d’exploitation sont les plus faibles (p. ex., centrales 
hydroélectriques et nucléaires) répondent en premier à la demande représentée dans la courbe de durée 
de la charge et se retrouvent donc au bas de la « colonne de répartition ». Elles sont utilisées pendant le 
maximum d’heures possible représentées sur la courbe de durée de la charge.  Les installations de 
production dont les coûts d’exploitation sont les plus élevés (p. ex., les turbines « de pointe ») se 
retrouvent au sommet de la « colonne de répartition »  car elles sont les dernières à répondre à la 
demande et elles sont utilisées pendant le moins d’heures possible. 
 

 
 
 

                                            
2 Quantité nette d’énergie pour la charge désigne les besoins en électricité d’un réseau (c’est-à-dire la 
production nette d’un réseau), plus l’énergie reçue d’autres réseaux, moins la quantité d’énergie livrée à 
d’autres réseaux par le truchement de points d’interconnexion. Elle comprend les pertes en ligne. 
 
2 Les ventes d’énergie livrées désignent la quantité d’électricité livrée en vertu de contrats de vente. Ces 
ventes n’incluent pas les pertes en ligne. 
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Figure 2.3.  Ordre de répartition stylisé 
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2.3.7 Modélisation de la fiabilité 
 
Autre caractéristique de la méthodologie du modèle IPM : la modélisation de la fiabilité en utilisant une 
marge de réserve, c’est-à-dire une quantité d’énergie au-delà de la demande d’électricité en période de 
pointe que le réseau d’électricité doit maintenir. L’IPM inclut des besoins distincts de marge de réserve 
pour chaque région modèle et chaque année d’utilisation.   
 
2.3.8 Modélisation des combustibles 
 
Autre caractéristique de la méthodologie du modèle IPM : sa capacité à modéliser avec souplesse toute la 
gamme de combustibles utilisés pour la production d’électricité. Le prix, l’approvisionnement et (s’il y a 
lieu) la qualité de chacun des combustibles inclus sont définis au moment de la préparation du modèle. Le 
prix du combustible et l’approvisionnement sont précisés, même si une courbe d’approvisionnement ou un 
point exogène de la courbe de prix peuvent varier dans le temps.  Si une courbe d’approvisionnement en 
combustible est intégrée au modèle, celui-ci détermine d’une manière endogène le prix de ce combustible 
en équilibrant l’offre et la demande. L’IPM utilise les données sur la qualité du combustible (p. ex.,  la 
teneur en soufre de différents types de charbon provenant de différentes régions d’approvisionnement) 
afin de calculer les émissions découlant de la combustion de ce combustible. 
 
2.3.9 Modélisation du transport 
 
L’IPM contient une représentation détaillée des capacités existantes de transport entre les régions 
modèles et des options pour la construction de nouvelles lignes de transport. Les capacités maximales de 
transport entre les régions sont précisées dans les contraintes de transport du modèle IPM.  Des ajouts 
aux lignes de transport sont représentés par des variables de décision définies pour chacun des tronçons 
autorisés et chaque année d’utilisation du modèle. Dans la fonction économique de l’IPM, les variables de 
décision représentant les ajouts de lignes de transport sont multipliées par les coûts d’investissement 
dans la nouvelle ligne de transport et les frais financiers d’immobilisations de sorte qu’on puisse obtenir 
les coûts d’immobilisations de la ligne de transport ajoutée.   
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2.3.10 Concurrence parfaite et prévisions parfaites  
 
La méthodologie de l’IPM comprend deux principales caractéristiques que sont les hypothèses de 
concurrence parfaite et celles de prévisions parfaites. Dans  le premier cas,  l’IPM modélise l’activité de 
production sur les marchés de gros de l’électricité en supposant que ces marchés se conforment à toutes 
les hypothèses de concurrence parfaite. Le modèle ne saisit pas explicitement toutes les imperfections du 
marché, telles que la position dominante sur le marché,   les coûts de transaction, l’asymétrie de 
l’information ou l’incertitude. S’il y a lieu, toutefois, on peut se servir d’analyses de sensibilité adaptées ou 
de paramètres redéfinis de modélisation pour évaluer les effets des imperfections du marché sur les 
marchés de gros de l’électricité. Comme l’IPM ne modélise pas le marché de détail de l’électricité, il 
n’existe pas d’hypothèses quant à l’étendue de la durée de la déréglementation du marché de détail.    
 
Dans l’hypothèse de prévisions parfaites de l’IPM, on suppose que les agents économiques connaissent 
parfaitement la nature des contraintes et le moment où elles s’imposeront dans les années à venir. Par 
exemple, dans le cadre du modèle IPM, on a une préconnaissance complète des niveaux d’émissions, de 
la durée et de la réglementation des limites d’émissions qui s’imposeront sur tout l’horizon temporel de 
modélisation. Au moment de prendre des décisions optimales, les agents se fondent sur cette 
préconnaissance.  Cependant,  si on exécute une série répétée d’actions, au cours desquelles de 
nouvelles limites d’émissions sont ajoutées successivement aux années d’utilisation du modèle, il peut se 
glisser des prévisions imparfaites dans les prévisions de l’IPM.  
 
2.3.11 Modélisation de la réglementation relative à l’air 
 
Le traitement des règlements relatifs à l’air se fait d’une manière endogène dans l’IPM. C’est-à-dire qu’en 
fournissant une représentation complète des options de conformité, l’IPM permet de prendre des 
décisions en matière d’environnement en tenant compte du moindre coût plutôt qu’en imposant d’une 
manière exogène des choix environnementaux à partir des résultats du modèle.  Par exemple, 
contrairement à d’autres modèles qui consignent des allocations d’autorisations en tant que données 
exogènes pendant la préparation du modèle, dans l’IPM ces allocations sont obtenues à la suite d’un 
processus d’optimisation endogène pour trouver les options au moindre coût conformes aux règlements 
relatifs à l’air. (Dans la terminologie de la programmation linéaire,  on a ce qu’on appelle les « prix 
virtuels » des contraintes d’émission, c’est-à-dire une valeur standard générée lors de la résolution d’un 
problème de programmation linéaire.).  Le modèle  IPM peut saisir de nombreux types de programmes de 
réglementation, y compris des normes en matière de plafond et d’échange de droits d’émission, des 
normes contraignantes et des normes en matière de sources renouvelables de production d’électricité. 
Dans l’IPM, la représentation des programmes de plafond et d’échange de droits d’émission peut 
comprendre la mise en réserve, l’échange et l’emprunt de permis, les mesures progressives de réduction 
ou les taxes sur les émissions. La réglementation relative à l’air peut être adaptée à des régions 
géographiques données et peut se limiter à des saisons particulières.    
 
2.4 Paramètres des données des intrants du modèle  
 
Des paramètres d’intrants doivent être intégrés au modèle IPM pour caractériser le réseau canadien 
d’électricité, les perspectives économiques, l’approvisionnement en combustibles et le cadre de 
réglementation relative à l’air. Les chapitres 3 à 7 renferment des exposés détaillés sur les valeurs 
attribuées à ces paramètres dans le module canadien de l’IPM (2004). La présente section dresse 
simplement la liste des principaux paramètres d’intrants que requiert l’IPM.   
 

- Réseau électrique 
o Sources de production existantes 

 Capacité des centrales 
 Débits thermiques 
 Calendrier d’entretien 
 Taux de panne forcée 
 Exigences minimales de production (contrainte de ralentissement) 
 Combustibles utilisés 
 Coûts fixes et variables d’exploitation et d’entretien  
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 Limites d’émissions ou débit d’émissions de NOx, de SO2 
 Matériel existant de réduction de la pollution et options de modification en 

rattrapage  
 Profil énergétique des ressources non répartissables 

 
o Nouvelles sources de production  

 Coûts et caractéristiques d’exploitation  
 Caractéristiques de rendement  
 Limites de disponibilité  

o Autres exigences relatives au réseau  
 Capacité de transport interrégional  
 Marge de réserve à des fins de fiabilité  
 Protection de zone 
 Exigences de production spécifiques au réseau  
 Particularités régionales 

- Perspectives économiques 
o Demande en électricité 

 Demande provinciale en électricité  
 Courbes de charge 

o Perspectives financières  
 Frais financiers  
 Taux d’escompte  

- Approvisionnement en combustible  
o Courbes d’approvisionnement en combustible – charbon importé des É.-U.  
o Prix de vente des combustibles – charbon canadien, gaz naturel, biomasse, mazout, 

combustible nucléaire et ORIMULSION®   
o Qualité du combustible  
o Coûts de transport – charbon et gaz naturel,  s’il y a lieu  

- Perspectives en matière de réglementation relative à l’air  
o Règlement relatif à l’air – émissions de NOx et de SO2 
o Autres règlements relatifs à l’air  

 
2.5 Extrants du modèle 
 
Le modèle IPM permet de produire différents rapports en matière d’extrants. Il peut s’agir de rapports 
extrêmement détaillés qui décrivent les résultats pour chaque centrale modèle et pour chaque année 
d’utilisation, ou bien de rapports sommaires qui présentent des résultats globaux régionaux et nationaux. 
Les sujets individuels peuvent être inclus ou exclus à l’appréciation de l’utilisateur. Comme toutes les 
données de la solution du modèle sont sauvegardées, l’IPM peut générer des rapports détaillés 
complémentaires, au besoin, à partir de la solution sauvegardée.  Les rapports normalisés du modèle IPM 
portent sur les sujets suivants : 
 

• Production 
• Capacité mixte (selon le type de centrale et la présence ou non de mesures de réduction des 

émissions) 
• Ajout et retrait de capacité  
• Prix de la capacité  
• Prix de gros de l’électricité  
• Prix de la production d’énergie (coûts d’immobilisations, coûts fixes et variables d’exploitation et 

d’entretien, coûts des combustibles) 
• Consommation de combustible  
• Approvisionnement et demande en combustible  
• Prix des combustibles – charbon, gaz naturel et autres  
• Émissions (NOx et SO2) 
• Prix des permis (seulement dans les scénarios de politiques où l’échange de droits d’émission est 

modélisé; ce n’est pas le cas du module canadien de l’IPM (2004)  
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Chapitre 3 : Hypothèses du module canadien relatives à l’exploitation du réseau 
d’électricité 
 
Le présent chapitre décrit les hypothèses relatives au réseau canadien d’électricité et contenues dans le 
module canadien de l’IPM (2004).  
 
3.1 Régions modèles 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) comprend 11 régions modèles caractérisant les marchés de 
l’électricité au Canada. Le secteur de l’électricité est modélisé dans les dix provinces du Canada. Terre-
Neuve et le Labrador sont traités comme des régions modèles distinctes car il n’existe pas de capacité de 
transport entre Terre-Neuve et la partie continentale. Les territoires ne sont pas inclus dans le module 
canadien.   
 
Le tableau 3.1 dresse la liste des 11 régions modèles consignées dans le module canadien de l’IPM 
(2004). 
 

Tableau 3.1.  Régions modèles du Canada dans le module canadien de l’IPM (2004)  
 

Région modèle Désignation de la région 
T.-N. Terre-Neuve 
LB Labrador 

Î.-P.-É. Île-du-Prince-Édouard 
N.-É. Nouvelle-Écosse 
N.-B. Nouveau-Brunswick 
QC Québec 
ON Ontario 
MB Manitoba 
SK Saskatchewan 
AB Alberta 

C.-B. Colombie-Britannique 
 
La structure du module canadien de l’IPM (2004) est compatible avec celle de la version 2.1.6 du modèle 
IPM Base Case de l’EPA des États-Unis. Elle permet d’intégrer les 11 régions modèles du Canada du 
module canadien aux 26 régions modèles des États-Unis que renferme la version 2.1.6 du modèle IPM 
Base Case de l’EPA des États-Unis, à des fins d’analyse et de modélisation44 mixtes.  La figure 3.1 
montre les 37 régions modèles combinées du module canadien de l’IPM (2004) et de la version 2.1.6 du 
modèle IPM Base Case de l’EPA des États-Unis. Pour connaître la liste complète des régions modèles 
des États-Unis que renferme le modèle IPM Base Case de l’EPA, veuillez consulter l’annexe 3.1.   
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                            
4  
4 Dans le cadre de la présente analyse, on a mis à jour la structure de transport de la version 2.1.6 du 
modèle IPM Base Case de l’EPA des Etats-Unis 
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Figure 3.1: Régions modèles du module canadien de l’IPM (2004) et du modèle IPM Base Case de 
l’EPA des États-Unis  
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3.2 Modélisation de la charge électrique 
 
Ensemble, l’énergie nette de la charge et la demande interne nette, deux intrants dans le modèle IPM, 
représentent la demande régionale du réseau en électricité. L’énergie nette de la charge est la demande 
annuelle prévue en électricité d’une région avant le calcul des pertes pour le transport régional et des 
pertes en ligne. L’énergie nette de la charge peut être comblée par la production interne et par des 
importations. La demande interne nette est la demande horaire maximale dans une année donnée après 
avoir tenu compte de la demande interruptible.  Les hypothèses relatives à la demande interne nette dans 
le module canadien de l’IPM (2004) sont exposées ci-dessous à la section 3.2.4.  Le tableau 3.2 montre 
les hypothèses relatives à la demande en électricité (exprimée en énergie nette de la charge) utilisées 
dans le module canadien de l’IPM (2004). À des fins de documentation, le tableau ci-dessous décrit 
l’énergie nette de la charge au Canada. Toutefois, dans le module canadien, on utilise une ventilation par 
province de l’énergie nette de la charge pour la modélisation, l’énergie nette de la charge étant répartie 
séparément pour chaque province.  L’énergie nette de la charge provinciale représente la demande 
interne en électricité, exprimée en GWh, pour chacune des provinces dans le module de prévision préparé 
par la Table de l’analyse et de la modélisation en mars 2002. La Table de l’analyse et de la modélisation 
est un organisme fédéral-provincial-territorial formé dans le cadre du Processus national sur le 
changement climatique.   
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Tableau 3.2. Hypothèses relatives à la charge électrique dans le module canadien de l’IPM (2004) 
 

Année Énergie nette de la charge (en GWh) 
2007 613 718 
2010 636 539 
2015 679 886 
2020 716 252 

 
Remarque : Dans le cas des utilisations à partir du module canadien de l’IPM (2004), l’énergie totale nette 
de la charge, au niveau national, diffère légèrement de celle des hypothèses montrées en raison des 
importations, des exportations et de l’arrondissement des valeurs calculées.   
 
3.2.1 Croissance de la charge électrique 
 
Les hypothèses sur la croissance de la charge électrique sont extraites des prévisions mentionnées ci-
dessus à la section 3.2. 
 
3.2.2 Corrections du rendement énergétique 
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), les mesures du rendement énergétique n’ont pas été 
modélisées de façon endogène.  Aucune autre correction exogène n’a été apportée, en hausse ou en 
baisse, par rapport aux valeurs qui pourraient avoir été intégrées dans les prévisions mentionnées ci-
dessus à la section 3.2. 
 
3.2.3 Élasticité de la demande 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) ne tient pas compte de l’impact du prix de l’énergie sur la demande 
en électricité. 
 
3.2.4 Demande interne nette (demande de pointe) 
 
La demande interne nette (demande de pointe) est la capacité maximale de production requise pour 
satisfaire à la demande horaire au cours d’une année donnée sans tenir compte de la demande 
interruptible. La demande interne nette est déterminée dans chaque province et se fonde sur les 
prévisions mentionnées ci-dessus à la section 3.2. Le tableau 3.3 ci-dessous présente un résumé de la 
demande interne nette pour les années modèles d’utilisation.  Les valeurs correspondent à la somme des 
valeurs dans chaque région modèle et sont dites «  non simultanées » car elles représentent la demande 
interne (de pointe) totale nette de chaque région, demande qui ne se produit pas forcément à la même 
heure dans toutes les régions.   
 

Tableau 3.3. Demande interne nette nationale non simultanée   
 

Année Demande interne nette (MW) 
2007 84 711 
2010 87 776 
2015 93 551 
2020 98 517 

 
3.2.5 Courbes de charge régionale 
 
Les courbes de charge provinciale mesurent chronologiquement la demande horaire en électricité dans 
chaque région et pour chaque année.  Ces courbes sont établies à partir des données des courbes de 
charge provenant des fournisseurs de service ou des organismes (conseils) responsables des services 
d’électricité dans chaque province. Des données ont été obtenues pour les courbes de charge dans toutes 
les provinces. Il n’y a cependant pas de données pour le Nouveau-Brunswick et l’Î.-P.-É.  On a donc utilisé 
des courbes de charge par défaut fondées sur les données provenant de l’État du Maine, compte tenu de 
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sa proximité de ces provinces. On a déterminé que l’année 2000 était l’année5 la plus récente 
représentant des conditions météorologiques normales et, par conséquent, les courbes de charge de 
l’année 2000 ont servi à représenter une année ayant des conditions météo normales et ce, dans toutes 
les régions. 
 
3.3 Transport 
 
Le réseau énergétique du Canada comprend un ensemble de marchés énergétiques distincts raccordés à 
un grand réseau de transport.  Comme on l’a indiqué précédemment, le module canadien de l’IPM (2004) 
répartit le Canada selon 11 régions de marchés de l’électricité. Ces régions correspondent aux dix 
provinces canadiennes, Terre-Neuve et le Labrador étant traités comme des régions modèles distinctes 
car il n’existe pas de capacité de transport entre les deux régions.  Le module canadien contient des 
hypothèses explicites concernant le réseau de transport qui relie 10 des 11 marchés énergétiques 
modélisés, ainsi que le réseau de transport partagé entre 10 des 11 régions modèles du Canada et les 
marchés énergétiques des États-Unis. La présente section décrit en détail les hypothèses employées 
dans le module canadien de l’IPM (2004) et concernant les capacités de transfert, les frais de transit et le 
transport interrégional.  
 
3.3.1 Capacité de transport interrégional  
 
La capacité d’un tronçon de transport dans l’IPM désigne la capacité maximale de transport 
unidirectionnel d’électricité sur ce tronçon.  Les figures 3.2 et 3.3 ci-dessous montrent la capacité 
théorique de transport interrégional en été et en hiver dans le module canadien de l’IPM (2004).  Voir 
aussi le tableau A.3.1 à l’annexe 3.1 pour obtenir une description complète des régions modèles des 
États-Unis utilisées dans ces figures. 
     

Figure 3.2.  Capacités de transport interrégional en été (en MW) 
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5 L’expression « année représentant des conditions météorologiques normales » désigne une année au 
cours de laquelle les conditions météorologiques sont le plus près des conditions météorologiques 
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Figure 3.3.  Capacités de transport interrégional en hiver (en MW) 
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Sources des figures 3.2 et 3.3 :  
 
1- North American Electricity Reliability Council (NERC). 2003. 2003 Summer Assessment: Reliability of 
the Bulk Electricity Supply in North America et 2002/03 Winter Assessment: Reliability of the Bulk 
Electricity Supply in North America. On peut consulter ces documents en ligne (en anglais) à l’adresse  
http://www.nerc.com 
2- Office national de l’énergie, documents Le secteur de l'électricité au Canada, Exportations et 
importations : Évaluation du marché de l'énergie et Le secteur de l’électricité au Canada,  Tendances et 
enjeux : Évaluation du marché de l’énergie.  
3- Ressources naturelles Canada et Association canadienne de l’électricité : Electric Power in Canada 
1998-1999 
 
3.3.2 Frais de transit sur le tronçon de transport  
 
Les frais de transit désignent les coûts pour le transport de l’électricité d’une région modèle à une autre 
par une ligne de transport.  Le module canadien de l’IPM (2004) établit des frais de transit de 3 millièmes 
de dollar CAN/kWh66. Dans la modélisation mixte, la même7 valeur est utilisée pour les États-Unis et le 
Canada. Ces frais de transit s’appliquent au transport de l’électricité entre les régions modèles de l’IPM.     
 
3.3.3 Pertes pendant le transport  
 
Le module canadien de l’IPM (2004) tient compte de pertes théoriques pendant le transport, particulières 
au Canada (incluses dans le tableau 3.4 ci-dessous), qui représentent les pertes en ligne moyennes entre 
les provinces qui produisent ou reçoivent l’électricité. Comme l’IPM modélise le marché de gros de 
l’électricité et non le marché de détail, le module canadien de l’IPM (2004) ne contient pas d’hypothèses 
au sujet des pertes en ligne, c’est-à-dire les pertes d’énergie dans la distribution au détail de l’électricité.   

                                            
6  
6 Un millième équivaut à un dizième d’un cent (0,01 $) 
7 Les frais de transit dans la version 2.1.6 de l’ IPM Base Case de l’EPA des É.-U. sont de 2 millièmes de 
dollar/kWh, soit la valeur équivalente en dollars américains, compte tenu d’un taux de change établi à 1,55 
$CAN pour 1 $US. 

http://www.nerc.com/
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Tableau 3.4.  Pertes en ligne par province dans le module canadien de l’IPM (2004)  
 

Province T-N LB Î-P-É N-É N-B QC ON MB SK AB C-B 
Pertes pendant 

le transport 9 % 9 % 6 % 4 % 6 % 4 % 6 % 12 % 6 % 4 % 3 % 

 
Source : Évaluation « d’expert » fondée sur les pertes pendant le transport mentionnées dans le Guide 
statistique sur l’énergie, une publication de Statistique Canada et de Ressources naturelles Canada.  
 
3.3.4 Coûts de construction de nouvelles lignes de transport  
 
Pour ce qui touche les lignes de transport, deux options sont offertes : l’utilisation de lignes de transport 
existantes et la construction de nouvelles lignes de transport. Dans le modèle, on peut construire des 
lignes de transport dans la direction est-ouest. Les coûts de construction de telles lignes se fondent sur la 
distance entre les centres des réseaux d’alimentation dans chacune des deux provinces voisines et sur le 
coût unitaire de construction de la ligne de transport.  Le tableau 3.5 présente un résumé de ces 
distances. Les distances ont été mesurées à l’aide du logiciel « The Canadian Electric Power System » 
d’Energy Map.  Les coûts des lignes tiennent compte du prix des terrains et des emprises, des tours, des 
pylônes, des fils, des postes secondaires et d’autres équipements connexes. Dans le module canadien de 
l’IPM (2004), l’option de nouvelles lignes de transport entre les provinces correspondait à une ligne de 345 
kV offrant une capacité de transport de 992 MW. On a établi théoriquement que les coûts 
correspondraient à 1,13 $CAN/kW/km ou à 113 millions de $CAN pour une ligne de 100 km. 
 

Tableau 3.5. Distance (en km) entre les centres régionaux 
 

De la province T-N Î-P-É N-B QC QC ON MB SK AB C-B 
À la province LB N-É Î-P-É T-N N-B QC ON MB SK AB 

Distance (en Km) 733 140 228 648 805 1 155 1 155 560 543 620 
 

3.4 Importations internationales 
 
Le réseau canadien d’électricité est relié à des réseaux de transport aux É.-U.  Le commerce de 
l’électricité est très actif entre les deux pays. Comme on l’a déjà mentionné, le module canadien de l’IPM 
(2004) est intégré à la version 2.1.6 de l’ IPM Base Case de l’EPA des É.-U. 
(http://www.epa.gov/airmarkets/epa-ipm/), de manière à refléter la réalité et les prévisions en matière 
d’importations nettes d’électricité en provenance des États-Unis. Les valeurs des importations 
internationales dans le module canadien de l’IPM (2004) se fondent sur les valeurs de sortie (extrants) du 
modèle. Cela découle du fait que le module canadien de l’IPM (2004) est un modèle mixte (Canada et 
États-Unis). 
 
3.5 Capacité, production et répartition 
 
Dans le modèle IPM, la capacité des unités existantes est incluse d’une manière exogène, tandis que les 
données de production et de répartition correspondent à des décisions endogènes. Dans le module 
canadien de l’IPM (2004), la capacité existante est résumée dans une base de données qui fournit à l’IPM 
des données sur toutes les unités canadiennes en service ou dont la mise en œuvre est prévue. La 
section 4.1 traite plus en détail de ces données sur les unités au Canada. 
 
La production d’une unité sur une période de temps correspond à son schéma de répartition sur cette 
même période de temps. L’IPM établit le profil économique optimal de la répartition compte tenu des 
contraintes matérielles et d’exploitation imposées sur l’unité.  Dans le module canadien de l’IPM (2004), 
les contraintes matérielles et d’exploitation d’une unité particulière sont généralement saisies en fonction 
des contraintes de disponibilité et de ralentissement.  Pour certains types d’unités, toutefois, des facteurs 
de capacité sont utilisés pour saisir les contraintes de ressources et d’autres contraintes matérielles qui 
s’exercent sur la production. Ces deux scénarios sont traités plus en détail dans les deux prochaines 
sections.   
 
 
 
 



11 mai 2005 22

 
3.5.1 Disponibilité 
 
La « disponibilité » d’une centrale énergétique correspond à la proportion du temps qu’une unité 
productrice peut consacrer à la fourniture d’électricité au réseau. La disponibilité tient compte des 
interruptions aux fins de l’entretien périodique et des pannes forcées. On la définit comme étant le rapport 
des heures de disponibilité de l’unité corrigées en raison du délestage (attribuable aux interruptions 
partielles) sur le nombre total annuel d’heures au cours desquelles l’unité est en service. Pour la plupart 
des unités modélisées dans l’IPM, on utilise des paramètres de disponibilité pour préciser une limite 
supérieure de production permettant de satisfaire à la demande. Le tableau 3.6 présente un résumé des 
hypothèses relatives à la disponibilité utilisées dans le module canadien de l’IPM (2004). Ces hypothèses 
se fondent sur des données du North American Electric Reliability Council’s Generating Availability Data 
System (NERC GADS) et de l’AEO 2000.  Les types d’unités non mentionnés dans le tableau 3.6 sont 
traités à la section 3.5.2 ci-dessous. 
 Tableau 3.6. Hypothèses relatives à la disponibilité dans le module canadien de l’IPM (2004)  

 
Type d’unité Disponibilité (en %) 

Biomasse 87,7 
Vapeur, au charbon 85,0 
Cycle combiné 90,4 
Turbine à combustion 92,3 
Vapeur, gaz/mazout 85,0 
Gazéification intégrée et cycle combiné 87,7 
Réserve pompée 81,4 

 
Le module canadien de l’IPM (2004) définit distinctement la disponibilité saisonnière en été et en hiver. 
Dans le cas des types d’unités montrés dans le tableau 3.7, la disponibilité en été et la disponibilité en 
hiver diffèrent simplement du fait qu’en théorie, il n’y a pas d’entretien prévu mené au cours des mois de 
consommation de pointe en été (juin, juillet et août).  La caractérisation des variations saisonnières pour 
les centrales hydroélectriques et éoliennes est plus complexe en raison des fluctuations des ressources 
(saisons et lieux) dont elles ont besoin. Les variations saisonnières des ressources hydroélectriques sont 
présentées à la section 3.5.2 et les ressources éoliennes sont présentées à la section 4.4.3. 
 
3.5.2 Facteur de capacité 
 
La production d’électricité de certains types d’unités est assujettie aux limites de la ressource.   Les 
centrales hydroélectriques et éoliennes font partie de ces technologies. Dans ces cas, l’IPM utilise des 
facteurs de capacité ou des profils de production, et non la disponibilité, pour établir la limite supérieure de 
production d’une unité donnée.  Le facteur de capacité correspond à la proportion de l’énergie maximale 
que peut produire l’unité.  Par exemple, une centrale hydroélectrique présente un facteur de capacité de 
27 % si l’eau qu’elle peut utiliser n’est disponible que pendant cette proportion du temps. Dans le cas de 
ces unités, des facteurs de capacité explicites ou des profils de production servent à reproduire la 
disponibilité des ressources.  Des hypothèses relatives au facteur de capacité saisonnière touchant les 
centrales hydroélectriques ont été établies à partir de données de Statistique Canada. On les retrouve au 
tableau 3.7 ci-dessous. La section 4.4.3 traite des facteurs de capacité et des profils de production pour 
les centrales éoliennes. 
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Tableau 3.7. Facteurs de capacité saisonnière (en %) des centrales hydroélectriques dans le 
module canadien de l’IPM (2004) 

  

Région de 
l’IPM 

Facteur de 
capacité en hiver 

(en %) 

Facteur de capacité 
en été 
(en %) 

Facteur de capacité 
annuelle 
(en %) 

T.-N. 43,3 28,0 36,9 
LB 85,0 56,0 72,8 

N.-É. 30,3 20,6 26,2 
N.-B. 33,6 31,7 32,8 
QC 61,8 49,8 56,8 
ON 54,5 49,4 52,4 
MB 71,9 71,2 71,6 
SK 44,3 47,4 45,6 
AB 21,5 30,8 25,4 

C.-B. 60,8 52,4 57,3 
Moyenne 
nationale 
pondérée 

61,8 51,1 57,3 

 
Source : Statistique Canada 
 
Des facteurs de capacité servent aussi à déterminer la limite supérieure de production de centrales 
nucléaires. Cette limite repose sur l’hypothèse que la centrale nucléaire fonctionne à pleine capacité ou 
pas du tout. Par conséquent, les facteurs de capacité et les disponibilités sont équivalents.  Les facteurs 
de capacité (et donc les disponibilités) des centrales nucléaires existantes dans le module canadien de 
l’IPM (2004) varient d’une région à l’autre et dans le temps. La section 4.5 traite plus en profondeur des 
hypothèses sur les facteurs de capacité des centrales nucléaires du module canadien de l’IPM (2004). 
 
3.5.3 Ralentissement 
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), des hypothèses sur le ralentissement servent à empêcher les 
centrales au charbon et celles à vapeur (mazout et gaz) de fonctionner uniquement en période de pointe, 
ce qui serait incompatible avec leur capacité d’exploitation. Plus particulièrement, dans le module 
canadien de l’IPM (2004), en vertu des contraintes de ralentissement, les centrales à vapeur au charbon 
doivent produire au moins 54 kWh d’électricité dans les quatre segments inférieurs de la courbe de durée 
de la charge pour chaque tranche de 100 kWh d’électricité produite dans le segment supérieur (période 
de pointe) de la courbe de durée de la charge.  Les centrales à vapeur (au mazout/au gaz) doivent 
produire au moins 25 kWh d’électricité dans les quatre segments inférieurs de la courbe de durée de la 
charge pour chaque tranche de 100 kWh d’électricité produite dans le segment supérieur de la courbe. 
Ces contraintes de ralentissement ont été mises au point par la firme ICF Resources après des 
évaluations détaillées des données historiques et des caractéristiques d’exploitation du parc existant de 
centrales à vapeur au charbon et de centrales à vapeur au gaz/au mazout aux États-Unis. Par exemple, 
pour déterminer le facteur de ralentissement pour les centrales à vapeur au charbon, ICF a tenu compte 
du nombre de pulvérisateurs de charbon par unité comme l’un des indices de la réaction des unités à un 
changement de charge.    
 
3.6 Marges de réserve 
 
Une marge de réserve est une mesure de la capacité de production d’un système au-dessus de la 
capacité nécessaire pour répondre à la demande interne nette (charge de pointe).  Elle correspond à la 
proportion de la capacité totale de la centrale jugée suffisante pour satisfaire aux exigences de fiabilité.  
Elle est exprimée en pourcentage.  C’est-à-dire qu’elle équivaut à la capacité garantie moins la charge de 
pointe annuelle du système, divisée par la charge de pointe annuelle du système :   
 
   Capacité garantie – charge de pointe du système 
         Marge de réserve = Charge de pointe du système           X 100 % 
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Dans la pratique, chaque région doit disposer d’une marge de réserve ou d’une norme de fiabilité 
comparable, visant à inciter les fournisseurs d’électricité dans la région à construire des installations ayant 
une capacité supérieure aux exigences en période de pointe, de manière à garantir la fiabilité du système 
de production d’électricité dans la région.   
 
Dans l’IPM, on utilise des marges de réserve pour établir des normes de fiabilité en vigueur dans chacune 
des régions modèles. Des marges de réserve individuelles pour chaque région modèle sont calculées soit 
directement, soit indirectement à partir de rapports de fiabilité en matière d’électricité. Ces marges se 
fondent sur des normes de fiabilité telles que la « probabilité de la perte de charge » (ou LOLE), qui 
désigne le nombre prévu de jours au cours d’une période donnée où la charge de pointe quotidienne sera 
supérieure à la capacité disponible.  Le tableau 3.8 ci-dessous présente les hypothèses relatives à la 
marge de réserve utilisées dans le module canadien de l’IPM (2004). 
 

Tableau 3.8. Hypothèses relatives à la marge de réserve provinciale dans le module canadien de 
l’IPM (2004)  

 

Région modèle Marge de réserve 
(en %) Source 

Terre-Neuve 20 Probablement la même source que dans les 
provinces maritimes   

Labrador 20 Probablement la même source que dans les 
provinces maritimes   

Île-du-Prince-Édouard 20 NERC 2002-2011 Reliability Assessment 
Nouvelle-Écosse 20 NERC 2002-2011 Reliability Assessment 
Nouveau-Brunswick 20 NERC 2002-2011 Reliability Assessment 
Québec 14 Probablement la même source qu’en Ontario 
Ontario 14 Ontario Independent Electricity Market 

Operator 
Manitoba 15 NERC 2002-2011 Reliability Assessment 
Saskatchewan 15 NERC 2002-2011 Reliability Assessment 
Alberta 13,3 WECC 2003 Information Summary 
Colombie-Britannique 13,3 WECC 2003 Information Summary 

 
 
Chaque centrale peut contribuer pour une partie ou pour la totalité de sa capacité afin de répondre aux 
besoins régionaux en matière de marge de réserve, en fonction de la possibilité d’utiliser sa production en 
période de pointe.  Dans le module canadien de l’IPM (2004), on suppose que toutes les centrales 
électriques, sauf les centrales hydroélectriques et les éoliennes, peuvent fournir toute leur capacité aux 
besoins de marge de réserve.  On suppose que toutes les centrales hydroélectriques peuvent contribuer 
pour 75 % de leur capacité à cette fin.   
 
3.7 Durée de vie des centrales électriques 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) ne contient pas d’hypothèses préétablies au sujet de la durée de vie 
des centrales électriques. Pour compenser l’absence de données de durée de vie, on prévoit pour toutes 
les centrales classiques à combustible fossile [c’est-à-dire les centrales au charbon, à la vapeur 
(mazout/gaz), turbines à combustion, centrales à cycle combiné] et les centrales nucléaires, des options 
de « retrait du service » permettant de retirer les centrales du service pour des raisons économiques. Pour 
d’autres centrales, autres que nucléaires et autres qu’à combustible fossile, on ne prévoit pas d’option de 
retrait du service pour des raisons économiques, soit parce qu’elles représentent une faible portion de 
l’ensemble des installations de production (centrales à ressources renouvelables, sites d’enfouissement, 
usines de déchets), soit parce qu’une évaluation initiale a montré que les facteurs économiques ne 
seraient pas un motif de retrait du service (centrales hydroélectriques et à réserve pompée).   
 
En ce qui concerne la prolongation de durée de vie, le module canadien de l’IPM (2004) suppose que 
toute centrale existante à combustible fossile ou nucléaire dispose d’un programme d’immobilisations 
permettant d’en prolonger la durée de vie au-delà de l’horizon temporel modélisé.  Les coûts fixes 
d’exploitation et d’entretien tiennent compte des coûts de prolongation de la durée de vie. Dans le modèle 
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IPM, toutes les centrales à combustible fossile et nucléaires font l’objet, lorsqu’elles atteignent 40 ans, 
d’un programme de prolongation de la durée de vie dont les coûts correspondent à 5 $US/kW-année et à 
50 $US/kW-année qui s’ajoutent, respectivement, aux coûts fixes d’exploitation et d’entretien. Dans le 
module canadien de l’IPM (2004), la durée de vie utile des centrales et les coûts de prolongation de durée 
de vie sont traités de la même façon que dans l’IPM Base Case de l’EPA des É.-U.    
 
3.8 Coût thermique et débits d’émission 
 
Le coût thermique, exprimé en BTU/kWh ou en kJ/kWh, caractérise l’efficacité d’une centrale.  Les valeurs 
du coût thermique des centrales à vapeur au charbon ont été établies à partir de données 
d’Environnement Canada, alors que les valeurs du coût thermique des centrales autres qu’au charbon ont 
été établies à partir du calcul de valeurs moyennes pondérées provenant de la base de données du 
système NEEDS (National Electric Energy System) de l’EPA des États-Unis et utilisées dans l’IPM 2003 
(version 2.1.6 de l’IPM Base Case). Le coût thermique influe directement sur la consommation de 
combustible d’une centrale et, par conséquent, sur ses émissions.  
 
Les débits d’émission de SO2 et de NOx, exprimés en g/MJ, caractérisent la masse de polluants émise par 
unité d’énergie thermique.  Les valeurs des débits d’émission se fondent sur les données d’Environnement 
Canada et sur les valeurs par défaut provenant de la base de données du système NEEDS de l’EPA des 
États-Unis et utilisées dans l’IPM 2003 (version 2.1.6 de l’IPM Base Case). 
  
3.9 Réglementation existante en matière d’environnement  
 
Au Canada, le système de réglementation sur la qualité de l’air est réparti selon les compétences 
fédérales, provinciales et territoriales.  Par le passé, les gouvernements provinciaux réglementaient les 
sources fixes, y compris les centrales électriques.  Depuis l’an 2000, on a amélioré le système de gestion 
de l’air au Canada par le lancement de standards pancanadiens (SP) pour les particules (P) et l’ozone.  
Tous ces standards (ou normes) peuvent avoir une incidence sur les règlements publiés et les permis 
délivrés aux centrales électriques dans l’avenir.   
 
Le Canada dispose d’un système complexe de réglementation de l’air.  Le système renferme des lignes 
directrices et des objectifs nationaux qui constituent un cadre pour la mise en oeuvre de règlements 
provinciaux et visant des secteurs particuliers et les permis. En outre, il existe des accords internationaux 
obligatoires et des accords bilatéraux entre le gouvernement fédéral et les gouvernements provinciaux qui 
sont obligatoires.  
 
Le tableau 3.9 présente un résumé de toute la réglementation relative aux émissions dans l’air provenant 
du secteur de l’électricité et qui est en vigueur et obligatoire pendant l’horizon temporel de la présente 
étude.    
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Tableau 3.9.  Exigences en matière d’émissions de SO2  et de Nox  modélisées dans le module 
canadien de l’IPM (2004)  

 
Province Règlement/ 

Ligne directrice 
Compétence Portée et 

attribution 
Objectif 

T.-N. et 
LB 

 

Accord fédéral-
provincial 
concernant le 
Programme de 
lutte contre les 
pluies acides dans 
l’est du Canada 

Programme de 
lutte contre les 
pluies acides 
dans l’est du 
Canada 

Centrales 
électriques 
à combusti-
ble fossile, 
1994 

SO2 – Plafond de 15 kilotonnes 

Î.-P.-É. 

Accord fédéral-
provincial 
concernant le 
Programme de 
lutte contre les 
pluies acides dans 
l’est du Canada 

Programme de 
lutte contre les 
pluies acides 
dans l’est du 
Canada 

Centrales 
électriques 
à combusti-
ble fossile, 
1994 

SO2 – Plafond de 3 kilotonnes 

N.-É. 

Accord fédéral-
provincial 
concernant le 
Programme de 
lutte contre les 
pluies acides dans 
l’est du Canada 

Programme de 
lutte contre les 
pluies acides 
dans l’est du 
Canada 

Centrales 
électriques 
à combusti-
ble fossile, 
1994 

SO2 – plafond de 145 kilotonnes 

N.-B. 

Accord fédéral-
provincial 
concernant le 
Programme de 
lutte contre les 
pluies acides dans 
l’est du Canada 

Programme de 
lutte contre les 
pluies acides 
dans l’est du 
Canada 

Centrales 
électriques 
à combusti-
ble fossile, 
1994 

SO2 – Plafond de 123 kilotonnes 

QC 

Annexe sur 
l’ozone  

Annexe 3 de 
l’Accord Canada 
– États-Unis sur 
la qualité de l’air  

Centrales 
électriques  
à combusti-
ble fossile – 
ZGEP QC  
> 25 MW 
(2000) 

NOx – 5 000 tonnes dans la ZGEP (2007+) 

QC 

Normes de 
rendement de 
l’équipement à 
combustion  

LQE Centrales à 
combustion, 
tous 
combusti-
ble fossile, 
depuis avril 
2000 

SO2 – Équivalant à 2 % du poids du soufre dans 
le mazout lourd.  
 
(Aux fins de la modélisation, les débits 
d’émissions existants ont déjà été pris en 
compte dans ce règlement et, par conséquent, 
n’ont pas été modélisés explicitement.) 

QC 

Recommanda-tion 
sur les turbines à 
gaz 

LQE Toutes 
turbines à 
gaz, depuis 
avril 2000 

P – 0,2 g/MJ d’énergie thermique 
NOx – 1,3 g/MJ d’énergie thermique 
 
(Aux fins de la modélisation, les débits 
d’émissions existants ont déjà été pris en 
compte dans ce règlement et, par conséquent, 
n’ont pas été modélisés explicitement.) 

QC 

Combustion 
interne  

LQE CI > 1 MW, 
depuis avril 
2000 

NOx – 4,5 g/MJ d’énergie thermique 
CO – 1,8 g/MJ d’énergie thermique 
 
(Aux fins de la modélisation, les débits 
d’émissions existants ont déjà été pris en 
compte dans ce règlement et, par conséquent, 
n’ont pas été modélisés explicitement.) 

QC 

Normes de 
rendement de 
l’équipement à 
combustion 

LQE Combusti-
ble fossile 
(charbon) 3 
à 70 MW, 
depuis avril 

P – Nouvelle installation 60 mg/MJ d’énergie 
thermique 
P – Vieille installation 85 mg/MJ d’énergie 
thermique 
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2000  
(Aux fins de la modélisation, les débits 
d’émissions existants ont déjà été pris en 
compte dans ce règlement et, par conséquent, 
n’ont pas été modélisés explicitement.) 

QC 

Normes de 
rendement de 
l’équipement à 
combustion 

LQE Combusti –
ble fossile 
(charbon) > 
70 MW, 
depuis avril 
2000 

P – Nouvelle installation 45 mg/MJ d’énergie 
thermique 
P – Vieille installation 60 mg/MJ d’énergie 
thermique 
 
(Aux fins de la modélisation, les débits 
d’émissions existants ont déjà été pris en 
compte dans ce règlement et, par conséquent, 
n’ont pas été modélisés explicitement.) 

QC 
 
 

Accord fédéral-
provincial 
concernant le 
Programme de 
lutte contre les 
pluies acides dans 
l’est du Canada 

Programme de 
lutte contre les 
pluies acides 
dans l’est du 
Canada  

Centrales 
électriques 
à combusti-
ble fossile, 
1994 

SO2 – Plafond de 6 kilotonnes 

ON 

Plafond annuel de 
SO2 , secteur de 
l’électricité en 
Ontario 
(Règlement 
397/01) 

Régime 
d’échange de 
droits d’émission 
de l’Ontario, 
secteur de 
l’électricité  

Centrales 
électriques 
à combusti-
ble fossile > 
25 MW 

SO2 – émissions de 2000 – 590 000 tonnes 
émissions du secteur de l’électricité en 2000 – 
166 000 tonnes 
Plafond de 157,5 kilotonnes (2002) 
SO2 – Plafond de 131 kilotonnes (2007+) 

ON 

Plafond annuel de 
NOx, secteur de 
l’électricité en 
Ontario 
(Règlement 
397/01) 

Régime 
d’échange de 
droits d’émission 
de l’Ontario, 
secteur de 
l’électricité 

Centrales 
électriques 
à combusti-
ble fossile > 
25 MW 

NOx – Plafond de 55,2 kilotonnes (2002 à 2006) 
NOx – Plafond de 42,9 kilotonnes (2007+) dans 
la province 

ON 

Annexe sur 
l’ozone  

Annexe 3 de 
l’Accord Canada 
– États-Unis sur 
la qualité de l’air 

Centrales 
électriques 
à combusti-
ble fossile 
du sud de 
l’Ontario > 
25 MW 
(2000) 

NOx – Plafond de 39 000 tonnes (2007+) dans 
la ZGEP 

ON 

Réglementation – 
Ligne directrice 
générale A-5 sur 
la pollution de l’air 
– turbines8 fixes à 
combustion 
(en anglais) 

Loi sur la 
protection de 
l’environne-ment 
de l’Ontario  

Loi sur les 
turbines 
fixes à 
combustion 
de 1994  

SO2 
Combustible liquide/gazeux : 
Crête – 800 g/GJ d’énergie thermique  
Sans crête – 900 g/GJ d’énergie thermique  
Combustible solide dérivé :  
770 g/GJ d’énergie thermique ou 90 % 
d’émissions piégées 
NOx 
Gaz : 
Crête - >3 MW 280 g/GJ d’énergie thermique 
Sans crête - <3 MW 600 g/GJ d’énergie 
thermique, 3 à 20 MW 140 g/GJ d’énergie 
thermique, >20 MW 380 g/GJ d’énergie 
thermique 
Combustible liquide : 
Crête - >3 MW 530 g/GJ d’énergie thermique 
Sans crête - <3 MW 1250 g/GJ d’énergie 
thermique, 3 à 20 MW 460 g/GJ d’énergie 
thermique, >20 MW 380 g/GJ d’énergie 

                                            
8 Données fondées sur la Recommandation nationale sur les émissions des turbines à combustion fixes 
(LCPE). 
Remarque : LQE = Règlement sur la qualité de l’atmosphère. 
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thermique 
 
(Aux fins de la modélisation, les débits 
d’émissions existants ont déjà été pris en 
compte dans ce règlement et, par conséquent, 
n’ont pas été modélisés explicitement.) 

ON 

Règlement 396/01 Loi sur la 
protection de 
l’environne-ment 
de l’Ontario 

Centrale de 
Lakeview  
 

Après le 30 avril 2005,  le charbon n’est plus 
utilisé à cette station pour produire de 
l’électricité et les émissions à la station sont 
identiques ou sont moins élevées que celles 
d’une centrale électrique au gaz dont le coût 
thermique annuel moyen ne dépasse pas 
12 000 kJ/kW-heure. 

MB 

Accord fédéral-
provincial 
concernant le 
Programme de 
lutte contre les 
pluies acides dans 
l’est du Canada 

Programme de 
lutte contre les 
pluies acides 
dans l’est du 
Canada 

Centrales 
électriques 
à combusti-
ble fossile, 
1994 

SO2 – Plafond de 4 kilotonnes 

AB 

Normes relatives 
aux émissions des 
centrales 
électriques au 
charbon,  neuves 
ou agrandies  

Energy and 
Utilities Board Act 
de l’Alberta 

Toute 
centrale au 
charbon 
approuvée 
entre 2001 
et 2005  

P – 13 ng/J d’énergie thermique – 720 h en 
moyenne. 
SO2 – 180 ng/J d’énergie thermique – 720 h en 
moyenne. 
NOx – 125 ng/J d’énergie thermique – 720 h en 
moyenne. 
(Aux fins de la modélisation, toutes les 
nouvelles centrales au charbon pourront 
atteindre les objectifs susmentionnés en 
fonction d’une moyenne annuelle.) 

Canada 

Plafond national 
d’émissions de 
3,2 millions de 
tonnes de SO2 
dans le secteur de 
l’électricité 

Annexe 1 (annexe 
sur les pluies 
acides) de 
l’Accord Canada-
États-Unis de 
1991 sur la 
qualité de l’air 

Centrales 
électriques 
à combusti-
ble fossile 

SO2 – Plafond de 860,2 kilotonnes 

Canada 

Lignes directrices 
sur les émissions 
de centrales 
thermiques 
nouvelles   

Loi canadienne 
sur la protection 
de 
l'environnement 
(LCPE 99) 

Les 
nouvelles 
centrales 
au charbon 
pulvérisé 

Les nouvelles centrales au charbon pulvérisé 
étaient dotées d’un épurateur (lavoir) et de 
moyens de RSC. 

 
 
  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Annexe 3.1 

 
Tableau A.3.1.  Régions modèles dans l’IPM Base Case (V 2.1.6) de l’EPA des É.-U. 
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Région modèle Désignation de la région 
AZNM Western Systems Coordinating Council – AZNMSNV 
CALI Western Systems Coordinating Council – California 
DSNY Downstate New York (partie inférieure de l’État de New York) 
ECAO East Central Area Reliability Coordination Agreement – South 
ENTG Energy 
ERCT Electric Reliability Council of Texas 
FRCC Florida Reliability Coordinating Council 
LILC Long Island Lighting Company 

MACE Mid-Atlantic Area Council – East 
MACS Mid-Atlantic Area Council – South 
MACW Mid-Atlantic Area Council – West 
MANO Mid-American Interconnected Network – South 
MAPP Mid-continent Area Power Pool 
MECS Michigan Electric Coordination System 
NENG New England Power Pool 
NWPE Western Systems Coordinating Council – Northwest Power Pool East 
NYC Ville de New York 
PNW Western Systems Coordinating Council – Pacific Northwest  
RMPA Western Systems Coordinating Council – Rocky Mountain Power Area 
SOU Southern Company 
SPPN Southwest Power Pool – North 
SPPS Southwest Power Pool – South 
TVA Tennessee Valley Authority 

UPNY Upstate New York (partie supérieure de l’État de New York) 
VACA Virginie – les Carolines 
WUMS Wisconsin-Upper Michigan 
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Chapitre 4 : Ressources de production dans le module canadien 
 
Pour représenter le secteur de l’électricité au Canada, le module canadien de l’IPM (2004) répartit les 
unités de production d’électricité hydroélectriques, nucléaires, à combustible, à biomasse et à combustible 
autre que fossile en trois catégories : les unités actuellement en service, les unités dont la mise en service 
est prévue et les unités possibles. Les unités actuellement en service sont dites existantes. Les unités 
dont la mise en service est prévue sont celles qui ne sont pas actuellement en service mais dont la 
construction a commencé ou dont le financement est réservé. Les unités possibles désignent les 
nouvelles installations de production envisagées qui sont incluses dans le module canadien de l’IPM 
(2004) et que l’IPM utilise à des fins de prévisions de la capacité.   
 
L’hydroélectricité est la plus importante source d’électricité au Canada et elle compte pour une part 
importante de la production. Cette situation se reflète dans le module canadien de l’IPM (2004). Le modèle 
IPM de l’EPA des É.-U. ne tient pas compte du potentiel hydroélectrique, mais le module canadien tient 
compte de l’importance de la capacité hydroélectrique pour satisfaire à la demande canadienne en 
électricité.   
 
Le présent chapitre compte six sections.  La section 4.1 contient de l’information sur la liste des unités 
dans le module canadien (LUMC) qui sert de dépôt de renseignements portant sur les unités existantes et 
prévues modélisées dans le module canadien de l’IPM (2004).  Des renseignements détaillés sur les trois 
catégories d’unités de production modélisées dans le module canadien de l’IPM (2004) sont présentés 
aux sections 4.2 (unités existantes), 4.3 (unités prévues) et 4.4 (unités possibles), à l’exception des 
installations nucléaires. La section 4.5 décrit le traitement des installations nucléaires existantes et 
possibles dans le module canadien de l’IPM (2004). La section 4.6 traite des options de modification des 
techniques de combustion des centrales au charbon et à vapeur (au mazout/au gaz) en vertu du module 
canadien.    
 
4.1 Liste des unités dans le module canadien (LUMC) 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) contient des données de base sur toutes les unités actuellement en 
service et celles dont la mise en service est prévue. Ces renseignements ont été intégrés à la liste des 
unités dans le module canadien (LUMC), qui est l’équivalent canadien de la base de données NEEDS de 
l’EPA des États-Unis. Tous les renseignements sur les unités sont disponibles, y compris l’emplacement 
(région modèle et lieu géographique), la capacité, le type de centrale, le matériel antipollution (SO2 et 
NOx), la configuration de la chaudière, et les débits d’émissions de SO2 et de NOx. Le tableau 4.1 ci-
dessous présente un résumé des sources consultées pour la préparation des données sur les unités 
existantes et prévues que contient la liste des unités dans le module canadien. 
 

Tableau 4.1 Sources des données de la liste des unités dans le module canadien 
 

Source des données Documentation des sources de données 
Association canadienne de l’électricité (ACÉ).  
2002. 

Plan de mise en oeuvre du programme de 
mercure – Section 4, annexe A, rapport 
d’information générale sur les installations. 
(Documents en anglais sous Mercury Program 
Implementation Plan – Section 4 Annex A 
General Facility Information Report) 

Association canadienne de l’électricité (ACÉ).  
2003. 

Site Web d’entreprise/de service 

Association nucléaire canadienne (ANC).  
2001. 

L’électricité nucléaire et la réponse du Canada 
au Protocole de Kyoto : modélisation des 
aspects financiers des scénarios de 
remplacement. 

ATCO 2002. Site Web d’entreprise/de service  
BC Hydro.  2004. Communication personnelle. 
British Columbia Hydro. 2003. Site Web d’entreprise/de service 
Canadian Hydro Developers  Site Web d’entreprise/de service 
CanWEA (Association canadienne de l’énergie 
éolienne). 2003. 

Site Web d’entreprise/de service 
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Cowley Ridge Site Web d’entreprise/de service 
Énergie Nouveau-Brunswick.  2003. Producing Cleaner Electricity at the Coleson 

Cove Generating Station. (Production 
d’électricité propre à la centrale de Coleson 
Cove) 

Énergie Nouveau-Brunswick. 2002. Site Web d’entreprise/de service 
Energy Information Administration (EIA).  
2002a. 

Annual Energy Outlook 

Environnement Canada. 2003, 2002, 2001. Communication personnelle.  Inventaire des 
gaz d’enfouissement récupérés et utilisés au 
Canada. 

Environmental Protection Agency (EPA) Base 
Case (V 2.1.6) 

Lorsqu’il n’y avait pas de renseignements 
disponibles d’autres sources, les hypothèses 
intégrées au modèle IPM Base Case (V 2.1.6) 
de l’EPA des É.-U.  ont été retenues pour 
conserver la compatibilité de la modélisation 
mixte. 

EPA Compilation of Air Pollutant Emission Factors 
AP – 42, Fifth Edition, Volume 1: Stationary 
Point and Area Sources. (Documents en 
anglais) 

Epcor. 2002. Site Web d’entreprise/de service 
Gestionnaire indépendant du réseau électrique 
de l’Ontario.  2002. 

Communication personnelle. 

Gouvernement de l’Alberta. 2003. Site Web d’entreprise/de service 
Hydro-Manitoba. 2003. Site Web d’entreprise/de service 
Hydro-Manitoba.  2002. Communication personnelle. 
Hydro-Québec.  2004. Communication personnelle. 
Kruger. 2003. Site Web d’entreprise/de service 
Loi sur la protection de l’environnement.   Règlement de l’Ontario : Centrale de Lakeview.  

Reg2001.0236.e. (règlement en anglais 
seulement) 

Ministère de l’Environnement de l’Ontario 
(MEO).  2001, 2001b. 

Coal-Fired Electricity Generation in Ontario; 
Règlement 396/01 de l’Ontario. 

Newfoundland and Labrador Hydro. 2003. Site Web d’entreprise/de service 
North American Electricity Reliability Council 
(NERC).  2001c. 

Electricity Supply and Demand Database 
Software. (Logiciel de base de données sur 
l’offre et la demande en électricité) 

Nova Scotia Power. 2002. Site Web d’entreprise/de service 
Nyboer, J. et Pape-Salmon, A.  2003. A Review of Existing Renewable Energy 

Facilities in Canada. 
Ontario Power Generation (OPG).  2001. Ontario Power Generation and Babcock & 

Wilcox Team Up for $200 Million Environmental 
Project  

Ontario Power Generation (OPG). 2002.   Site Web d’entreprise/de service 
SaskPower. 2002a. Site Web d’entreprise/de service 
SaskPower.  2002b. Communication personnelle. 
Service canadien des forêts (SCF). 1999. Canada’s Wood Residues: A Profile of Current 

Surplus and Regional Concentrations. 
(Document en anglais) 

Statistique Canada.  2000b. Centrales d’énergie électrique. 
Strickland, C. et Nyboer, J.  2002. A Review of Existing Cogeneration Facilities in 

Canada. 
TransAlta. 2002. Site Web d’entreprise/de service 
U.S. Environmental Protection Agency (EPA).  
2002b, 2002c, 2003d. 

Documentation sur les applications de 
modélisation de l’EPA (V.2.1) à l’aide du 
modèle Integrated Planning Model (ou IPM); 
fiche documentaire sur la technologie de lutte 
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contre la pollution de l’air; base de données du 
National Electric Energy System (NEEDS). 
(Ces documents sont en anglais)  

Vision Quest. 2003. Site Web d’entreprise/de service 
 
4.2 Unités existantes 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) modélise les unités existantes à partir des renseignements que 
contient la liste des unités dans le module canadien.  Les sections ci-dessous décrivent les sources de 
données et les méthodes employées pour déterminer les caractéristiques suivantes des unités existantes 
autres que nucléaires représentées dans le module canadien : nombre d’unités, capacité, emplacement 
des centrales, configuration des unités, regroupement des centrales modèles, coûts et rendement. On y 
présente aussi des caractéristiques clés de la représentation de ces unités. 
 
4.2.1 Nombre d’unités actuellement en service 
 
Le nombre d’unités actuellement en service comprenait les installations sur le réseau et hors réseau, mais 
les unités des territoires canadiens n’ont pas été incluses dans la modélisation. 
 
La liste des unités dans le module canadien comprend les centrales à vapeur (au niveau de la chaudière) 
et les centrales autres qu’à vapeur (au niveau de la génératrice).  Par conséquent, dans la liste des unités 
dans le module canadien, une unité désigne une chaudière dans le cas d’une centrale à vapeur et une 
génératrice dans le cas d’une centrale autre qu’à vapeur.  Le tableau 4.2 ci-dessous présente un résumé 
du nombre d’unités actuellement en service que contient la liste des unités dans le module canadien. 
 
Tableau 4.2. Résumé sur le nombre d’unités (jusqu’à 2003) que contient la liste des unités dans le 

module canadien  
 

Type de centrale Nombre d’unités Capacité (en MW) 
Biomasse – bois et déchets de bois 76 1 694,38 
Cycle combiné 63 5 189,58 
Turbine à combustion  395 4 439,90 
Hydroélectrique 1 333 67 374,65 
Gaz d’enfouissement  9 13 
Nucléaire 17 12 060 
À vapeur (au mazout/au gaz)  110 8 114,11 
À combustible fossile – Autres 4 25 
Autres 9 126,50 
À réserve pompée (traitées comme des 
centrales hydroélectriques) 

6 174 

Charbon lavé 1 458 
Charbon lavé – Réduction sélective 
catalytique 

2 980 

Charbon non lavé – Réduction sélective 
catalytique – Bitumineux 

2 980 

Charbon non lavé – Bitumineux 22 6 444 
Charbon non lavé – Lignite 12 2 241 
Charbon non lavé – Subbitumineux 17 5 325 
Éolienne 49 330,63 

Total 2 127 115 970 
 
Remarque : Le tableau 8.6 décrit les types de centrales utilisées dans le module canadien de l’IPM (2004).  
4.2.2 Capacité 
 
Dans la mesure du possible, le module canadien de l’IPM (2004) utilise la capacité nette dans la liste des 
unités dans le module canadien. Comme indiqué précédemment, dans le cas des centrales à vapeur, la 
liste des unités dans le module canadien contient des données au niveau de la chaudière et, dans le cas 
des centrales autres qu’à vapeur, des données au niveau de la génératrice (ou du générateur).   
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Comme le module canadien de l’IPM (2004) utilise des données sur la demande en électricité 
(comprenant la demande desservie par des ressources sur le réseau et hors réseau), la liste des unités 
dans le module canadien inclut la capacité sur le réseau et hors réseau qui est compatible avec la 
demande. Ces données influent sur les génératrices sur place qui produisent de l’électricité tant pour la 
vente au réseau que pour la consommation à l’extérieur.   
 
4.2.3 Emplacement des centrales 
 
Dans la liste des unités dans le module canadien, on utilise la province (région modèle) et les 
coordonnées géographiques (latitude et longitude) pour représenter l’emplacement physique des 
centrales dans le module canadien de l’IPM (2004).  Le tableau 3.1 du chapitre 3 présente un résumé de 
la représentation cartographique des régions modèles dans le module canadien de l’IPM (2004). 
 
4.2.4 Année de mise en exploitation et année de retrait du service 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) utilise l’année de mise en exploitation pour saisir le moment de 
l’entrée en service de l’unité. La liste des unités dans le module canadien comprend les années de mise 
en exploitation de toutes les unités.   
 
Le module canadien de l’IPM (2004) ne fournit pas d’années hypothétiques de retrait du service pour les 
centrales au charbon, à vapeur (au mazout/au gaz), à cycle combiné, à turbines de combustion, ni pour 
les centrales nucléaires. Toutefois, des options de retrait du service pour des motifs économiques sont 
indiquées pour ces centrales. Cela signifie que ces unités peuvent décider de mettre fin à leurs activités 
s’il est rentable de le faire. Dans l’IPM, une centrale qui est retirée du service tôt n’a plus de coûts fixes et 
variables d’exploitation et d’entretien. Cependant, les unités retirées du service doivent remplir leurs 
obligations en matière de coûts d’immobilisations pour des modifications en rattrapage si le modèle a 
prévu une telle modification à l’unité avant son retrait du service.   
 
4.2.5 Configuration de l’unité 
 
La configuration de l’unité désigne les caractéristiques physiques de la conception d’une unité. Dans le 
module canadien de l’IPM (2004), la configuration de l’unité permet de lancer des options de 
regroupement de centrales modèles et de modélisation de mesures de réduction de la pollution. La liste 
des unités dans le module canadien contient des renseignements sur les moyens de réduction des 
émissions de NOx et de SO2 installés sur toutes les unités que mentionne la liste des unités dans le 
module canadien. Le tableau 4.3 décrit les données utilisées dans la préparation de la configuration des 
unités dans la liste des unités dans le module canadien.  
 

Tableau 4.3.  Éléments de données et description 
 

Élément de données Description/ Remarques 
Code propre à l’unité Identificateur unique attribué à une chaudière 

ou à une génératrice (ou générateur) d’une 
centrale électrique. 

Nom de l’unité génératrice  Nom de l’unité génératrice (identifie chaque 
chaudière ou génératrice (ou générateur) d’une 
centrale électrique). 

Date de mise en exploitation Date de mise en exploitation de la centrale.    
Province Province où se trouve la centrale. 
Type de centrale Indique le type de production, p. ex.,  cycle 

combiné, turbine à combustion, chauffe au 
bois, hydroélectrique, etc. 

Capacité (en MW) Dans la mesure du possible, la capacité 
caractérise la capacité nette en électricité 
d’une unité génératrice. 

Coût thermique (en BTU/kWh et en kJ/kWh) Caractérise le rendement d’une unité. 
Installations existantes de réduction des 
émissions 

Technologie de réduction des émissions de  
NOx, de SO2, ou de particules, installée ou 
utilisée. 
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Débit de NOx (en g/MJ) Caractérise la masse de NOx émise par unité 
d’énergie thermique. 

Débit de SO2 (en g/MJ) Caractérise la masse de SO2 émise par unité 
d’énergie thermique. 

Installations prévues de réduction des  
émissions 

Technologie de réduction des émissions de  
NOx, de SO2, ou de particules, annoncée et 
prévue. 

Combustible utilisé Combustible ou combustibles que consomme 
une unité génératrice pour la production 
d’électricité.   

 
4.2.6 Regroupement des centrales modèles 
 
Comparativement au modèle IPM aux É.-U., le module canadien de l’IPM (2004) comporte très peu de 
génératrices et, à ce titre, il n’y a pas de regroupement des centrales modèles, sauf dans certains cas.  Un 
plan de regroupement fait en sorte de grouper des centrales réelles sous la forme de centrales modèles 
de la même façon que ce qu’on retrouve dans la version 2.1.6 du modèle IPM Base Case de l’EPA des É.-
U. (http://www.epa.gov/airmarkets/epa-ipm/).  Le plan de regroupement permet de réduire la taille du 
modèle pour qu’il soit plus facile à gérer, tout en saisissant les caractéristiques essentielles des unités 
génératrices.  
 
Le module canadien de l’IPM (2004) comprend un plan de regroupement qui permet de grouper 
seulement certains types de centrales modèles selon la similitude de leurs caractéristiques. Le plan de 
regroupement tient compte de différentes catégories de paramètres, notamment l’emplacement, la taille, 
la technologie, le rendement, le choix du combustible, la configuration de l’unité, les débits d’émissions et 
la réglementation en matière d’environnement.  Les unités (ou centrales) sont regroupées seulement si 
tous leurs paramètres coïncident. Veuillez consulter la section 4.2.6 du rapport (en anglais) sur la version 
2.1 du modèle IPM Base Case de l’EPA des É.-U. (http://www.epa.gov/airmarkets/epa-ipm/) pour 
connaître les catégories de paramètres utilisés dans le plan de regroupement.  
 
Le tableau 4.4 établit une concordance entre les centrales réelles et les centrales modèles du module 
canadien de l’IPM (2004). Si le nombre d’unités existantes est identique à celui des centrales modèles de 
l’IPM, les centrales de ce type n’ont pas été regroupées. De fait, il y a eu regroupement des centrales 
modèles dans l’IPM seulement dans le cas des centrales hydroélectriques, à biomasse, éoliennes, à gaz 
d’enfouissement et à déchets autres que fossiles.  
 
Tableau 4.4.  Profil de regroupement des centrales modèles existantes et prévues présenté dans le 

module canadien de l’IPM (2004) 
 

Type de centrale Nombre d’unités Nombre de centrales modèles 
de l’IPM 

Vapeur, au charbon 57 57 
Vapeur, au mazout/au gaz 110 110 
Cycle combiné 65 65 
À turbine 392 392 
Nucléaire 20 20 
Hydroélectrique 1 359 16 
À biomasse 77 20 
Éolienne 52 6 
À gaz d’enfouissement 9 2 
À déchets fossiles 4 4 
À déchets autres que 
fossiles 

9 7 

Total partiel 2 154 699 
 
Dans le modèle, de nouvelles unités peuvent être construites ou des centrales existantes peuvent être 
modernisées (installation de technologies en rattrapage, modification de la technique de combustion), ou 
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peuvent être retirées du service.  Aux fins de la modélisation, des centrales modèles doivent être 
disponibles pour que le modèle IPM puisse les utiliser dans des scénarios de nouvelles unités, 
d’installation en rattrapage, de modification des techniques de combustion ou de retrait du service. Ces 
installations sont présentées comme des centrales modèles de l’IPM dans le tableau 4.5.  Le modèle peut 
choisir de « mettre en service » ou non ces unités. Par exemple, si le modèle choisit de construire 15 
nouvelles centrales à cycle combiné, 15 des 22 centrales autorisées seront « mises en service ».   
 
 
Tableau 4.5.  Profil de regroupement des nouvelles unités et des centrales existantes modernisées 
(installation de technologies en rattrapage, modification de la technique de combustion) et retirées 

du service, présenté dans le module canadien de l’IPM (2004) 
 
 

 Nombre d’unités Nombre de centrales 
modèles de l’IPM 

Nouvelles unités   
Classique à charbon pulvérisé  --- 13 
Gazéification intégrée et cycle 
combiné 

--- 13 

Cycle combiné --- 22 
Turbine à combustion --- 44 
Turbine à combustion 
perfectionnée 

--- 26 

Nucléaire --- 22 
À biomasse --- 9 
Éolienne --- 11 
Hydroélectrique --- 11 
À gaz d’enfouissement --- 10 
Total partiel --- 203 
Installation en rattrapage   
De charbon à charbon lavé 
(lavoir) 

 69 

De charbon à charbon lavé 
(lavoir) + RSC  

 194 

De charbon à charbon lavé 
(lavoir) + RSNC 

 53 

De charbon à réduction 
sélective catalytique (RSC) 

 48 

De charbon à réduction 
sélective non catalytique 
(RSNC) 

 18 

De charbon à injection de 
charbon activé (ICA) 

 79 

De charbon à ICA + RSC  67 
De charbon à ICA + RSNC  84 
De charbon à ICA + lavoir  90 
De charbon à ICA + lavoir + 
RSC 

 84 

De charbon à ICA + lavoir + 
RSNC 

 9 

De mazout et gaz à RSC  95 
De mazout et gaz à RSNC  93 

Total partiel  924 
Modification des techniques   
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de combustion 
De charbon à cycle combiné  56 
De charbon à gazéification 
intégrée et cycle combiné 

 56 

De mazout et gaz et cycle 
combiné 

 105 

Total partiel  217 
Retrait hâtif du service   
Retrait hâtif du service - charbon  56 
Retrait hâtif du service – mazout 
et gaz 

 110 

Retrait hâtif du service – cycle 
combiné 

 65 

Retrait hâtif du service – turbine 
à combustion 

 392 

Retrait hâtif du service – 
nucléaire 

 20 

Total partiel  643 
TOTAL  2 685 

 
 
4.2.7 Coûts et rendement des unités existantes  
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), on a utilisé le coût thermique, les débits d’émissions, ainsi que 
les coûts fixes et variables d’exploitation et d’entretien pour caractériser les coûts et le rendement de 
toutes les unités existantes que contient la liste des unités dans le module canadien. Dans le cas de 
toutes les unités existantes, le module canadien de l’IPM (2004) ne comprend que les coûts marginaux de 
production. Les coûts inévitables des unités existantes, tels que les frais financiers d’immobilisations, ne 
sont pas modélisés. La section ci-dessous présente un exposé sur les hypothèses contenues dans le 
module canadien de l’IPM (2004) et relatives aux coûts et au rendement des unités existantes. 
 
Coût thermique et débits d’émissions  
La section 3.8 a porté sur le traitement du coût thermique et des débits d’émissions dans le module 
canadien de l’IPM (2004). Le tableau 3.9 présente un résumé des règlements en vigueur sur la qualité de 
l’air que les objectifs visés en matière d’émissions et de débits d’émissions de SO2 et de NOx.   
 
Coûts variables d’exploitation et d’entretien 
Les coûts variables d’exploitation et d’entretien correspondent aux coûts associés à la production d’une 
unité génératrice d’électricité, à l’exception de ceux du combustible. Si l’unité génératrice est dotée de 
matériel antipollution, les coûts variables d’exploitation et d’entretien comprennent les coûts d’exploitation 
de ce matériel.  Le tableau 4.6 ci-dessous présente un résumé des hypothèses du module canadien de 
l’IPM (2004) relatives aux coûts variables d’exploitation et d’entretien. 
 

 
 
 
 
 

Tableau 4.6.  Hypothèses du module canadien de l’IPM (2004) relatives aux coûts variables 
d’exploitation et d’entretien (en $US de 1999)    

 

Type de capacité Réduction des émissions de 
NOx 

Coûts variables d’E et d’E 
(en millièmes de $/kWh) 

Charbon non lavé Pas de réduction de NOx 1,5 
 RSC 2,5 
 RSNC 2,5 
Charbon lavé Pas de réduction de NOx 2,9 
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 RSC 3,9 
 RSNC 3,9 
Vapeur, au mazout/au gaz Pas de réduction de NOx 2,6 
 RSC 2,7 
 RSNC 3 
Cycle combiné -- 1 
Turbines à combustion -- 1 
Nucléaire -- 2 

 
Coûts fixes d’exploitation et d’entretien 
Les coûts fixes d’exploitation et d’entretien correspondent aux coûts annuels d’exploitation et d’entretien 
d’une unité. Ces coûts sont engagés peu importe le niveau de production atteint.  Le tableau 4.7 présente 
un résumé des hypothèses utilisées dans le module canadien de l’IPM (2004) relatives aux coûts fixes 
d’exploitation et d’entretien. Il est à remarquer que ces coûts varient en fonction de l’âge de l’installation. 
Les valeurs affichées dans le tableau comprennent les coûts d’entretien du matériel antipollution connexe.     
 

Tableau 4.7.  Hypothèses du module canadien de l’IPM (2004) relatives aux coûts fixes 
d’exploitation et d’entretien (en $US de 1999)  

 

Type de 
centrale 

Combustible 
principal 

Réduction des 
émissions de 

NOx 

Âge de l’unité 
en 1998 
(années) 

Coûts fixes d’E 
et d’E (en $US 
de 1999/kW-

année) 
Turbine à vapeur Charbon non 

lavé 
Pas de réduction 
de NOx  

0 à 10 11,7 

   10 à 20 17,4 
   20 à 30 21,4 
   Plus de 30 27 
  RSC 0 à 10 12,2 
   10 à 20 18 
   20 à 30 22 
   Plus de 30 27,6 
  RSNC 0 à 10 11,9 
   10 à 20 17,6 
   20 à 30 21,6 
   Plus de 30 27,2 
 Charbon lavé Pas de réduction 

de NOx 
0 à 10 23,1 

   10 à 20 35,6 
   20 à 30 37,7 
   Plus de 30 38 
  RSC 0 à 10 23,7 
   10 à 20 36,2 
   20 à 30 38,3 
   Plus de 30 38,5 
  RSNC 0 à 10 23,3 
   10 à 20 35,8 
   20 à 30 37,9 
   Plus de 30 38,1 
 Mazout et gaz Pas de réduction 

de NOx 
0 à 20 10,7 

   20 à 30 14,7 
   Plus de 30 16,4 
  RSC 0 à 20 11,9 
   20 à 30 15,9 
   Plus de 30 17,5 
  RSNC 0 à 20 11 
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   20 à 30 15 
   Plus de 30 16,6 
Cycle combiné Mazout et gaz - 0 à 10 13,9 
   Plus de 10 14,9 
Turbine à gaz Mazout et gaz - 0 à 10 2,8 
   10 à 20 2,8 
   Plus de 20 6,2 
Hydroélectricité Eau - 0 à 30 13,9 
   Plus de 30 15,5 
Réserve pompée Eau - Tous âges 6,5 
Nucléaire Uranium - - 92,3 

 
4.3 Unités prévues  
 
Le module canadien de l’IPM (2004) comprend toutes les unités prévues qui devraient être mises en 
service avant 2007.  Comme dans le cas des unités existantes, les unités prévues figurent sur la liste des 
unités dans le module canadien. 
 
4.3.1 Nombre de centrales 
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), une unité prévue a été ajoutée à la liste des unités dans le 
module canadien seulement si sa construction a été amorcée ou son financement a été réservé et s’il a 
été prévu qu’elle soit en service avant 2007. Le nombre d’unités (ou centrales) que contient la liste des 
unités dans le module canadien a été établi à partir de données provenant de communications 
personnelles auprès des services d’électricité ou des sites Web des sociétés ou des services d’électricité.   
 
Le tableau 4.8 présente un résumé de la capacité totale des unités prévues dans le module canadien de 
l’IPM (2004) et ce, par type de technologie (ou type d’unité) et par région modèle. 
 

Tableau 4.8.  Unités prévues dans le module canadien de l’IPM (2004), par région modèle 
 

Région de l’IPM Type d’unité Nombre d’unités Capacité (en MW) 
N.-É. Éolienne 1 50 
QC Biomasse 1 20 

QC Cogénération – 
Turbine à combustion 1 550 

QC Hydroélectrique  11 4 043 
ON Cycle combiné 1 580 
ON Hydroélectrique 1 150 
ON Nucléaire 3 1 533 
MB Hydroélectrique  2 480 
AB Biomasse 1 25 

AB Cogénération – 
Turbine à combustion 1 85 

AB Charbon lavé 1 450 
AB Éolienne 2 130 

C.-B. Hydroélectrique  5 390 
Total  31 8 486 

 
 
4.3.2 Capacité 
 
La capacité des unités prévues dans la liste des unités dans le module canadien a été établie à partir de 
données provenant de communications personnelles auprès des services d’électricité ou des sites Web 
des sociétés ou des services d’électricité. 
 
4.3.3 Régions modèles 
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Pour déterminer l’emplacement des unités prévues, on a procédé de la même façon que ci-dessus.   
 
4.3.4 Année de mise en exploitation et année de retrait du service 
 
Comme indiqué précédemment, le nombre d’unités prévues que contient la liste des unités dans le 
module canadien tient compte seulement des unités qui devraient être mises en service avant 2007. On a 
donné à toutes les unités prévues une année de mise en exploitation par défaut, soit 2007, en raison du 
fait qu’il s’agit de la première année d’analyse dans le module canadien de l’IPM (2004).  Les hypothèses 
dans le module n’incluent pas de durée de vie utile pour les unités prévues.   
 
4.3.5 Configuration de l’unité, coûts et rendement  
 
Toutes les unités prévues mentionnées dans la liste des unités dans le module canadien font l’objet des 
mêmes caractéristiques de configuration d’unité, de coûts et de rendement que les unités possibles 
disponibles en 2007. La section 4.4 ci-dessous traite en détail des hypothèses du module canadien de 
l’IPM (2004) relatives aux unités possibles.   
 
4.4 Unités possibles 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) comprend des options permettant d’élaborer divers scénarios 
d’unités possibles qui pourraient être mises en service à une date ultérieure. Définies par région, par 
technologie, par année de disponibilité, les unités possibles ayant une capacité initiale de 0 MW sont 
enregistrées (intrant) dans le modèle IPM. Lorsque le modèle est exécuté, la capacité de certaines unités 
possibles est haussée de manière à satisfaire à une demande et à d’autres contraintes du réseau et 
d’exploitation.  Le modèle prévoit alors une nouvelle capacité.   
 
Le tableau 4.5 présente une répartition du nombre d’unités possibles (ou nouvelles), par type, dont la 
construction peut être modélisée dans le module canadien de l’IPM (2004)  La présente section décrit les 
hypothèses du module canadien de l’IPM (2004) relatives aux coûts et au rendement des unités possibles 
autres que nucléaires.  La section 4.5.2 ci-dessous traite des unités possibles nucléaires.  
 
4.4.1 Méthodologie  
 
Le module canadien de l’IPM (2004) est un modèle mixte (Canada et États-unis).  Il génère des prévisions 
jusqu’à l’an 2030 et, de ce fait, l’IPM doit disposer de données sur des caractéristiques détaillées de coûts 
et de rendement de nouvelles unités en vue de satisfaire à la demande croissante et de remplacer la 
capacité des installations retirées du service.  Les données sur les coûts et le rendement de nouvelles 
centrales de production sont extraites du document Annual Energy Outlook 2003 (AEO) de l’Energy 
Information Administration’s (EIA’s) des États-Unis et  servent à assurer la concordance en regard de la 
mise en œuvre des installations aux É.-U.  
 
Pour chaque nouveau type d’unité sont incluses les caractéristiques suivantes pour chacune des 
provinces : 
 

• coûts d’immobilisations (en $/kW), y compris les intérêts intercalaires, 
• coûts fixes d’exploitation et d’entretien (en $/kW-année), 
• coûts variables d’exploitation et d’entretien (en $/MWh), 
• coût thermique (BTU/kWh), 
• apport à la marge de réserve dans le cas des ressources non répartissables,  
• potentiel des ressources dans le cas des ressources renouvelables.  

 
Les coûts d’ingénierie et d’acquisition (CIA) liés à la mise en valeur et à la construction d’une nouvelle 
centrale sont saisis dans les coûts d’immobilisations. Le document AEO (Annual Energy Outlook) 2003 
indique des coûts d’immobilisations à court terme qui ne comprennent pas les intérêts intercalaires. Le 
module canadien de l’IPM (2004) utilise les coûts d’immobilisations à court terme du document AEO et 
inclut les intérêts intercalaires pour établir les coûts totaux d’immobilisations de nouvelles unités. Le calcul 
des intérêts intercalaires se fonde sur le profil de construction et le taux d’escompte. La rubrique 
hypothèses financières du chapitre 6 renferme des précisions au sujet des taux d’escompte mentionnés 
dans le module canadien de l’IPM (2004). Les coûts totaux d’immobilisations comprennent les dépenses 
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engagées dans le matériel antipollution que les nouvelles unités devraient installer pour satisfaire aux 
dispositions de la réglementation sur la qualité de l’air.      
 
Une fois la nouvelle unité construite, ses coûts d’exploitation et d’entretien sont répartis en deux volets, 
soit les coûts fixes d’exploitation et d’entretien et les coûts variables d’exploitation et d’entretien. Les 
hypothèses relatives au rendement de la nouvelle unité tiennent compte du coût thermique, de la 
disponibilité et des débits d’émissions de l’unité. 
 
Les coûts d’immobilisations contenus dans le document AEO 2003 sont génériques. Les écarts dans les 
taux de rémunération des provinces ont été appliqués, comme indiqué au tableau 4.9,  en fonction des 
coûts de l’Energy Information Administration (EIA) en vue d’établir des coûts spécifiques aux provinces qui 
seront utilisés dans le module canadien de l’IPM (2004).   
 

Tableau 4.9.  Taux de rémunération et facteurs régionaux/provinciaux en matière de coûts  
 

Province 

Taux moyen 
de 

rémunération 
($/heure) 

Facteur 
main-

d’oeuvre 

Facteur 
matériel de 

l’usine 

Facteur 
matériaux 
sur place 

Facteur coût 
net 

provincial 

T.-N. 14,60 0,88 1,00 1,00 0,977 
LB 14,60 0,88 1,00 1,00 0,977 

Î.-P.-É. 11,48 0,69 1,00 1,00 0,939 
N.-É. 14,56 0,88 1,00 1,00 0,976 
N.-B. 13,80 0,84 1,00 1,00 0,967 
QC 15,21 0,92 1,00 1,00 0,984 
ON 17,35 1,05 1,00 1,00 1,010 
MB 13,64 0,83 1,00 1,00 0,965 
SK 15,35 0,93 1,00 1,00 0,986 
AB 16,36 0,99 1,00 1,00 0,998 

C.-B. 18,22 1,10 1,00 1,00 1,021 
Source : Statistique Canada 
 
Remarques : 
1. Pour chaque province, on a estimé le taux horaire ($/heure) en divisant le nombre total d’heures 
travaillées par le salaire total.   
2.  Pour déterminer le facteur main-d’œuvre, on a divisé le taux moyen de rémunération dans la province 
par le taux moyen au Canada.     
3. Dans le document AEO 2003, on laisse entendre une répartition des coûts totaux d’ingénierie et 
d’acquisition (CIA) comme suit : 65 % pour l’équipement de l’usine, 20 % pour la main-d’œuvre sur place, 
15 % pour les matériaux sur place. On a supposé que tout l’équipement avait été importé et, par 
conséquent,  devait être disponible dans toutes les provinces, au même prix.  Faute de renseignements 
provinciaux relatifs aux coûts des matériaux sur place, on a supposé qu’ils étaient disponibles dans toutes 
les provinces, au même prix. 
 
4.4.2 Coûts et rendement d’unités classiques possibles  
 
Les types de technologies classiques de production admissibles dans le module canadien de l’IPM (2004) 
au titre de nouvelles unités comprennent notamment :  
 

• centrales à vapeur au charbon (classiques au charbon pulvérisé), 
• centrales intégrées au charbon à gazéification et cycle combiné, 
• centrales au gaz naturel à cycle combiné (CC), 
• centrales au gaz naturel à turbines à combustion (TC). 

 
Afin de maintenir une concordance avec les données de la version 2.1.6 de l’IPM Base Case de l’EPA des 
É.-U., les caractéristiques de coûts et de rendement de nouvelles unités ont été établies à partir des 
hypothèses contenues dans le document AEO 2003. Ces hypothèses sont résumées dans le tableau 4.10 
ci-dessous. Pour la mise en œuvre des unités aux États-Unis, les coûts repères des centrales provenant 
de l’EIA, tels que résumés dans le tableau 4.10, sont adaptés aux régions selon les divers marchés de 
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l’électricité aux É.-U., des facteurs régionaux étant utilisés pour établir les écarts dans les coûts de main-
d’œuvre et des matériaux. Dans le module canadien de l’IPM (2004), les écarts des taux de rémunération 
dans les provinces sont résumés dans le tableau 4.9 ci-dessus et ont été appliqués aux coûts provenant 
de l’EIA afin de déterminer des coûts propres aux provinces. 
 

Tableau 4.10.  Hypothèses contenues dans le module canadien de l’IPM (2004) et relatives au 
rendement et aux coûts des unités dans le cas d’une capacité possible (nouvelle) découlant de 

l’utilisation de technologies classiques à combustible fossile ($CAN de 1999) 
 

 
Classique à 

charbon 
pulvérisé 

Intégrée à 
gazéification 

et cycle 
combiné 

Cycle 
combiné 

Turbine à 
combustion 
perfectionné

e 

Turbine à 
combustion 

Taille (en 
MW) 

400 428 400 120 160 

Première 
année de 
disponibilité 

2010 2010 2010 2005 2005 

Délai de mise 
en production 
(années) 

4 4 3 2 2 

Catégorie 
d’âge 1 
(années 
couvertes) 

2010 et après 2010 et après 2010 et après 2005 à 2009 2005 à 2009 

Catégorie 
d’âge 2 
(années 
couvertes) 

S.O. S.O. S.O. 2010 et après 2010 et après 

Disponibilité 85 % 87,7 % 90,4 % 92,3 % 92,3 % 
Moyens de 
réduction des 
émissions 
(théoriques)  

Épurateur, 
RSC1 

RSC RSC Aucun Aucun 

Élimination de 
SO2  

95 % 99 % S.O. S.O. S.O. 

Débit 
d’émissions 
de NOx  
(lb/MMBTU) 

0,11 0,02 0,02 0,08 0,08 

Catégorie d’âge 1 
Coût 
thermique 
(BTU/kWh) 

8 689 7 378 7 056 9 384 10 930 

Immobilisa-
tions ($/kW) 

1 673 1 958 782 684 607 

Coûts fixes 
d’E et d’E 
($/kW/année) 

36,36 50,01 18,18 12,12 15,13 

Coûts 
variables d’E 
et d’E 
($/MWh) 

4,55 3,03 3,03 4,55 6,07 

Catégorie d’âge 2 
Coût 
thermique 
(BTU/kWh) 

S.O. S.O. S.O. 8 550 10 450 

Immobilisa-
tions ($/kW) 

S.O. S.O. S.O. 580 596 
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Coûts fixes 
d’E et d’E 
($/kW/année) 

S.O. S.O. S.O. 12,12 15,13 

Coûts 
variables d’E 
et d’E 
($/MWh) 

S.O. S.O. S.O. 4,55 6,07 

Remarques :  
1. Conformément aux Lignes directrices sur les émissions de centrales thermiques nouvelles (publiées 
dans le cadre de la Loi canadienne sur la protection de l’environnement de 1999) on a supposé que toutes 
les nouvelles centrales au charbon pulvérisé étaient dotées d’un épurateur (lavoir) et de moyens de RSC. 
2. Les coûts d’immobilisations ne comprennent pas les intérêts intercalaires. Un taux de change de 1 $US 
= 1,55 $CAN a été utilisé.  
 
Les hypothèses dans le tableau 4.10 relatives aux coûts et au rendement se fondent sur la taille (c.-à-d. la 
capacité de production d’électricité en MW) indiquée dans le tableau.  La nouvelle capacité totale de ces 
technologies qui peut être mise en service n’est pas limitée dans le module canadien de l’IPM (2004). Le 
délai de mise en production représente la durée nécessaire des travaux de construction pour la mise en 
service (ou en exploitation) d’une unité.  La disponibilité décrit la proportion d’heures dans une année 
pendant lesquelles l’unité peut fonctionner une fois qu’elle a été mise en exploitation. La notion de 
« catégorie d’âge » saisit la réduction des coûts et l’amélioration du rendement découlant d’un 
changement technologique et de l’apprentissage par la pratique. 
 
4.4.3 Coûts et rendement de technologies possibles autres que classiques et à ressources renouvelables 
 
Les types de technologies de production à ressources renouvelables admissibles dans le module 
canadien de l’IPM (2004) au titre de nouvelles unités comprennent notamment : 
 

• éoliennes, 
• petites centrales hydroélectriques, 
• grandes centrales hydroélectriques, 
• centrales à gaz d’enfouissement, 
• centrales à biomasse. 

 
Éoliennes 
 
Les éoliennes sont l’une des technologies actuellement adoptées qui font appel à une ressource 
renouvelable et qui ont un avenir très prometteur.  Les caractéristiques de coûts et de rendement extraites 
du document Annual Energy Outlook 2003 de l’Energy Information Administration ont été utilisées afin de 
maintenir une concordance avec les données de mise en oeuvre aux États-Unis. Comme la première 
utilisation du module canadien de l’IPM (2004) était l’année 2007 et que les exigences d’admissibilité au 
programme Encouragement à la production d’énergie éolienne (EPÉÉ) de Ressources naturelles Canada 
prennent fin en avril 2007, on ne s’est pas servi de l’EPÉÉ pour réduire les coûts d’immobilisations.   
 
Le potentiel éolien est restreint par des variables géographiques qui ont une incidence sur la qualité du 
vent. Les lieux d’aménagement de projets d’énergie éolienne au Canada sont limités et, du fait de la 
nature intermittente du vent à titre de ressource énergétique, les éoliennes ne produiraient pas de 
l‘énergie de manière continue. Le Service de l’environnement atmosphérique d’Environnement Canada a 
fourni les mesures de la vitesse du vent et le profil de production en provenance de différentes stations de 
surveillance dans chacune des provinces.  Une « classe de vent » particulière (une mesure de la qualité 
du vent) a été attribuée à la qualité du vent à chaque station, en fonction de la vitesse moyenne annuelle 
du vent.  À partir de ces données, on a attribué une « classe de vent » à chaque province. Toutes les 
données de rendement des éoliennes sont résumées dans le tableau 4.11. Les coûts d’immobilisations 
sont de 1 487 $/kW ($CAN de 1999) et seront corrigés pour tenir compte du facteur coûts 
d’immobilisations et des intérêts intercalaires des provinces. Les coûts fixes d’exploitation et d’entretien 
sont de 38,70 $/kW-année ($CAN de 1999).  Les données sur les coûts sont extraites du document 
Annual Energy Outlook (2003) de l’Energy Information Administration. 
 

Tableau 4.11.  Coûts, facteur de capacité et potentiel de la ressource contenus dans le module 
canadien de l’IPM (2004) et relatifs aux nouvelles éoliennes   
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Province Facteur de capacité Potentiel de la ressource  
(en MW) 

T.-N. 0,42 611 
LB 0,34 611 

Î.-P.-É. 0,34 43 
N.-É. 0,42 574 
N.-B. 0,34 785 
QC 0,42 9 777 
ON 0,42 8 236 
MB 0,34 1 027 
SK 0,42 826 
AB 0,42 2 509 

C.-B. 0,42 3 257 
 
Source des données sur le potentiel de la ressource : CANMET, Énergie, Mines et Ressources, octobre 
1992.  
 
Petites centrales hydroélectriques 
 
Le potentiel des petites centrales hydroélectriques n’est pas une option explicitement modélisée dans le 
plan de mise en œuvre aux États-Unis, mais il est une constituante importante du secteur de l’électricité 
au Canada et des hypothèses ont été mises au point pour qu’Environnement Canada  puisse les utiliser 
dans le module canadien de l’IPM (2004). Ces hypothèses se fondaient sur les données de l’Atlas 
international des petites centrales hydroélectriques de CANMET (2002). L’Atlas international des petites 
centrales hydroélectriques contient des estimations des coûts et du potentiel de sites non aménagés de 
petites centrales hydroélectriques. Les renseignements sur les coûts proviennent du Canada, plus 
particulièrement de chaque province, et se fondent sur des données recueillies depuis les 20 dernières 
années.  Les renseignements sur les coûts propres aux sites se fondent sur les formules établies et sur 
des études particulières qui sont intégrées dans la base de données. Afin de représenter les coûts et le 
potentiel dans chaque province dans le modèle, en fonction d’un regroupement des installations, ICF a 
élaboré quatre classes de coûts (très faibles, faibles, modérés et élevés).  Chaque classe de coûts 
correspond aux coûts moyens pondérés pour tous les sites potentiels. Le tableau 4.12 et le tableau 4.13 
précisent les coûts d’immobilisations et le potentiel correspondant de la ressource pour les petites 
centrales hydroélectriques et ce, par province et par classe de coûts. 
 

Tableau 4.12.  Résumé des coûts d’immobilisations de petites centrales hydroélectriques 
incorporés dans le module canadien de l’IPM (2004) (en $CAN de 1999/kW) 

 
Petites centrales hydroélectriques Province Très faibles Faibles Modérés Élevés 

T.-N. S.O. 2 415 3 143 4 146 
LB S.O. 4 177 4 693 6 021 

Î.-P.-É. S.O. S.O. S.O. S.O. 
N.-É. 2 717 3 139 3 643 4 657 
N.-B. 2 822 3 652 4 654 5 937 
QC 2 005 2 696 3 402 4 593 
ON 1 521 2 208 2 675 3 145 
MB 3 275 3 929 4 507 5 145 
SK 4 800 6 578 S.O. S.O. 
AB 2 869 3 170 3 791 5 728 

C.-B. S.O. 1 730 2 425 4 830 
 

 
Tableau 4.13.  Potentiel de la ressource de petites centrales hydroélectriques incorporé dans le 

module canadien de l’IPM (2004) (en MW) 
 

Province Petites centrales hydroélectriques 
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 Très faible Faible Modéré Élevé 
T.-N. 0 395 396 400 
LB 0 6 6 6 

Î.-P.-É. S.O. S.O. S.O. S.O. 
N.-É. 1 54 55 54 
N.-B. 0 186 180 174 
QC 19 347 363 353 
ON 0 58 59 54 
MB 14 101 117 100 
SK 12 13 S.O. S.O. 
AB 19 39 48 32 

C.-B. 0 286 290 286 
 
Source : Centre de la technologie de l’énergie de CANMET, Ressources naturelles Canada. 2002. Atlas 
international des petites centrales hydroélectriques (International Small Hydro Atlas). 
 
La disponibilité de l’énergie aux génératrices de petites centrales hydroélectriques varie souvent 
considérablement d’une province à l’autre. Il est nécessaire de représenter ces écarts saisonniers dans le 
modèle.  L’Atlas international des petites centrales hydroélectriques de CANMET contient des données 
sur les facteurs de capacité propres aux sites de divers projets de petites centrales hydroélectriques. 
L’Atlas met l’accent sur les installations de 5 kW à 20 MW. Les facteurs de capacité annuelle sont 
saisonnalisés en fonction des facteurs de capacité existants des provinces en matière d’hydroélectricité.  
Un résumé de ces facteurs de capacité est présenté dans le tableau 4.14 ci-dessous.    
 

Tableau 4.14.  Facteurs de capacité saisonnière des petites centrales hydroélectriques dans le 
module canadien de l’IPM (2004)  

 
Facteur de capacité saisonnière Province Type Hiver Été 

Terre-Neuve 

Très faible 
Faible 

Modéré 
Élevé 

S.O. 
0,68 
0,72 
0,73 

S.O. 
0,43 
0,47 
0,48 

Labrador 

Très faible 
Faible 

Modéré 
Élevé 

S.O. 
0,68 
0,72 
0,73 

S.O. 
0,43 
0,47 
0,48 

Nouvelle-Écosse 

Très faible 
Faible 

Modéré 
Élevé 

0,53 
0,57 
0,54 
0,55 

0,44 
0,49 
0,46 
0,47 

Nouveau-Brunswick 

Très faible 
Faible 

Modéré 
Élevé 

0,49 
0,48 
0,54 
0,56 

0,48 
0,47 
0,53 
0,55 

Québec 

Très faible 
Faible 

Modéré 
Élevé 

0,86 
0,80 
0,77 
0,79 

0,75 
0,69 
0,66 
0,68 

Ontario 

Très faible 
Faible 

Modéré 
Élevé 

0,55 
0,64 
0,61 
0,60 

0,50 
0,59 
0,56 
0,55 

Manitoba 

Très faible 
Faible 

Modéré 
Élevé 

0,65 
0,65 
0,65 
0,64 

0,65 
0,65 
0,65 
0,63 

Saskatchewan Très faible 
Faible 

0,57 
0,63 

0,60 
0,67 
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Modéré 
Élevé 

S.O. 
S.O. 

S.O. 
S.O. 

Alberta 

Très faible 
Faible 

Modéré 
Élevé 

0,37 
0,37 
0,42 
0,40 

0,47 
0,47 
0,52 
0,49 

Colombie-Britannique 

Très faible 
Faible 

Modéré 
Élevé 

S.O. 
0,62 
0,59 
0,59 

S.O. 
0,53 
0,51 
0,50 

Source : Centre de la technologie de l’énergie de CANMET, Ressources naturelles Canada. 2002. Atlas 
international des petites centrales hydroélectriques (International Small Hydro Atlas). 
 
Grandes centrales hydroélectriques 
 
Le potentiel des grandes centrales hydroélectriques n’est pas modélisé dans le plan de mise en œuvre 
aux États-Unis, mais il est une constituante importante de la production d’électricité au Canada et a été 
inclus dans le module canadien de l’IPM (2004). En raison de la nature propre aux sites des projets de 
grandes centrales hydroélectriques, de l’absence de données sur les coûts propres aux sites et de la 
possibilité que les décisions prises soient influencées par de nombreux objectifs, les grandes centrales 
hydroélectriques ne sont pas modélisées de manière endogène, mais plutôt d’une manière exogène dans 
le module canadien de l’IPM (2004).  Le tableau 4.15 présente un résumé des projets de grandes 
centrales hydroélectriques modélisées de manière exogène, à partir de renseignements provenant de 
communications personnelles auprès des services d’électricité ou des sites Web des sociétés ou des 
services d’électricité.  
 

Tableau 4.15.  Projets de grandes centrales hydroélectriques dans le module canadien de l’IPM 
(2004)  

 

Nom du projet Province Capacité (en MW) Année de mise en 
exploitation 

Eastmain 1 (2008) QC 480 2007 
Grand-Mère QC 220 2005 
La Romaine QC 1 500 2014 
Mercier QC 50 2007 
Péribonka QC 385 2008 
Sainte-Marguerite – 3 QC 882 2004 
Tolnustoouc QC 526 2005 
Capacité additionnelle 
d’hydroélectricité pour 
répondre aux besoins9 de 
capacité de l’IPM 

QC 2 000 2020 

Kelsey MB 280 2008 
Wuskwatim MB 200 2010 
Brilliant Expansion BC 120 2007 
Fourth Turbine, Seven Mile BC 210 2005 

Centrales à gaz d’enfouissement 
 
Les renseignements destinés au module canadien de l’IPM (2004) et portant sur les coûts et le potentiel 
de récupération et d’utilisation des gaz d’enfouissement se fondent sur les données recueillies en marge 
d’une étude préparée pour Environnement Canada et intitulée Identification of Potential Landfill Sites for 
Addition Gas Recovery and Utilization in Canada, 1999. Ces données sont résumées dans le tableau 4.16 
ci-dessous. Un coût moyen pondéré a été calculé pour chaque province d’après le potentiel estimé de 
production. Le coût thermique se fonde sur l’expérience des États-Unis et est établi hypothétiquement à 
13 648 BTU/kWh. 
 
                                            
9 Pour répondre à la demande en électricité, on a ajouté de manière exogène une capacité de 2 000 MW 
en hydroélectricité au Québec. 
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Tableau 4.16.  Potentiel et coûts d’immobilisations des centrales à gaz d’enfouissement dans le 
module canadien de l’IPM (2004)  

 
Province Coûts ($CAN de 1999/kW) Potentiel (en MW) 

T.-N. 2 449 7 
LB 2 449 7 

Î.-P.-É. S.O. S.O. 
N.-É. 1 665 5 
N.-B. 2 926 3 
QC 1 812 50 
ON 1 850 153 
MB 1 800 20 
SK 2 339 4 
AB 1 973 46 

C.-B. 1 452 59 
 
Source : Environnement Canada. 1999. Identification of Potential Landfill Sites for Additional Gas 
Recovery and Utilization in Canada. Ottawa. 
 
Centrales à biomasse 
 
Les caractéristiques de coûts et de rendement des centrales à biomasse dans le module canadien de 
l’IPM (2004) sont extraites du document AEO 2003 de l’EIA.  Les coûts d’immobilisations, les coûts fixes 
d’E et d’E et les coûts variables d’E et d’E ont été établis théoriquement à 2 615 $/kW, à 68,13 $/kW-
année et à 4,39 millièmes de $/kWh respectivement. Tous les coûts sont exprimés en $CAN de 1999. Le 
potentiel de la biomasse est présenté au tableau 4.17 et est estimé d’après l’enthalpie du combustible telle 
que précisée dans le document (en anglais) Opportunities for Increased Cogeneration in the Pulp and 
Paper Industry, de mars 1999. 
 

Tableau 4.17.  Potentiel de la biomasse dans le module canadien de l’IPM (2004) 
 

Province Déchets de bois – 
2010 (en PJ) 

Pâte et liqueur 
résiduaire – 2010  

(en PJ) 

Potentiel de la 
ressource (en MW) 

T.-N. 3,8 2,2 137 
LB 0 0 0 

Î.-P.-É. 0 0 0 
N.-É. 24 32,6 233 
N.-B. 24 32,6 576 
QC 42,4 74,6 1 671 
ON 18,1 64,9 1 186 
MB 3,1 14,2 126 
SK 3,1 14,2 121 
AB 21,3 48,9 1 003 

C.-B. 67,6 219,5 4 101 
 
Remarque : En supposant un coût thermique de 8 911 BTU/kWh et un facteur de capacité de 85 %. 
Source : Opportunities for Increased Cogeneration in the Pulp and Paper Industry, mars 1999. Document 
préparé par Neill and Gunter (Nouvelle-Écosse) limited pour le compte de Ressources naturelles Canada. 
 
4.5 Centrales nucléaires 
 
4.5.1 Unités existantes 
 
Nombre, emplacement, configuration de l’unité, année de mise en exploitation et année de retrait du 
service  
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Le module canadien de l’IPM (2004) contient des centrales modèles représentant les 17 centrales 
nucléaires actuellement en service et les 3 centrales prévues et qui figurent sur la liste des unités dans le 
module canadien. Les données ont été recueillies principalement auprès de Statistique Canada ou sur les 
sites Web des services d’électricité. Une liste des centrales nucléaires en service et prévues figurant sur la 
liste des unités dans le module canadien, ainsi que de leur capacité, est présentée à l’annexe 4.1. 
 
Capacité 
 
Les centrales nucléaires sont des centrales électriques de base pour lesquelles les coûts fixes (coûts 
d’immobilisations et coûts fixes d’E et d’E) sont élevés et les coûts variables (combustible et coûts 
variables d’E et d’E) sont faibles. En raison de leurs faibles coûts de combustible et faibles coûts variables 
d’E et d’E, les centrales nucléaires sont exploitées à plein régime, c’est-à-dire pendant toute leur période 
de disponibilité. Comme l’explique la section 3.5.2, le facteur de capacité d’une centrale nucléaire est donc 
équivalent à sa disponibilité. Ainsi, dans le module canadien de l’IPM (2004), on utilise des hypothèses 
relatives au facteur de capacité pour déterminer la limite supérieure de production des unités (ou 
centrales) nucléaires.     
 
Le tableau 4.18 présente les facteurs de capacité nucléaire dans le module canadien de l’IPM (2004). 
Comme le facteur de capacité de chaque centrale varie en fonction des hypothèses posées ci-dessus et 
que chaque centrale dans chaque région est unique, les facteurs de capacité moyens affichés dans le 
tableau varient selon la région. 
 

Tableau 4.18.  Facteurs de capacité régionaux moyens des centrales nucléaires dans le module 
canadien de l’IPM (2004)  

 
Région de l’IPM / Année 2005-2020 

N.-B. 83,6 % 
QC 79,4 % 
ON 79,5 % 

Moyenne nationale pondérée  79,7 % 
 
Coûts et rendement 
 
Contrairement aux centrales existantes autres que nucléaires décrites à la section 4.2.7, on n’utilise pas 
les débits d’émissions pour caractériser les centrales nucléaires car, dans ce cas, il n’y a pas d’émissions 
de SO2 ou de NOx. 
 
En revanche, comme dans le cas d’autres ressources de production, le module canadien de l’IPM (2004) 
fait appel aux coûts fixes et variables d’exploitation et d’entretien pour caractériser les coûts d’exploitation 
des centrales nucléaires. Comme l’indique le tableau 4.6, des coûts variables d’E et d’E de 0,002 $/kWh 
(coûts hypothétiques) sont établis dans le module canadien de l’IPM (2004) pour les centrales nucléaires. 
Les coûts variables d’E et d’E comprennent une somme additionnelle de 0,001 $/kWh pour tenir compte 
des coûts de l’élimination des déchets nucléaires. Comme l’indique le tableau 4.7, des coûts fixes d’E et 
d’E de 92,3 en $US de 1999/kW-année (coûts hypothétiques) sont établis dans le module canadien de 
l’IPM (2004) pour les centrales nucléaires. Les hypothèses contenues dans le module canadien de l’IPM 
(2004) au sujet des coûts du combustible nucléaire sont présentées à la section 7.5.  
 
Le module canadien de l’IPM (2004) contient une option de retrait hâtif du service de centrales nucléaires 
pour des motifs économiques. Dans la décision de retirer une centrale du service, on ne tient pas compte 
des coûts de la mise hors service.     
 
 
4.5.2 Centrales nucléaires possibles 
 
Lors de la modélisation des centrales nucléaires possibles à l’aide du module canadien de l’IPM (2004), 
on utilise les hypothèses de coûts et de rendement liées à la construction de centrales CANDU 6 et ACR-
700 au Canada qui sont basées sur “Comparaison du coût unitaire moyen de l’électricité pour différentes 
filières de production de la charge de base en Ontario", août 2004, préparée par le Canadian Energy 
Research Institute (CERI), (http://www.cna.ca/french/Studies/CERI/CERI_LUEC_Sep22-04-FR_final.pdf) 
 

http://www.cna.ca/french/Studies/CERI/CERI_LUEC_Sep22-04-FR_final.pdf
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Les coûts du combustible nucléaire des unités possibles sont les mêmes que ceux des centrales 
nucléaires existantes et sont présentés à la section 6.5. La capacité de modélisation des nouvelles 
centrales nucléaires et des hypothèses relatives aux coûts et au rendement est intégrée dans le module 
canadien de l’IPM (2004).     
 
 
4.6 Options de modification des techniques de combustion  
 
Dans le cas des unités à vapeur au charbon, le module canadien de l’IPM (2004) offre l’option de modifier 
la technique de combustion pour passer à des installations à cycle combiné au gaz naturel et à des 
installations intégrées à gazéification et cycle combiné. Dans le cas des unités à vapeur au mazout/au 
gaz, le module offre l’option de passer à des installations à cycle combiné au gaz naturel. Il s’agit des 
seules options de modification des techniques de combustion qu’offre le module canadien de l’IPM (2004). 
Dans le modèle, on peut choisir de modifier les techniques de combustion des centrales uniquement s’il 
est plus économique de le faire.     
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), les coûts et le rendement d’une nouvelle unité à cycle combiné 
(décrite précédemment dans la section 4.3.2) ont servi de point de départ à l’élaboration des hypothèses 
sur les coûts et le rendement découlant du passage au cycle combiné. De la même façon, les coûts d’une 
nouvelle unité intégrée à gazéification et cycle combiné ont servi à la préparation des coûts de la 
modification d’une centrale au charbon pour son passage à une installation intégrée à gazéification et 
cycle combiné. Dans le cas des nouvelles centrales, les coûts de modification des techniques de 
combustion sont ajustés à la baisse pour tenir compte du fait que la conservation de la turbine à vapeur 
des unités existantes permet de réaliser des économies et ils sont haussés pour tenir compte des coûts 
de démolition. Par ailleurs, la modification des techniques de combustion coûte moins cher que la 
construction d’une nouvelle unité, mais elle est aussi moins efficace. Une centrale dont la technique de 
combustion a été modifiée n’est pas parfaitement adaptée à son espace comme dans le cas d’une 
nouvelle centrale et, par conséquent, son coût thermique hypothétique sera plus élevé que celui d’une 
nouvelle centrale compte tenu de la perte d’efficacité. Comme le montre le tableau 4.10, par exemple, le 
coût thermique hypothétique d’une centrale au charbon modifiée en installation intégrée à gazéification et 
cycle combiné pour 2010 et après, qui correspond à 7 687 BTU/kWh, est plus élevé que celui d’une 
nouvelle centrale intégrée à gazéification et cycle combiné, qui correspond à 7 378 BTU/kWh, pour la 
même période.   
 
Pour un résumé des hypothèses sur les coûts et le rendement des options de modification des techniques 
de combustion intégrées dans le module canadien de l’IPM (2004), veuillez consulter le tableau 5.5 du 
chapitre 5 qui porte sur les technologies de réduction des émissions. Le tableau 4.5 ci-dessus donne une 
liste des options de modification des techniques de combustion qui sont intégrées dans le module 
canadien de l’IPM (2004).  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Annexe 4.1 
 

Tableau A.4.1.  Centrales électriques nucléaires en service et prévues, intégrées dans le module 
canadien de l’IPM (2004)  

 
Région modèle Nombre de centrales Capacité (en MW) 

N.-B. 1 635 
QC 1 680 
ON 18 12 278 

Total 20 13 593 
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Chapitre 5 : Technologies de réduction des émissions dans le module canadien 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) mentionne des technologies de réduction des émissions à titre 
d’options pour se conformer à la réglementation existante sur la qualité de l’air utilisée dans le cadre de la 
modélisation de l’IPM. Les caractéristiques de coûts et de rendement de ces technologies de réduction 
des émissions de SO2 et de NOx se fondent sur les hypothèses de la version 2.1.6 de l’IPM Base Case de 
l’EPA des É.-U. Cela permet d’assurer la concordance entre les hypothèses des deux modèles (canadien 
et américain).  Un résumé des formules détaillées servant au calcul des coûts et du rendement de ces 
options est présenté dans le document de l’EPA des É.U. intitulé Documentation of EPA Modeling 
Applications (V.2.1) Using the Integrated Planning Model, mars 2002, qu’on peut consulter à l’adresse  
http://www.epa.gov/airmarkets/epa-ipm/.      
 
Les technologies de réduction des émissions de SO2 et de NOx sont offertes comme options de 
modification en rattrapage.  Les centrales existantes peuvent recourir à ces technologies pour se 
conformer à la réglementation modélisée sur la qualité de l’air. Les unités existantes ou possibles 
(nouvelles) intégrées dans le module canadien de l’IPM (2004) utilisent les mêmes hypothèses de coûts et 
de rendement des technologies de réduction des émissions de SO2. Ces données sont incluses dans les 
coûts d’immobilisations et les coûts fixes et variables d’exploitation et de rendement totaux des unités. Les 
coûts estimés de centrales possibles (nouvelles) au charbon pulvérisé (d’après les données du document 
Annual Energy Outlook (AEO) 2003) comprennent déjà les coûts d’épurateurs de SO2; ainsi, on n’a pas 
ajouté de coûts supplémentaires pour la réduction des émissions de SO2 dans les unités possibles au 
charbon pulvérisé.    
 
5.1 Technologies de réduction du dioxyde de soufre  
 
Les technologies de réduction du dioxyde de soufre, appelées désulfuration des gaz de combustion, sont 
connues collectivement sous l’appellation d’épurateurs. Les deux types d’épurateurs inclus dans l’analyse 
en vue de la réduction des émissions des centrales au charbon sont : à oxydation forcée au calcaire dans 
le cas des installations chauffées au charbon à teneur élevée en soufre et à séchage par pulvérisation de 
chaux (SPC) dans le cas des installations chauffées au charbon à faible teneur en soufre.        
 
5.1.2 Oxydation forcée au calcaire 
 
La technique d’oxydation forcée au calcaire est une méthode de lavage (épuration) du SO2  offerte aux 
centrales au charbon produisant plus de 100 MW d’électricité et qui consomment du charbon bitumineux 
contenant 2 % ou plus de soufre. Cette technique est censée réduire les émissions de SO2 de 95 %.  
 
5.1.3 Séchage par pulvérisation de chaux (SPC) 
 
La technique de séchage par pulvérisation de chaux (SPC) est une méthode d’épuration à sec du SO2 
offerte aux centrales au charbon qui consomment du charbon bitumineux, subbitumineux ou du lignite, qui 
contient moins de 2 % de soufre.  Dans le module canadien de l’IPM (2004), la technique SPC est censée 
réduire les émissions de SO2 de 75 %.  
 
L’énergie nécessaire au fonctionnement de chacun de ces épurateurs diminue la capacité et l’énergie 
disponibles pour répondre à la demande en électricité. Ainsi, on applique une diminution de 2,1 % de la 
capacité initiale de chaque unité dotée en rattrapage de ces épurateurs. Ainsi la capacité totale de 
production est réduite de 2,1 %, toutes autres choses étant égales. Pour tenir compte du combustible 
consommé par l’épurateur (et donc ses coûts d’exploitation), un coût thermique additionnel de 2,1 % est 
appliqué aux unités modifiées en rattrapage. Cette majoration du coût thermique est uniquement une 
technique de modélisation qui ne représente pas une hausse du coût thermique réel de l’unité (p. ex., s’il y 
a une diminution de la production d’une unité).   
 
 
 
 
 
5.2 Technologies de réduction des oxydes d’azote  
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Le module canadien de l’IPM (2004) comprend deux catégories de technologies de réduction des NOx : 
les techniques pendant la combustion et les techniques après combustion. Les techniques de réduction 
des émissions de NOx pendant la combustion font appel à la régulation des caractéristiques de la flamme, 
telles que la température. Les techniques après combustion se déroulent à la suite de la combustion et 
éliminent les NOx des gaz de combustion. Toutes les techniques de réduction des émissions de NOx 
intégrées dans le module canadien de l’IPM (2004) sont offertes dans le commerce et sont présentement 
utilisées dans de nombreuses centrales électriques.     
 
5.2.1 Techniques de réduction des NOx  pendant la combustion 
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), on suppose, de façon exogène, que si les unités sont visées 
par un règlement sur les émissions de NOx et qu’elles ne sont pas dotées de dispositifs de réduction des 
émissions de NOx pendant la combustion (p. ex., des brûleurs à faibles émissions de NOx ou des moyens 
de réduction après la combustion), ces unités devront être dotées de matériel approprié en premier pour 
se conformer aux règlements sur les émissions de NOx avant de les doter de dispositifs de réduction des 
émissions après combustion.  Les débits d’émissions de ces unités seront ajustés pour tenir compte de 
l’installation des dispositifs de réduction des NOx  pendant la combustion. 
 
5.2.2 Techniques de réduction des NOx après combustion 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) contient deux techniques : la réduction sélective catalytique (RSC) et 
la réduction sélective non catalytique (RSNC).  Ces deux techniques de réduction des émissions après 
combustion sont offertes aux centrales au charbon et à vapeur (au mazout/au gaz) à titre de moyens de 
réductions des émissions de NOx.   
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), la réduction sélective catalytique (RSC) et la réduction sélective 
non catalytique (RSNC) sont offertes aux centrales au charbon et à vapeur (au mazout/au gaz) comme 
moyens de réduction des émissions de NOx.  Des dispositifs de RSC peuvent être installés dans les 
centrales au charbon ayant une capacité de 100 MW ou plus, ainsi que dans toutes les centrales au 
mazout/au gaz. Un dispositif de RSC peut permettent en théorie une réduction de 90 % des émissions de 
NOx d’une centrale au charbon, jusqu’à une limite de 0,02 kg/MMBTU. Dans le cas des centrales à vapeur 
(au mazout/au gaz),  ces dispositifs permettent de réduire jusqu’à 80 % des émissions de NOx.  Un 
dispositif de RSNC permet, en théorie, de réduire les émissions de 35 % dans le cas des centrales au 
charbon et de 50 % dans le cas des centrales à vapeur (au mazout/au gaz).  
 
Le tableau 5.1 ci-dessous présente un bref résumé des hypothèses relatives aux coûts et au rendement 
des techniques de réduction des NOx et du SO2 d’une centrale au charbon d’une capacité de 300 MW et 
dont le coût thermique est de 10 000 BTU/kWh. 
 
Tableau 5.1 Résumé des coûts et du rendement des techniques de réduction des émissions d’une 
centrale au charbon d’une capacité de 300 MW et dont le coût thermique est de 10 000 BTU/kWh  
 

Technique de réduction 
des émissions 

Polluant 
visé 

Immobilisa-
tions ($/kW) 

Coûts 
fixes d’E et 
d’E ($/kW-

année) 

Coûts 
variables 
d’E et d’E 
(millièmes 
de $/kWh) 

Proportion 
de 

réduction 

RSC NOx 117,80 $ 0,77 $ 0,96 90 %1 
RSC – mazout/gaz NOx 40,30$ 1,22 $ 0,10 80 % 

RSNC 
(faible débit d’émissions de 

NOx
2) 

NOx 21,70 $ 0,31 $ 0,86 35 % 

RSNC 
(débit élevé d’émissions de 

NOx — Cyclone) 
NOx 7,75 $ 0,12 $ 1,30 35 % 

RSNC 
(débit élevé d’émissions de 

NOx — Autre) 
NOx 13,95 $ 0,23 $ 0,903 35 % 

RSNC – mazout/gaz NOx 12,40 $ 0,18 $ 0,46  
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Oxydation forcée au 
calcaire SO2 446,40 $ 16,74 $ 1,02 95 % 

SPC SO2 318,00 $ 11,30 $ 3,13 75 % 
Remarques : 
1 Faibles émissions de NOx < 0,5 lb/MMBTU. Émissions élevées de NOx > 0,5 lb/MMBTU. 
2  Ne peut assurer une réduction au-delà de 0,05 lb/MMBTU. 
3 Coûts variables d’E et d’E = 0,90 pour capacité < 480 MW, 
  Coûts variables d’E et d’E = 0,91 pour capacité > 480 MW. 
  Toutes les valeurs sont en dollars CAN de 2000 
 
Référence : 
EPA. Documentation de l’EPA Modelling Applications (V.2.1) Using the Integrated Planning Model 
(EPA, 2002b) 

 
 

 
5.3 Options de modification des techniques de combustion 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) offre des options de modification des techniques de combustion des 
centrales à vapeur au charbon; ces options sont le cycle combiné au gaz naturel et la gazéification 
intégrée et cycle combiné. Quant à elles, les centrales à vapeur (au mazout/au gaz) peuvent passer à des 
centrales à cycle combiné au gaz naturel.  Il s’agit là des seules options de modification des techniques de 
combustion offertes dans le module canadien de l’IPM (2004). Ces hypothèses concordent avec celles 
contenues dans la version 2.1.6 du modèle IPM Base Case de l’EPA des États-Unis  Le tableau 5.5 
présente un résumé des hypothèses relatives aux coûts et au rendement des options de modification des 
techniques de combustion offertes aux centrales dans le module canadien de l’IPM (2004).   
 

Tableau 5.5.  Hypothèses relatives aux coûts et au rendement des options de modification des 
techniques de combustion ($CAN de 1999) 

 

 

Passage du charbon 
à la technique 

charbon et 
gazéification intégrée 

et cycle combiné 

Passage du charbon 
à la technique au gaz 

et cycle combiné 

Passage du 
mazout/gaz à la 

technique au 
gaz et cycle 

combiné 
Taille (en MW) 428 400 400 
Première année de 
disponibilité 

2010 2005 2005 

Délai de mise en 
production (années) 

4 3 3 

Catégorie d’âge 1 
(années couvertes) 

2010 et après 2005 et après 2005 et après 

Disponibilité  87,7 % 90,4 % 90,4 % 
Catégorie d’âge 1 

Proportion de 
modification de la 
technique de combustion 

100 % 100 % 100 % 

Coût thermique 
(BTU/kWh) 

7 687 7 220 7 220 

Immobilisations ($/kW) 2 063 685 685 
Coûts fixes d’E et d’E 
($/kW-année) 

50,0 18,2 18,2 

Coûts variables d’E et d’E 
($/kW-année) 

3,03 3,03 3,03 

 
 
 
Chapitre 6 : Hypothèses financières du module canadien 
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Dans l’IPM, on utilise deux paramètres, soit les frais financiers et le taux d’escompte, pour résumer les 
hypothèses d’une option d’investissement. Le taux d’escompte10 est nécessaire pour le calcul de la valeur 
actualisée nette (VAN). Il permet d’effectuer des analyses intertemporelles et représente la valeur 
temporelle de l’argent.  Les versements annuels au titre du capital d’un investissement sont calculés à 
l’aide des frais financiers qui tiennent compte du coût de la dette, de la rentabilité des capitaux propres, 
des impôts et de l’amortissement.   
 
Le module canadien de l’IPM (2004) comprend des technologies divergentes pour lesquelles on emploie 
des méthodes d’exploitation et de financement, des plans de recettes, des grilles d’amortissement et des 
profils de risque différents.  Dans le module canadien de l’IPM (2004), les hypothèses relatives aux frais 
financiers et au taux d’escompte tiennent compte de ces différences et sont axées aussi bien sur les 
technologies que sur les provinces.   
 
Pour de plus amples renseignements sur le rôle du taux d’escompte dans le modèle IPM, veuillez 
consulter les sections 2.3.3 et 2.2. De la même façon, consultez la section 2.2 pour obtenir plus 
d’informations au sujet des frais financiers et de leur rôle dans le modèle IPM. L’exposé ci-dessous décrit 
la méthodologie utilisée dans le module canadien de l’IPM (2004), ainsi que les hypothèses relatives aux 
frais financiers et au taux d’escompte. 
   
 
6.1 Méthodologie 
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), les frais financiers et le taux d’escompte se fondent sur des 
techniques d’évaluation utilisées dans les marchés financiers. Des frais financiers et un taux d’escompte 
de cette nature permettent d’analyser de nouveaux investissements dans le modèle IPM dans le contexte 
de marchés de l’électricité déréglementés dans lesquels les investisseurs et les promoteurs de projets de 
centrales électriques doivent compétitionner sur les marchés financiers pour leurs mises de fonds sans 
aucune garantie de rentabilité de leurs placements. Cette hypothèse relative aux frais financiers et au taux 
d’escompte a été mise en oeuvre parce que presque toutes les provinces canadiennes autorisent des 
sociétés ne relevant pas de la Couronne à construire des centrales électriques. Cette hypothèse est 
compatible avec celle qu’on retrouve dans le modèle IPM aux É.-U.    
 
Le « libre mouvement de trésorerie de la société » (Free Cash Flow to Firm ou FCFF) est une technique 
d’évaluation utilisée dans le cas des sociétés où les créanciers comprennent les détenteurs de titres de 
créances et les détenteurs d’actions. Les liquidités résiduelles après le paiement des dépenses 
d’exploitation et des impôts, mais avant les paiements à tous les créanciers correspondent aux libres 
mouvements de trésorerie de la société. Les frais financiers garantissent des mouvements de trésorerie 
suffisants pour que la société puisse remplir ses obligations à l’égard des détenteurs de titres de créances 
et des détenteurs d’actions.   
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), les frais financiers et le taux d’escompte servent surtout à 
fournir un aperçu judicieux de l’impact des politiques environnementales sur les marchés de l’électricité.  
Ainsi, aux fins du module canadien de l’IPM (2004), un investisseur représentatif ne doit pas seulement 
être perçu comme un investisseur en actions ou un créancier obligataire. Il doit plutôt être perçu comme 
les deux à la fois. Dans le module canadien de l’IPM (2004), on a donc utilisé la notion de libre 
mouvement de trésorerie de la société pour calculer les frais financiers et le taux d’escompte. 
 
Dans l’établissement des hypothèses, les frais financiers sont fonction des paramètres suivants :  

• la structure financière (ratio emprunt/capitaux propres) 
• le taux d’endettement avant impôt (ou intérêt des emprunts) 
• la durée de la dette (ou d’endettement) 
• la rentabilité des capitaux propres après impôt  
• d’autres coûts, tels que les taxes foncières, les assurances et le fonds de roulement  
• l’impôt fédéral et provincial sur les revenus des sociétés  
• la grille d’amortissement 

                                            
10 Le taux d’escompte utilisé dans le module canadien de l’IPM (2004) correspond au coût moyen pondéré 
du capital (CMPC), c’est-à-dire le taux d’escompte utilisé avec la technique d’évaluation par libre 
mouvement de trésorerie de la société décrite plus loin dans le chapitre. 
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• la durée totale des investissements. 
 
De la même façon, le taux d’escompte est fonction des paramètres suivants : 

• la structure financière 
• le taux d’endettement avant impôt  
• le taux de rentabilité après impôt. 

 
6.2 Frais financiers et taux d’escompte  
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), les frais financiers et le taux d’escompte varient selon les 
provinces et la technologie de production d’électricité. Les structures des marchés de l’électricité, l’impôt 
provincial et d’autres coûts (surtout les taxes foncières municipales et provinciales) diffèrent dans chacune 
des provinces. On a supposé que tous les investissements dans de nouvelles centrales étaient faits par 
des entités déréglementées, comme l‘explique la section 6.1. 
 
6.2.1 Profil de risque et mécanismes de financement  
 
Lorsque des entités déréglementées investissent dans de nouvelles centrales, les mises de fonds sont en 
quelque sorte financées par le projet.  Ce type de mécanisme protège la société mère qui n’a pas à mettre 
ses propres actifs à risque au titre du projet. C’est plutôt le projet lui-même qui est à risque. Le mécanisme 
signifie aussi que les projets sont financés uniquement en fonction du bien-fondé du projet en question, 
des éléments tels que la solidité financière de la société mère, le rendement des actions de la société et 
sa rentabilité étant moins pertinents. Le marché évalue et finance l’investissement uniquement sur la base 
des éléments fondamentaux du projet. Les modifications en rattrapage peuvent cependant être financées 
indirectement.  Dans le module canadien de l’IPM (2004), le financement indirect des modifications a 
surtout lieu dans des régions réglementées. Le cas échéant et lorsqu’on disposait de données, on a 
employé la structure financière du service d’électricité représentatif.  Dans les régions déréglementées, les 
modifications des installations peuvent aussi être financées indirectement, mais la méthode de 
financement tiendra compte de la structure financière, comme dans le cas du financement par le projet. 
Contrairement à ce qui se passe dans les régions règlementées, cela est attribuable au fait que 
l’investissement doit encore être évalué sur la base des éléments fondamentaux du projet et que si la 
dette et les coûts des capitaux propres sont plus faibles, le risque est moins élevé.     
 
On a constaté que des sociétés canadiennes réunissaient des capitaux au niveau de la société et, par 
conséquent, que l’hypothèse de l’utilisation du taux d’endettement fondé sur les profils de risque de 
l’investissement n’était pas forcément vraie au Canada. On a aussi observé que des entités autres que les 
grandes sociétés d’électricité provinciales pouvaient aussi concevoir un projet. Si cette observation est 
prise logiquement, une société pourrait détenir un portefeuille constitué d’une seule centrale électrique.  
Le cas échéant, le financement indirect et le financement de projet devraient fournir des résultats 
similaires. En outre, les promoteurs dans un marché déréglementé n’ont pas forcément tous accès à des 
capitaux subventionnés. Dans le modèle IPM,  les prix de la capacité sont influencés par les coûts de 
construction d’une unité marginale qui peut ne pas être forcément construite par un service d’électricité 
provincial. Ainsi, pour qu’on puisse modéliser les prix de la capacité, il est approprié de poser une 
hypothèse de financement de projet axé sur le risque. La méthodologie utilisée pour l’élaboration de ces 
hypothèses financières est compatible avec les hypothèses contenues dans la version 2.1.6 du modèle 
IPM Base Case de l’EPA des É.-U. 
 
Même si toutes les régions utilisent la même structure financière pour les nouvelles unités, le taux 
d’escompte et les frais financiers diffèrent selon la région et selon la technologie. Les écarts entre les 
régions découlent de différences au niveau de certains paramètres tels que le taux d’imposition. Par 
ailleurs, les différences au niveau des technologies tiennent compte des variations dans le profil de risque 
du projet.    
 
Dans les régions déréglementées, l’investissement de capitaux dans des technologies de production 
d’électricité tient compte du profil de risque lié à cette technologie particulière. Les technologies de 
production d’électricité présentent des profils de risque d’investissement différents qui découlent de leurs 
caractéristiques d’exploitation. Par exemple, l’investissement dans une turbine à combustion (TC) sera 
probablement plus risqué que dans le cas d’une installation à cycle combiné (CC), car la TC fonctionne 
comme une unité de pointe et ne peut générer de recettes que lorsque la demande est forte, alors que 
l’installation à CC peut générer des recettes pendant une période beaucoup plus étendue durant l’année. 
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L’investisseur dans une installation à CC devrait alors payer une prime de risque moins élevée que 
l’investisseur dans une installation à TC.  De la même façon, un investissement dans une centrale 
combinée de production de chaleur et d’électricité présentera un risque similaire à celui dans une 
installation à CC, car une bonne part du risque dans ce genre de centrale sera compensée par des 
contrats d’achat de vapeur.  L’investissement dans de nouvelles centrales électriques et dans des 
installations combinées de production de chaleur et d’électricité présente des profils de risque différents; 
ainsi, le taux d’escompte et les frais financiers sont différenciés selon différentes catégories d’unités 
possibles. On a employé deux profils de risque différents selon les technologies de production d’électricité 
dans les régions déréglementées. Les catégories de risques des technologies ne s’appliquent pas dans 
les régions réglementées car on a établi comme hypothèse un même rendement garanti pour toutes les 
technologies. Le tableau 6.1 décrit les catégories de risques et le financement dans les régions 
déréglementées. La dernière colonne du tableau désigne les deux méthodes de financement décrites 
précédemment dans le chapitre.  « Indirect » désigne le financement indirect et « Projet » désigne le 
financement en fonction du projet. 
 

Tableau 6.1. Hypothèses relatives au profil de risque des types de centrales dans le module 
canadien de l’IPM (2004)  

 
Technologie de production d’électricité Catégorie de risque Financement 

Modification en rattrapage d’unités existantes  Faible Indirect 
Nouvelle centrale à cycle combiné  Modéré Projet 
Nouvelle centrale au charbon Modéré Projet 
Nouvelle centrale hydroélectrique Modéré Projet 
Nouvelle centrale nucléaire Élevé Projet 
Nouvelle centrale à turbine à combustion Élevé Projet 
Nouvelle centrale à source renouvelable autre 
que l’eau 

Élevé Projet 

  
6.2.2 Hypothèses 
 
Comme indiqué précédemment, il faut évaluer divers paramètres pour calculer les frais financiers et le 
taux d’escompte.  Certains de ces paramètres sont communs à toutes les régions et à toutes les 
technologies, alors que d’autres varient selon la région et (ou) la technologie. Les tableaux 6.2a à 6.2i 
présentent un résumé des hypothèses particulières visant les frais financiers et le taux d’escompte selon 
la région et la technologie. Les frais financiers et le taux d’escompte ont été établis à partir de données 
d’experts provenant de plusieurs ministères du gouvernement fédéral et d’hypothèses contenues dans la 
version 2.1.6 de l’IPM Base Case de l’EPA des États-Unis 

 
Table 6.2a.  Hypothèses financières pour Terre-Neuve et le Labrador 

 

Paramètre Existante + 
modification 

Nouvelle, 
éolienne 

Nouvelle, 
charbon,  

CC 

Nouvelle, 
hydroélec-

trique 

Nouvelle, 
TC, 

nucléaire 
Frais financiers 

réels 10,30 % 13,61 % 13,14 % 11,95 % 13,89 % 

Taux 
d’escompte réel 5,34 % 8,28 % 7,66 % 7,66 % 8,28 % 

 
Table 6.2b.  Hypothèses financières pour le Nouveau-Brunswick et l’Île-du-Prince-Édouard 

 

Paramètre Existante + 
modification 

Nouvelle, 
éolienne 

Nouvelle, 
charbon,  

CC 

Nouvelle, 
hydroélec-

trique 

Nouvelle, 
TC, 

nucléaire 
Frais financiers 

réels 11,58 % 14,92 % 14,44 % 13,25 % 15,20 % 

Taux 
d’escompte réel 5,11 % 8,27 % 7,64 % 7,64 % 8,27 % 
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Table 6.2c.  Hypothèses financières pour la Nouvelle-Écosse 
 

Paramètre Existante + 
modification 

Nouvelle, 
éolienne 

Nouvelle, 
charbon,  

CC 

Nouvelle, 
hydroélec-

trique 

Nouvelle, 
TC, 

nucléaire 
Frais financiers 

réels 12,67 % 16,52 % 16,07 % 14,84 % 16,83 % 

Taux 
d’escompte réel 4,60 % 8,22 % 7,60 % 7,60 % 8,22 % 

 
Table 6.2d.  Hypothèses financières pour le Québec 

 

Paramètre Existante + 
modification 

Nouvelle, 
éolienne 

Nouvelle, 
charbon,  

CC 

Nouvelle, 
hydroélec-

trique 

Nouvelle, 
TC, 

nucléaire 
Frais financiers 

réels 10,49 % 13,99 % 13,48 % 12,36 % 14,19 % 

Taux 
d’escompte réel 4,98 % 8,45 % 7,81 % 7,81 % 8,45 % 

 
Table 6.2e.  Hypothèses financières pour l’Ontario 

 

Paramètre Existante + 
modification 

Nouvelle, 
éolienne 

Nouvelle, 
charbon,  

CC 

Nouvelle, 
hydroélec-

trique 

Nouvelle, 
TC, 

nucléaire 
Frais financiers 

réels 16,21 % 17,77 % 19,49 % 19,26 % 17,61 % 

Taux 
d’escompte réel 5,37 % 7,71 % 8,33 % 8,33 % 7,71 % 

 
Table 6.2f.  Hypothèses financières pour le Manitoba 

 

Paramètre Existante + 
modification 

Nouvelle, 
éolienne 

Nouvelle, 
charbon,  

CC 

Nouvelle, 
hydroélec-

trique 

Nouvelle, 
TC, 

nucléaire 
Frais financiers 

réels 10,70 % 12,76 % 12,32 % 11,07 % 13,08 % 

Taux 
d’escompte réel 6,25 % 8,22 % 7,60 % 7,60 % 8,22 % 

 
Table 6.2g.  Hypothèses financières pour la Saskatchewan 

 

Paramètre Existante + 
modification 

Nouvelle, 
éolienne 

Nouvelle, 
charbon,  

CC 

Nouvelle, 
hydroélec-

trique 

Nouvelle, 
TC, 

nucléaire 
Frais financiers 

réels 13,41 % 15,57 % 15,15 % 13,91 % 15,91 % 

Taux 
d’escompte réel 6,22 % 8,18 % 7,57 % 7,57 % 8,18 % 
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Table 6.2h.  Hypothèses financières pour l’Alberta 
 

Paramètre Existante + 
modification 

Nouvelle, 
éolienne 

Nouvelle, 
charbon,  

CC 

Nouvelle, 
hydroélec-

trique 

Nouvelle, 
TC, 

nucléaire 
Frais financiers 

réels 13,02 % 15,04 % 14,59 % 13,39 % 15,34 % 

Taux 
d’escompte réel 6,35 % 8,33 % 7,70 % 7,70 % 8,33 % 

 
Tableau 6.2i.  Hypothèses financières pour la Colombie-Britannique  

 

Paramètre Existante + 
modification 

Nouvelle, 
éolienne 

Nouvelle, 
charbon,  

CC 

Nouvelle, 
hydroélec-

trique 

Nouvelle, 
TC, 

nucléaire 
Frais financiers 

réels 13,84 % 17,40 % 16,94 % 15,76 % 18 % 

Taux 
d’escompte réel 5,0 % 8,3 % 7,7 % 7,7 % 8,3 % 

 
 
6.3 Taux d’escompte pour les coûts autres qu’en capital  
 
6.3.1 Coûts du combustible, coûts variables d’E et d’E et coûts fixes d’E et d’E  
 
Le taux d’escompte pour les dépenses autres qu’en capital (c.-à-d. les coûts annuels de combustible et 
les coûts fixes et variables d’E et d’E) a été établi théoriquement à (5,34 %). Cette valeur est employée 
comme taux d’escompte par défaut pour toutes les dépenses autres qu’en capital.   
 
6.3.2 Calcul du prix autorisé en fonction du temps  
 
En vertu d’un programme de plafond et d’échange de droits d’émission en parfaite concurrence, qui 
autorise la mise en réserve de crédits, le prix autorisé augmente toujours en fonction du taux d’escompte 
entre les périodes si les sources visées possèdent des crédits en réserve entre les deux périodes.   Il 
s’agit d’un résultat économique de base dans les programmes de plafond et d’échange de droits 
d’émission qui empêche les sources de profiter de crédits d’arbitrage entre les deux périodes. Ce calcul 
n’est pas applicable au module canadien de l’IPM (2004). 
 
6.4 Traitement des valeurs nominale et réelle du dollar dans l’IPM 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) utilise des valeurs en dollars réels de 1999 pour toutes les 
simulations à l’aide de l’IPM. Consultez le chapitre 2 pour un exposé plus détaillé sur la manière dont l’IPM 
utilise les valeurs en dollars réels dans les analyses intertemporelles.    
 
6.5 Traitement du dollar canadien  
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), on a utilisé un taux de change de 1,55 $CAN pour 1,00 $US. Le 
module canadien de l’IPM (2004) fournit les données de coûts et de prix en dollars US et le taux de 
change est employé pour convertir les valeurs contenues dans l’IPM en dollars canadiens.  Toute 
information provenant du Canada a été convertie en $US en fonction de ce taux de change.   
 
 
 
 
 
Chapitre 7 : Hypothèses du module canadien relatives aux combustibles 
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Les combustibles représentent l’un des principaux éléments influant sur le secteur de l’électricité.  La 
qualité des combustibles a une incidence directe sur les émissions de SO2. Le prix des combustibles est 
l’élément le plus important des coûts variables d’une unité génératrice. De plus,  le prix des combustibles 
influe sur les caractéristiques de répartition des unités génératrices.   L’IPM permet de modéliser les 
marchés des combustibles avec précision. Il existe plusieurs options d’approvisionnement en combustible 
pour chaque unité génératrice en ce qui concerne la qualité du combustible et le type de combustible et le 
modèle affectera (répartira) une unité pouvant produire de l’électricité au coût le plus bas tout en 
respectant les contraintes en matière de combustible et d’environnement.   
 
Le module canadien de l’IPM (2004) contient des hypothèses portant sur le charbon, le gaz naturel, le 
mazout, l’ORIMULSION®, la biomasse et les combustibles nucléaires. Ces hypothèses concernent les 
caractéristiques, la structure du marché et les prix des combustibles.  
 
7.1 Charbon 
 
Le module canadien de l’IPM (2004) traite du charbon de deux façons. D’une part en fonction des 
provinces comme l’Alberta et la Saskatchewan qui utilisent d’importantes réserves de charbon local.  
D’autre part en fonction des provinces qui importent le charbon des États-Unis ou d’autres provinces 
canadiennes. Les méthodes pour obtenir du charbon diffèrent, tout comme les hypothèses sur les coûts et 
la qualité du produit.  Le présent chapitre traite d’abord de l’Alberta et de la Saskatchewan.    
 
Le Canada dispose d’une capacité de production d’électricité d’environ 17 GW à partir de centrales au 
charbon réparties dans l’ensemble des provinces. Le tableau 7.1 ci-dessous présente un résumé de la 
capacité des centrales au charbon par province.    
 

Tableau 7.1.  Capacité des centrales au charbon, par province (en MW) 
 

Province Bitumineux Subbitumi-
neux Lignite 

Nouvelle-
Écosse 1 226 S.O. S.O. 

Nouveau-
Brunswick 60 458 S.O. 

Ontario 6973 S.O. 525 
Manitoba S.O. 100 S.O. 

Saskatchewa
n S.O. S.O. 1 716 

Alberta 145 5 675 S.O. 
 
 
L’Alberta et la Saskatchewan disposent d’importantes réserves locales de charbon. L’Alberta produit 
surtout du charbon subbitumineux, tandis que la Saskatchewan produit du lignite. Dans ces provinces,  la 
plus grande partie de la capacité de production d’électricité à partir du charbon provient de centrales qui 
sont situées près des mines et qui consomment donc les ressources  locales en charbon.   Compte tenu 
de la nature de ces centrales au charbon, il est peu probable qu’elles passeront à un charbon présentant 
des caractéristiques différentes et, par conséquent, les centrales au charbon de l’Alberta et de la 
Saskatchewan auront seulement droit à des options qui s’appliquent à ce type de centrales. En outre, la 
production d’électricité à partir du charbon est fort peu probable au Québec en raison de l’importante 
capacité potentielle d’hydroélectricité et, de ce fait, cette option pour le Québec n’est pas retenue dans  le 
module canadien de l’IPM (2004).   
 
Les centrales au charbon dans les autres provinces ainsi que les détails des hypothèses du module 
canadien de l’IPM (2004) relatives au marché du charbon seront traitées à la section 7.1.1 ci-dessous. Le 
module canadien de l’IPM (2004) contient aussi des hypothèses sur la qualité du charbon qui différencient 
le charbon par catégories (p. ex.,  bitumineux, subbitumineux et lignite) et par teneur en soufre. La section 
7.1.2 ci-dessous décrit les hypothèses du module canadien de l’IPM (2004) relatives à la qualité du 
charbon.  
 
 
7.1.1 Marchés du charbon  
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Les provinces canadiennes qui importent leur charbon s’approvisionnent soit aux États-Unis, soit dans 
d’autres provinces canadiennes. À l’exception de deux centrales qui utilisent du lignite provenant de la 
Saskatchewan, l’Ontario consomme d’importantes quantités de charbon provenant des États-Unis. Dans 
le modèle IPM des États-Unis, les marchés du charbon sont modélisés en tenant compte de 40 régions 
d’approvisionnement et de 39 régions demanderesses de charbon. La figure 7.1 ci-dessous présente une 
carte des régions d’approvisionnement en charbon.   
 
Figure 7.1. Carte des régions d’approvisionnement en charbon du moule canadien de l’IPM (2004)  

 

 
 
 
Chacune des centrales au charbon est liée à une région demanderesse. Une région demanderesse de 
charbon est liée à un sous-ensemble de régions d’approvisionnement  et peut obtenir du charbon 
moyennant certains frais de transport. Dans le cas des provinces de l’Ontario, de la Nouvelle-Écosse et du 
Manitoba, qui importent du charbon des États-Unis, les centrales ont été liées à de nouvelles régions 
demanderesses de charbon représentant ces provinces. Ces régions demanderesses de charbon sont 
liées aux régions d’approvisionnement suivantes en charbon des États-Unis, soit la région centrale des 
Appalaches,  la région nord des Appalaches et la région ouest des Grandes Plaines du Nord. Les frais de 
transport hypothétiques du charbon sont similaires aux frais de transport actuels à destination des régions 
demanderesses les plus au nord des États-Unis. Les centrales non minières peuvent utiliser plusieurs 
types de charbon à faible et à haute teneur en soufre de sorte qu’elles puissent se conformer, au moindre 
coût, à la réglementation en matière d’environnement. La teneur en soufre du charbon est particulière à 
chaque centrale. Le tableau 7.2 présente les prix du charbon en 1999.  
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Tableau 7.2.  Prévisions des prix du charbon canadien livré dans les provinces 
($CAN de 1999/MMBTU) 

 

Province Qualité du charbon $CAN de 1999/MMBTU 
Hausse annuelle de 

la productivité  
(en %) 

Nouveau-Brunswick Bitumineux 2,61 1,1 % 
Ontario Lignite 1,50 0,7 % 

Saskatchewan Lignite 0,89 0,7 % 
Subbitumineux 0,61 0,7 % Alberta Bitumineux 0,45 0,7 % 

 
Sources : Rapport 57-202 de Statistique Canada intitulé « Production, transport et distribution 
d’électricité », tableau 6 (année 2000), et Annual Energy Outlook, 2003 de l’Energy Information 
Administration.  Remarque : Les valeurs ont été converties de dollars de 2000 à des dollars de 1999 à 
l’aide d’un IPC 2000 de 113,5 et d’un IPC 1999 de 110,5. 
 
7.1.2 Affectation des qualités du charbon  
 
Dans le modèle américain, on attribue des qualités au charbon en fonction du débit maximum réglementé 
d’émissions de SO2. Pour chaque unité on offre ensuite un choix de charbons dont la teneur en soufre est 
inférieure à ce débit maximum. Le modèle choisit le type de charbon qui sera utilisé par l’unité en fonction 
de considérations économiques et autres et, par conséquent, le débit d’émissions  peut être inférieur à 
celui réglementé.     
 
Toute unité qui choisit de se doter d’une installation de réduction des émissions, telle qu’un épurateur, 
sera automatiquement autorisée à consommer tout type de charbon, y compris ceux dont la teneur en 
soufre est supérieure à la limite supérieure, parce que l’installation permettra de réduire les émissions à 
un niveau acceptable. Cela explique le fait que le charbon à teneur élevée en soufre soit, en général, 
moins coûteux.    
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), on suppose que toute centrale électrique minière continuera 
d’utiliser le même charbon, même si elle est dotée d’une installation de réduction des émissions. Pour 
choisir le charbon dans le cas des unités autres que ces centrales, on utilise la même méthode que dans 
le modèle des É.-U.  
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), on utilise les débits d’émissions actuels déclarés comme limiter 
supérieure pour les unités ayant accès à un choix de charbons. Les centrales au charbon sont ensuite 
autorisées à utiliser plusieurs types de charbons importés dont la teneur en soufre est égale ou inférieure 
à cette limite supérieure. L’IPM choisit ensuite le charbon le moins coûteux pour la centrale mise en 
marche, les débits d’émissions des centrales étant susceptibles de changer selon le charbon utilisé.    
 
7.2 Gaz naturel 
 
Le gaz naturel est un élément important des intrants dans le module canadien de l’IPM (2004).   Plusieurs 
méthodes sont employées pour calculer les prix du gaz naturel, notamment l’emploi de courbes 
d’approvisionnement comme dans le cas du modèle des É.-U. Le module canadien de l’IPM (2004) ne fait 
pas appel à cette méthode, mais utilise des prix du gaz naturel qui se fondent sur les prévisions du prix du 
gaz de l’EIA.  Comme l’EIA ne fournit pas de prix du gaz naturel au Canada, les prévisions les plus 
récentes de l’EIA (AEO 2003) ont servi à déterminer le prix à la jonction Henry Hub.  On a calculé les prix 
dans les régions du Canada en utilisant un élément supplémentaire saisonnier pour le transport dans le 
cas de chaque région loin de la jonction Henry Hub11.  Les éléments supplémentaires sont demeurés 

                                            
11 La jonction Henry Hub est un point de junction d’un gazoduc en Louisiane, qui relie neuf conduites 
inter-États et quatre conduites d’État et qui permet aux transporteurs d’avoir accès aux gazoducs 
desservant des marchés dans les régions des États-Unis comme la région côtière du Golfe, la région du 
sud-est, la région du Midwest, et la région du nord-est.  En raison de la situation centralisée stratégique de 
la jonction Henry Hub, le prix du gaz naturel à ce point est généralement accepté comme valeur de 
référence pour le commerce du gaz naturel aux É.-U. 
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constants pendant tout l’horizon de l’étude et ont été calculées en fonction de données antérieures sur le 
prix du gaz.  Le tableau 7.4 ci-dessous présente un résumé des résultats de ce calcul. La production à 
partir de centrales au gaz naturel n’a pas été autorisée à Terre-Neuve, au Labrador et à l’Île-du-Prince-
Édouard.   
 
7.2.1 Éléments supplémentaires saisonniers pour le gaz 
 
On a établi les prix du gaz naturel livré dans les provinces canadiennes en exécutant des calculs 
statistiques fondés sur les prix antérieurs aux principaux points d’établissement de prix (liquide).  À cette 
fin, on a utilisé les prix quotidiens antérieurs du gaz extraits de la publication Gas Daily.  Des données 
quotidiennes sur une période de 8 ans ont servi à établir les prix de Sumas et d’AECO.  Dawn est un point 
de jonction assez récent qui est en exploitation depuis les 5 dernières années. Par conséquent, dans ce 
cas, on a utilisé les données des cinq dernières années pour déterminer les éléments supplémentaires 
saisonniers. Le tableau 7.3 ci-dessous montre le point représentatif utilisé pour chacune des régions au 
Canada. Pour décider d’un point représentatif dans une région, on a tenu compte du paramètre de lieu 
(très « liquide »). Par exemple,  dansa le cas de la Colombie-Britannique, , le point d’établissement de prix 
« Sumas » a été considéré comme représentatif même si un autre point, « Westcoast Station 2 », était 
disponible.  Comme le montre le tableau, les écarts en été et en hiver ont été calculés pour chacune des 
régions. Des points de données antérieures, à l’extérieur de la plage de deux écarts-types de la moyenne 
saisonnière, ont été considérés comme des cas particuliers représentant de courtes crêtes en raison des 
conditions météo,  de contraintes d’exploitation ou de fluctuations des marchés à court terme.   
 

Tableau 7.3.  Éléments supplémentaires d’approvisionnement en gaz dans les régions 
canadiennes  

 
Élément supplémentaire – 
Prix final (cents CAN de 

1999/MMBTU) Région Point 
représentatif 

Autres éléments 
supplémentaires 

Hiver Été 
Maritimes Maritimes and 

Northeast Pipeline  
Aucun -150,4 -169,0 

Québec AECO + gazoduc 
local 

TransCanada Pipeline 43,4 37,2 

Ontario DAWN Aucun 21,7 9,0 
Manitoba AECO + gazoduc 

local 
TransCanada Pipeline -51,2 -57,4 

Saskatchewan AECO + gazoduc 
local 

TransGas -94,6 -100,8 

Alberta AECO Aucun -109,6 -116,4 
Colombie-
Britannique 

Sumas Aucun -67,6 -102,61 

 
Sources : Gas Daily, Platts et Canadian Natural Gas Focus, GLC Energy Publications Inc. 
Remarque : Les Maritimes comprennent le Nouveau-Brunswick et la Nouvelle-Écosse. Les Maritimes ne 
comprennent pas Terre-Neuve, Labrador, ni l’Île-du-Prince-Édouard parce qu’ils ne reçoivent pas de gaz 
naturel.  
 
7.2.2 Facteurs d’émission 
 
Comme le gaz naturel ne contient pas de soufre,  le module canadien de l’IPM (2004) ne comporte pas 
d’hypothèses relatives au facteur d’émission de SO2 du gaz naturel.     

 
7.3 Mazout 
 
Au Canada, les chaudières à vapeur au mazout consomment normalement du mazout résiduel. On 
retrouve aussi au Canada un nombre limité de chaudières consommant du diesel.  Les sections 7.3.1 et 
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7.3.2 traitent respectivement des hypothèses d’approvisionnement, y compris les prévisions de prix, et des 
caractéristiques de ces combustibles.   
 
 
 
 
7.3.1 Hypothèses d’approvisionnement 
 
Contrairement au prix du charbon importé des États-Unis, qui est calculé d’une manière endogène dans le 
module canadien de l’IPM (2004), les prix du mazout sont précisés d’une manière exogène. Le tableau 7.4 
présente un résumé des hypothèses du module canadien de l’IPM (2004) relatives aux prix du mazout 
résiduel. Il existe trois types de mazout : le mazout léger, le mazout lourd et le diesel. Les valeurs pour ces 
trois de combustibles sont déclarées.     
 

Tableau 7.4 Résumé des prix du mazout et du diesel (en $CAN de 1999)  
 

($/MM
BTU) T.-N. LB Î-P-É N.-É. N.-B. QC ON MB SK AB C.-B. 

Mazout 
léger 11,29 11,12 S.O. 9,12 6,50 6,40 9,18 9,36 S.O. S.O. S.O. 

Mazout 
lourd 4,70 4,70 5,32 4,73 3,88 3,60 5,47 S.O. 3,87 S.O. S.O. 

Diesel 7,51 7.51 8,43 7,68 8,15 13,80 7,78 18,87 9,58 12,23 12,00 
 
Source : Rapport 57-202 de Statistique Canada intitulé Production, transport et distribution d’électricité, 
tableau 6 (année 2000). 
Remarque : Le Labrador reçoit du mazout de Terre-Neuve. De plus, toutes les valeurs ont été converties 
de dollars de 2000 en dollars de 1999 à l’aide d’un IPC 2000 de 113,5 et d’un IPC 1999 de 110,5. 
 
7.3.2 Facteurs d’émission 
 
Les facteurs d’émission du mazout décrivent la teneur en SO2 par unité d’énergie du mazout. Dans le 
module canadien de l’IPM (20040, ces facteurs représentent les émissions susceptibles de se produire 
lors de la combustion du mazout dans une installation non dotée de dispositifs de réduction des 
émissions. La teneur en soufre du mazout est propre à chaque centrale, tandis que celle du diesel est de 
0,3 lb/MMBTU SO2.   

 
7.4 ORIMULSION® 
 
L’ORIMULSION® est un combustible fossile liquide composé à 70 % de bitume et à 30 % d’eau douce.  
Le bitume est une forme naturelle de pétrole qui vient de la région de l’Orénoque dans l’est du Venezuela. 
Au Canada, on l’utilise au Nouveau-Brunswick. La section 7.4.1 traite du prix de l’ORIMULSION® dans le 
module canadien de l’IPM (2004), tandis que la section 7.4.2 traite des facteurs d’émission.   
 
7.4.1 Prévisions des prix 
 
Même si le prix réel de l’ORIMULSION® n’est pas divulgué publiquement, il est normalement disponible 
pour des conventions de contrats fixes d’une durée de 20 ans, négociées de façon ponctuelle, afin de le 
maintenir concurrentiel par rapport à celui des combustibles des centrales au charbon et au mazout. Aux 
fins du module canadien de l’IPM (2004), on a supposé que le prix de l’ORIMULSION® au Nouveau-
Brunswick serait maintenu au même niveau que celui des prévisions provinciales du prix du charbon. 
 
7.4.2 Facteurs d’émission 
 
Le module canadien de l ‘IPM (2004) contient des facteurs d’émission de SO2 de l’ORIMULSION®.  
L’ORIMULSION® contient 4,4 lb/MMBTU de SO2. 

 
7.5 Biomasse 
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Dans le module canadien de l’IPM (2004), la biomasse est offerte comme combustible pour les centrales 
existantes exclusivement à biomasse et pour les centrales potentielles à biomasse, à gazéification et cycle 
combiné. En plus de ces centrales, la biomasse est aussi offerte à toutes les centrales au charbon qui, 
dans le module, peuvent inclure une option de chauffe mixte à la biomasse, comme le décrit la section 
5.4.2.  Dans le modèle des États-Unis, des courbes d’approvisionnement en biomasse ont été élaborées 
et utilisées, ce qui n’est pas le cas dans le module canadien de l ‘IPM (2004). La section 7.5.1 traite de la 
structure du marché de la biomasse dans le module canadien de l ‘IPM (2004), tandis que la section 7.5.2 
traite des facteurs d’émission de ce type de combustible.    
7.5.1 Structure du marché  
 
Dans le module canadien de l ‘IPM (2004), les prix de la biomasse sont calculés à partir des prix réels de 
1999 et sont maintenus constants pendant toute la période de l’étude. La biomasse est donc traitée 
différemment dans ce module, parce qu’aucune source unique n’a permis de résumer un ensemble 
cohérent de prix pour la biomasse dans plusieurs provinces. Le tableau 7.5 ci-dessous décrit les 
prévisions que contient le module canadien de l ‘IPM (2004) au sujet du prix de la biomasse livrée. 
 
Tableau 7.5.  Prévisions du prix de la biomasse livrée – Valeur moyenne en $CAN de 1999/MMBTU 

 
Province Qualité de la biomasse 2005 à 2020 

Nouvelle-Écosse Bois 0,92 
Québec Bois 0,38 
Ontario Bois 0,55 
Alberta Bois 0,74 

Colombie-Britannique Bois 0,59 
Toutes les autres provinces Bois 0,64 

 
Source : Rapport 57-202 de Statistique Canada intitulé Production, transport et distribution d’électricité, 
1999, tableau 6. 
 
7.5.2 Facteurs d’émission 
 
Le module canadien de l‘IPM (2004) modélise les émissions de SO2 découlant de la combustion de la 
biomasse, en utilisant des facteurs d’émission pour la biomasse.  La biomasse contient 0,08 lb/MMBTU de 
SO2.   

 
7.6 Combustible nucléaire 
 
Au Canada, les centrales nucléaires ont une capacité de production d’électricité par centrale nucléaire 
d’environ 10 GW.  En général, les coûts variables des centrales nucléaires sont faibles, ce qui fait qu’on 
peut les répartir au maximum de leur disponibilité. Dans le module canadien de l‘IPM (2004), les 
prévisions du prix du combustible nucléaire sont compatibles avec celles de l’IPM des É.-U. et sont 
présentées au tableau 7.6. Ces prévisions se fondent sur les données contenues dans le document 
Annual Energy Outlook 2003 de l’EIA des États-Unis. 
 
 

Tableau 7.6.  Prévisions du prix du combustible nucléaire 
 

Année 
Prix du combustible 

nucléaire (cents CAN de 
1999/MMBTU) 

2005 0,63 
2010 0,64 
2015 0,63 
2020 0,63 
2025 0,63 

Moyenne 0,63 
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Chapitre 8 : Résultats du module canadien de l’IPM (2004) 
 
Les chapitres précédents du présent rapport ont été axés sur les éléments de la méthodologie de l’IPM 
(chapitre 2) et sur les hypothèses présentées dans le module canadien de l‘IPM (2004) (chapitres 3 à 7). 
Le présent chapitre comporte un exposé des principaux résultats des scénarios de base. Avant de passer 
à ces résultats, le chapitre présente un bref résumé des caractéristiques des scénarios de base.  
 
8.1 Caractéristiques des scénarios  
 
Le module canadien de l‘IPM (2004) tient compte uniquement des lois et des règlements fédéraux et 
provinciaux (consulter le tableau 3.9 du chapitre 3 pour une liste complète de ces lois et règlements), qui 
ont une incidence sur les émissions atmosphériques dans le secteur de l’électricité dans 10 provinces 
canadiennes, Terre-Neuve et le Labrador étant traités comme des régions modèles distinctes. Le module 
canadien de l‘IPM (2004) utilise des débits d’émissions de base particuliers pour les unités (ou centrales) 
existantes et prévues, ainsi que des règlements provinciaux relatifs aux émissions de SO2 et de NOx pour 
toutes les provinces. 
 
La section 3.9 décrit toutes les particularités des règlements existants sur la qualité de l’air modélisés 
dans le module canadien de l‘IPM (2004) dans le but de représenter les programmes de réglementation 
sur les émissions de SO2 et de NOx.   
 
8.2 Sommaire des résultats 
 
La présente section présente un sommaire des résultats contenus dans le module canadien de l‘IPM 
(2004).   
 
8.2.1 Production d’électricité par type de combustible  
 
Dans le module canadien de l‘IPM (2004), on prévoit une croissance totale de la production d’électricité de 
8,4 % entre 2010 et 2020 (passant de 652 TWh en 2007 à 707 TWh en 2020).  Sur toute la période 
modélisée, soit de 2010 à 2020, la plus grande partie de la production proviendra de centrales 
hydroélectriques (soit 54,9 % de toute la production en 2010 et 53,6 % en 2020), puis de centrales au 
charbon (soit 17,9 % en 2010 et 16,5 % en 2020). Ces résultats sont résumés dans le tableau 8.1 et 
illustrés dans la figure 8.1. 
 

Tableau 8.1.  Production d’électricité par année d’utilisation dans le module canadien de l’IPM 
(2004) 

 
2010 2015 2020 Type de 

combustible TWh Proportion 
en %  TWh Proportion 

en %  TWh Proportion 
en %  

Charbon 116,84 17,9 % 116,84 17,1 % 116,84 16,5 % 
Mazout/gaz 

naturel 65,73 10,1 % 88,80 13,0 % 99,73 14,1 % 

Nucléaire 94,92 14,6 % 94,92 13,9 % 94,92 13,4 % 
Hydro 357,65 54,9 % 367,40 53,7 % 379,18 53,6 % 

Renouvelables 15,33 2,4 % 15,33 2,2 % 15,33 2,2 % 
Autres 1,20 0,2 % 1,20 0,2 % 1,20 0,2 % 
Total 651,66 100 % 684,48 100 % 707,20 100 % 

 
Remarque : 
1. « Autres » comprend l’électricité produite par des installations qui ne font pas partie des catégories 
mentionnées précédemment. 
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Figure 8.1.  Production mixte en 2010 et 2020 selon le module canadien de l’IPM (2004) 
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Entre 2010 et 2020, la production d’électricité provenant de centrales au mazout et au gaz naturel connaît 
une croissance de 51,5 % (passant de 66 TWh en 2010 à 100 TWh en 2020), comparativement aux 
centrales au charbon qui maintiennent une même production (117 TWh en 2010 et en 2020). La 
production des centrales nucléaires demeure inchangée (95 TWh en 2010 et en 2020).  La figure 8.2 
montre les différents taux de croissance en utilisant un graphique comparatif de la production d’électricité 
en 2010 et en 2020 pour chaque type de combustible.   
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Figure 8.2. Comparaison de la production d'électricité prévue 
par type de combustible dans le module canadien de l'IPM (2004)
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8.2.2 Changements dans la capacité  
 
Tendances globales.  Dans le module canadien de l’IPM (2004), la capacité de production d’électricité 
devrait connaître une croissance de 5,8 % entre 2010 et 2020 (passant de 120 GW à 127 GW). Comme le 
montre la figure 8.3, la croissance de la capacité a lieu seulement dans le cas des centrales 
hydroélectriques et celles au mazout/au gaz naturel. La hausse de la capacité hydroélectrique est de 5,9 
% (passant de 71 GW à 75 GW), alors que la hausse de la capacité des centrales au mazout/au gaz 
naturel est de 16,2 % (passant de 17 GW à 20 GW).  Comme indiqué dans le prochain paragraphe, 
l’importante hausse de la capacité des centrales au mazout/au gaz naturel découle surtout de la 
modification des techniques de combustion (centrales à cycle combiné) et des nouvelles centrales à cycle 
combiné. La capacité de production d’électricité des autres types de centrales ne devrait pas changer au 
cours de la période 2010 à 2020.     
 
Pendant la période de modélisation 2010 à 2020, il est prévu d’ajouter une nouvelle capacité de 1,6 GW et 
des centrales au mazout/au gaz naturel représentant l’équivalent de 3,4 GW d’électricité devraient passer 
au mode de fonctionnement gaz à cycle combiné. Pendant cette même période, il est prévu de retirer du 
service des centrales au charbon (équivalent de 1,2 GW), des centrales à vapeur au mazout/au gaz 
(équivalent de 1,7 GW) ainsi que des centrales à turbine à combustion (équivalent de 0,7 GW). On ne 
prévoit pas retirer de centrales nucléaires du service. Ces changements sont montrés à la figure 8.4.  
Comme le montre la figure 8.5, 79 % (1,3 GW) de la nouvelle capacité ajoutée entre 2010 et 2020 
proviendra de centrales au gaz à cycle combiné, y compris les installations de cogénération, et 21 % (0,3 
GW) proviendra de centrales hydroélectriques.  



11 mai 2005 67

Figure 8.3. Comparaison de la capacité prévue par type de 
combustible dans le module canadien de l'IPM (2004) 
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Figure 8.4.  Nouvelle capacité prévue, nouvelle technique de 
combustion et retrait du service dans le module canadien de 

l'IPM (2004)
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* Les retraits hâtif du service en 2010 dans la Figure 8.4 ont eu lieu en 2007 dans le module canadien de 
l’IPM. 
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Figure 8.5.  Nouvelle capacité de production prévue par type de 
technologie dans le module canadien de l'IPM (2004)  
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Stratégies de réduction des émissions et modifications en rattrapage. Il existe essentiellement quatre 
façons de faire en sorte que les installations de production d’électricité respectent les limites d’émissions 
de polluants : (1) modification de centrales existantes à des installations moins polluantes; (2) changement 
de combustible (p. ex., passer de centrales au charbon à teneur élevée en soufre à des centrales au 
charbon à plus faible teneur en soufre); (3) modification de la capacité mixte (ajouts de capacité, 
modification des techniques de combustion et retrait du service) en passant d’un type de combustible à un 
autre, en faisant appel à un plus grand nombre d’unités efficaces, en passant d’installations dotées de peu 
de dispositifs de réduction des émissions ou d’aucun à des centrales dotées de dispositifs de réduction 
des émissions nombreux ou à la fine pointe de la technologie; et (4) en dotant les centrales existantes de 
moyens de réduction des émissions. Les tendances en matière de capacité peuvent faire obstacle aux 
options mentionnées aux points 3 et 4. L’exposé antérieur dans la présente section a donné un aperçu de 
la troisième option (p. ex., ajouts de capacité, modification des techniques de combustion et retrait du 
service). Le reste de la présente section examine les tendances en matière de capacité qui donnent un 
aperçu de la quatrième option en exposant les modifications en rattrapage utilisées dans le module 
canadien de l‘IPM (2004). 
 
Comme le précise le chapitre 5, le module canadien de l’IPM (2004) prévoit plusieurs technologies de 
réduction des émissions après combustion à l’intention des centrales existantes : deux types d’épurateurs 
(lavoirs) pour réduire les émissions de dioxyde de soufre (SO2) et deux options d’installation en rattrapage 
– la réduction sélective catalytique (RSC) et la réduction sélective non catalytique (RSNC) – pour réduire 
les émissions d’oxydes d’azote (NOx). La figure 8.6 montre les tendances en matière de capacité à l’égard 
des centrales au charbon et des centrales à vapeur au mazout/au gaz qui sont différenciées selon 
l’absence, la présence et le type de technologie de réduction des émissions. La capacité montrée à la 
figure 8.6 tient compte des moyens préexistants et nouvellement installés de réduction de la pollution qui 
devraient être en place dans les centrales au charbon et les centrales à vapeur au mazout/au gaz pour 
chaque année d’utilisation du modèle. La figure 8.6 montre une légère augmentation des moyens de 
réduction des émissions installés dans les centrales au charbon. En 2020, on prévoit que 34,9 % des 
centrales électriques au charbon seront dotées de certains moyens de réduction des émissions de NOx ou 
de SO2, comparativement à 33,4 % en 2010.  Sur toute la période modélisée, la capacité des centrales à 
vapeur au mazout/au gaz dotées ou non de moyens de réduction des émissions de NOx diminue, compte 
tenu de la modification des techniques de combustion d’une partie de ces centrales.  
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Figure 8.6.  Capacité cumulative avec dispositifs de réduction 
de SO2 ou de réduction de NOx après combustion dans le 

module canadien de l'IPM (2004) 
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La figure 8.7 met exclusivement l’accent sur la capacité prévue d’installation en rattrapage de moyens de 
réduction des émissions pendant la période de modélisation. Pour chaque année d’utilisation du modèle, 
la figure montre la capacité cumulative des centrales au charbon et des centrales à vapeur au mazout/au 
gaz existantes pour lesquelles on a prévu l’installation de nouveaux moyens de réduction des émissions 
de NOx ou de SO2 pour répondre aux exigences de la réglementation sur l’environnement et la qualité de 
l’air que contient le module canadien de l’IPM (2004) (comme indiqué à la section 3.9).  La modification 
des techniques de combustion des centrales à vapeur au mazout/au gaz est aussi incluse dans la figure 
car, pour certaines unités, cette modification fait partie de la stratégie de conformité.  Dans le modèle, on a 
choisi, compte tenu des coûts, de modifier les centrales à vapeur au mazout/au gaz en centrales à cycle 
combiné, même s’il existe trois options (charbon à cycle combiné, charbon à installation intégrée à 
gazéification et cycle combiné et vapeur au mazout/au gaz à cycle combiné).  
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Figure 8.7.  Nouvelle capacité cumulative découlant de 
modifications entre 2010 et 2020 dans le module canadien de 

l'IPM (2004)
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8.2.3 Émissions dans l’atmosphère 
 
Dans le module canadien de l’IPM (2004), les émissions de SO2 augmentent jusqu’en 2020, tandis que 
les émissions de NOx diminuent légèrement pendant la même période. Le tableau 8.3 et la figure 8.8 ci-
dessous présentent des résumés des émissions de SO2 et de NOx à l’échelle nationale que contient le 
module canadien de l’IPM (2004) pour 2010, 2015 et 2020.  
 

Tableau 8.3.  Émissions nationales dans le module canadien de l’IPM (2004) 
 

Polluant 2010 2015 2020 
SO2 (kilotonnes) 583,07 602,72 598,63 
NOx (kilotonnes) 243,65 238,83 237,58 

 
 

Figure 8.8.  Prévisions du module canadien de l’IPM (2004) relatives aux émissions annuelles du 
secteur de l’électricité au Canada  
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8.2.4 Utilisation des combustibles 
 
La figure 8.9 montre la consommation annuelle prévue en combustible, par principaux types de 
combustibles, en TBTU (billions de BTU ou unités thermiques anglaises) dans le module canadien de 
l’IPM (2004).  Plusieurs observations peuvent être faites. Ensemble, le charbon canadien et le charbon 
importé comptent pour 1 226,7 TBTU ou 42 % de la consommation de 2 919,3 TBTU pour la production 
d’électricité en 2010.  En 2020, la consommation totale prévue de charbon représente 1 226,7 TBTU ou 
38,9 % de la consommation de 3 152,4 TBTU pour la production d’électricité. Deuxièmement, la 
consommation de gaz naturel pour la production d’électricité augmente uniformément dans le temps en 
raison de la demande accrue en électricité.  Plus particulièrement, la consommation de gaz naturel en 
TBTU augmente de 52 % entre 2010 et 2020. Troisièmement, la consommation de combustible nucléaire 
demeure constante entre 2010 et 2020 (1 009,2 TBTU). La consommation de biomasse canadienne (116 
TBTU) et d’Orimulsion (107 TBTU) demeure aussi constante pendant la période. Quatrièmement, la 
consommation de mazout pour la production d’électricité est de 29,3 TBTU en 2010 et de 42,3 TBTU en 
2020.  Cinquièmement, la catégorie de combustible « Autres » dans la figure 8.9 comprend la biomasse, 
les combustibles résiduels et les gaz d’enfouissement.  

Figure 8.9.  Utilisation des combustibles (2010 à 2020) dans le 
module canadien de l'IPM (2004)
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Remarque: Autres (gaz d'enfouissement, etc.); dans ces cas, la consommation annuelle est de 12,2 TBTU de 2010 à 2020.  
 
 
8.2.5 Prix 
 
Prix fermes de l’électricité en gros  
Le module canadien de l’IPM (2004) contient des prévisions de prix fermes de l’électricité en gros, à 
l’échelle nationale et régionale, visant la période 2010 à 2020. Le prix de l’électricité en gros réalisé dans 
le module canadien de l‘IPM (2004) est défini comme étant la somme des prix de l’énergie et de la 
capacité. Comme dans le module canadien de l’IPM (2004) on a supposé un marché de gros concurrentiel 
complet pour l’énergie et la capacité, le prix ferme de l’électricité en gros ne comprend que les coûts de 
production, mais non les coûts intégrés d’installation de production précédemment engagés, qui seraient 
normalement inclus dans la modélisation de l’établissement des prix pour les coûts du service dans un 
marché de l’électricité réglementé.    
 
La figure 8.10 affiche le prix ferme national moyen de l’électricité en gros obtenu dans le module canadien 
de l’IPM (2004).  On prévoit une hausse de 6,6 millièmes $/kWh entre 2010 et 2015, puis une autre de 4,1 
millièmes $/kWh jusqu’en 2020. Le tableau 8.4 montre les prix fermes moyens de l’électricité en gros pour 
les régions de l’IPM.  Ces prix varient d’un minimum de 19,2 millièmes $/kWh en 2010 au Manitoba à des 
maximums de 42,7 millièmes $/kWh et de 40,0 millièmes $/kWh en Ontario et au Québec. On prévoit que 
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l’écart entre le prix le plus élevé et le prix le plus bas dans les régions diminuera de 13,1 millièmes $/kWh 
en 2010 à 9,3 millièmes $/kWh en 2020.   
 

Figure 8.10 Prix national de l’électricité en gros dans le module canadien de 
l’IPM (2004) (en millièmes de $US/kWh)
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Tableau 8.4.  Prix de gros de l’électricité (millièmes $/kWh) par région modèle de l’IPM 
 

Prix de gros de l’électricité (millièmes $US/kWh) 
Province 2010 2015 2020 

Terre-Neuve 31,97 44,79 36,25 
Labrador 28,12 35,95 39,81 

Île-du-Prince-Édouard 30,29 37,22 39,43 
Nouvelle-Écosse 27,51 31,79 33,42 

Nouveau-Brunswick 26,48 32,37 34,04 
Québec 30,18 36,92 40,04 
Ontario 27,65 36,86 42,69 

Manitoba 19,19 25,71 35,54 
Saskatchewan 23,37 28,97 36,73 

Alberta 28,97 32,82 35,42 
Colombie-Britannique 32,27 34,74 37,77 

Canada 28,80 35,41 39,53 
 

 
Prix autorisés 
L’IPM permet de prévoir des prix autorisés (allocations) pour des polluants réglementés en vertu de 
programmes de plafond et d’échange de droits d’émission. Cette fonction ne s’applique pas dans le 
module canadien de l’IPM (2004), mais s’appliquera à de futurs scénarios de politiques  mettant en cause 
des programmes de plafond et d’échange de droits d’émission.  
 
Prix des combustibles  
Dans le module canadien de l’IPM (2004), on donne aussi des prévisions pour les prix des combustibles 
(charbon, gaz, biomasse, mazout, Orimulsion et combustible nucléaire) de 2007 à 2020.  Seuls les prix du 
charbon des États-Unis sont déterminés de manière endogène dans le module canadien de l‘IPM (2004) 
et correspondent aux hypothèses de la courbe d’approvisionnement et à la demande qui en résulte dans 
le module canadien de l‘IPM (2004).  La figure 8.11 ci-dessous présente un résumé des prix des 
combustibles livrés mentionnés dans le module canadien de l‘IPM (2004). Les prix d’autres combustibles 
ne sont pas déterminés d’une manière endogène, mais sont précisés d’une manière exogène, comme 
l’indique le chapitre 7.   
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Figure 8.11 Prévisions du prix du combustible livré dans le module 
canadien de l’IPM (2004) 
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8.3 Résultats détaillés 
 
La présente section fournit des résultats modèles détaillés pour le module canadien de l‘IPM (2004).  On y 
présente aussi d’autres renseignements, notamment un sommaire des résultats pour le réseau (tableau 
8.5) et des prévisions nationales de la capacité électrique, des facteurs de production et de capacité, par 
principaux types de centrales et par technologies de réduction des émissions (tableaux 8.7 à 8.10).  Des 
tableaux segmentés par région et par technologie sont inclus pour 2010 (tableaux 8.11 et 8.12), 2015 
(tableaux 8.13 et 8.14) et 2020 (tableaux 8.17 et 8.18).  Ces tableaux portent sur la production 
d’électricité, l’utilisation des combustibles et les émissions de NOx et de SO2 par région modèle et type de 
centrale dans le module canadien de l‘IPM (2004).  Le tableau 8.6 contient une légende expliquant les 
abréviations servant à identifier les centrales modèles dans les tableaux 8.7 à 8.10. 
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Tableau 8.5.  Le module canadien de l’IPM (2004) – Sommaire des résultats pour le réseau 
 

 2010 2015 2020 
1. Capacité de marge de réserve [en 
MW] 
Plus achats fermes [en MW] 
Plus transport, import [en MW] 
 
Capacité totale de marge de réserve [en 
MW] 
 

101 632 
 
0 
4 605 
 
106 236 
 

104 502 
 
0 
6 856 
 
111 358 
 

107 522 
 
0 
9 907 
 
117 429 

2. Charge de pointe [en MW] 
Moins GAD [en MW] 
Plus ventes fermes [en MW] 
Plus transport, export [en MW] 
 
Demande nette [en MW] 
 

87 776 
0 
0 
2 790 
 
90 566 
 

93 551 
0 
0 
3 645 
 
97 197 

98 517 
0 
0 
4 008 
 
102 524 
 

3. Marge de réserve [en %] 
 

17 15 15 

4. Production [en GWh] 
Transport interrégional {en GWh] 
Pertes (pompage et stockage) [en 
GWh] 
Plus achats [en GWh] 
Moins ventes [en GWh] 
 

651 663 
-15 124 
0 
 
0 
0 

684 480 
-4 594 
0 
 
0 
0 

707 200 
9 052 
0 
 
0 
0 

5. Approvisionnement total en fonction 
de la demande [en GWh] 
 

636 539 679 886 716 252 

6. Demande prévue [en GWh] 
Énergie non utilisée [en GWh] 
Moins GAD [en GWh] 
 
Demande nette [en GWh] 
 

636 539 
0 
0 
 
636 539 

679 886 
0 
0 
 
679 886 

716 252 
0 
0 
 
716 252 

7. Énergie rejetée [en GWh] 
 
Coûts évités pour capacité [$US/kW/a] 

0 0 0 

 
Remarques 
1. « Capacité de marge de réserve [en MW] » désigne la quantité d’électricité que peut offrir une centrale 
pour répondre aux besoins de marge de réserve du réseau d’électricité.    
2. «  Transport, import [en MW] » désigne la capacité totale importée par les régions raccordées au 
réseau. 
3. « Transport, export [en MW] » désigne la capacité totale exportée par les régions raccordées au 
réseau.   
4. « Marge de réserve [en %] » désigne la proportion de la capacité en réserve et supérieure à la charge 
de pointe de manière à garantir le maintien de la fiabilité du réseau d’électricité. Marge de réserve (en %) 
= [Capacité totale de marge de réserve (au point 1) moins la demande nette (au point 2)] divisée par la 
demande nette (au point 2). 
5. « Transport interrégional [en GWh] » désigne les pertes d’électricité pendant le transport sur des lignes 
haute tension entre les régions.  
6. « Pertes (pompage et stockage) [en GWh] » désigne les pertes d’électricité découlant du pompage et 
du stockage de l’eau dans les réservoirs remplis à l’aide de pompes.   
7. « Approvisionnement total en fonction de la demande [en GWh] » désigne la quantité d’électricité 
disponible pour combler la demande en électricité.   
8. « Coûts évités pour capacité [en $US/kW/a] » désigne le prix implicite lié à la contrainte de marge de 
réserve. Il s’agit du prix attribuable aux exigences de fiabilité du réseau d’électricité.    
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9. « Achats fermes [en MW] », « Charge de pointe [en MW] », « GAD (gestion axée sur la demande) [en 
MW] », « Ventes fermes [en MW] » et « Demande prévue [en GWh] » sont des intrants du modèle.  Les 
autres termes et expressions du tableau sont des extrants du modèle. 
 
 

Tableau 8.6.  Légende expliquant les abréviations des principales centrales utilisées dans le 
module canadien de l’IPM (2004) 

 
Charbon lavé_NOx 1 Centrale au charbon existante avec épurateur et dispositifs de 

réduction des NOx après combustion 
Charbon lavé 2 Centrale au charbon existante avec épurateur, mais sans dispositif 

de réduction des NOx après combustion  
Charbon non 
lavé_NOx 

3 Centrale au charbon existante sans épurateur, mais avec dispositifs 
de réduction des NOx après combustion  

Charbon non lavé 4 Centrale au charbon existante sans épurateur et sans dispositif de 
réduction des NOx après combustion  

Vapeur mazout/gaz 5 Centrale à vapeur (au mazout/au gaz) sans dispositif de réduction 
des NOx après combustion  

Vapeur mazout/gaz 
_NOx 

6 Centrale à vapeur (au mazout/au gaz) avec dispositifs de réduction 
des NOx après combustion  

Nucléaire 7 Centrale nucléaire 
Hydro 8 Centrale hydroélectrique 
Gaz cycle comb. 9 Centrale au gaz à cycle combiné (CC)  
IGCC 10 Centrale au charbon intégrée à gazéification et cycle combiné  
Turbine 11 Centrale à turbine à combustion (TC) 
Biomasse 12 Centrale à biomasse, à gazéification et cycle combiné  
Gaz enfouis 13 Centrale aux gaz d’enfouissement 
Éolienne 14 Éolienne 
Non fossiles_Autres 
 

15 Déchets, ordures ménagères, pastilles de papier, boues 
résiduelles, pneus, chaleur de récupération, acétonitrile liquide 
résiduel, batteries  

Fossiles_Autres 16 Charbon résiduel, coke de pétrole, biogaz, mazout résiduel 
Cogen_Gaz 17 Installations de cogénération au gaz  
Cogen_Mazout 18 Installations de cogénération au mazout  
Conv.Charbon-CC 19 Centrale au charbon convertie en centrale au gaz et cycle combiné  
Conv.M/G-CC 20 Centrale à vapeur (au mazout/au gaz) convertie en centrale au gaz 

et cycle combiné  
Conv.Charbon-IGCC 21 Centrale au charbon convertie en centrale intégrée à gazéification 

et cycle combiné  
Mod.Épurateur 22 Centrale au charbon modifiée pour intégrer uniquement un 

épurateur 
Mod.ExistRSC & 
Épur 

23 Centrale au charbon dotée d’un dispositif de RSC modifiée pour 
intégrer aussi un épurateur  

Mod.RSC 24 Centrale au charbon modifiée pour intégrer uniquement un 
dispositif de RSC  

Mod.ExistÉpur & 
RSC 

25 Centrale au charbon dotée d’un épurateur modifiée pour intégrer 
aussi un dispositif de RSC  

Mod.RSNC 26 Centrale au charbon modifiée pour intégrer uniquement un 
dispositif de RSNC 

Mod.ExistÉpur & 
RSNC 

27 Centrale au charbon dotée d’un épurateur modifiée pour intégrer 
aussi un dispositif de RSNC 

Mod.RSC+Épur 28 Centrale au charbon modifiée pour intégrer un dispositif de RSC et 
un épurateur  

Mod.RSNC+Épur 29 Centrale au charbon modifiée pour intégrer un dispositif de RSNC 
et un épurateur 

Mod.M/G RSC 30 Centrale au mazout/au gaz modifiée pour intégrer uniquement un 
dispositif de RSC  

Mod.M/G RSNC 31 Centrale au mazout/au gaz modifiée pour intégrer uniquement un 
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dispositif de RSNC 
Retrait hâtif TC 32 Retrait hâtif du service d’une centrale à turbine à combustion  
Retrait hâtif CC  33 Retrait hâtif du service d’une centrale au gaz à cycle combiné  
Retrait hâtif M/G  34 Retrait hâtif du service d’une centrale à vapeur (au mazout/au gaz)  
Retrait hâtif Charbon 35 Retrait hâtif du service d’une centrale au charbon 
Retrait hâtif Nuc 36 Retrait hâtif du service d’une centrale nucléaire  

 
Remarques 
 
1. Dans le cas des types de centrales modèles auxquels est accolée la désignation « Retrait hâtif » 
(numéros 32 à 36), la capacité est supprimée de manière endogène dans le modèle car il n’est pas 
rentable de maintenir la centrale en question en service. Il n’y a pas de coûts liés à ces centrales. 
Toutefois, des coûts fixes d’exploitation et d’entretien seraient liés à des centrales non réparties, mais qui 
n’ont pas été retirées du service. 
 
2. La désignation « Exist » (ou existante) (p. ex., « ExistRSC ») signifie que la technologie indiquée était 
en place au moment du démarrage du modèle. Autrement dit, la technologie faisait partie de la centrale 
existante. La désignation « Exist » ne sert pas à identifier une technologie installée par le modèle même si 
une deuxième modification en rattrapage est effectuée dans une année subséquente d’utilisation du 
modèle. Par exemple, une centrale qui est dotée d’un dispositif de RSC au moment du démarrage du 
modèle et qui est subséquemment modifiée par le modèle pour comprendre un épurateur, serait 
représentée par le type de centrale modèle 23 (« Mod.ExistRSC & Épur »). Cependant, une centrale qui a 
été modifiée par le modèle pour comprendre un dispositif de RSC en 2007, puis un épurateur en 2010, 
serait représentée par le type de centrale modèle 28 (« Mod.RSC+Épur. »). 
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Tableau 8.7.  Capacité (en MW) par type de centrale dans le module canadien de l’IPM (2004) 
 

Type de centrale 2010 2015 2020 
Charbon lavé_NOx 980 980 980 
Charbon lavé 908 908 908 
Charbon non lavé _NOx 683 683 683 
Charbon non lavé 10 450 10 234 10 216 
Vapeur mazout/gaz 4 175 3 480 3 411 
Vapeur mazout/gaz_NOx 1 359 1 005 1 005 
Nucléaire 13 593 13 593 13 593 
Hydro 71 130 72 977 75 347 
Gaz cycle comb. 1 623 1 798 2 913 
IGCC 0 0 0 
Turbine 2 525 2 525 2 525 
Biomasse 1 741 1 741 1 741 
Gaz enfouis 13 13 13 
Éolienne 511 511 511 
Non fossiles_Autres 127 127 127 
Fossiles_Autres 25 25 25 
Cogen_Gaz 5 999 5 999 5 999 
Cogen_Mazout 724 462 308 
Conv.Charbon-CC 0 0 0 
Conv.M/G-CC 459 3 081 3 431 
Conv.Charbon-IGCC 0 0 0 
Mod.Épurateur 950 950 950 
Mod.ExistRSC & Épur 290 290 290 
Mod.RSC 851 1 067 1 085 
Mod.ExistÉpur & RSC 0 0 0 
Mod.RSNC 0 0 0 
Mod.ExistÉpur & RSNC 0 0 0 
Mod.RSC+Épur 579 579 579 
Mod.RSNC+Épur 0 0 0 
Mod.M/G RSC 0 0 0 
Mod.M/G RSNC 0 0 0 
Retrait hâtif TC 716 716 716 
Retrait hâtif CC 33 33 33 
Retrait hâtif M/G 1 631 1 631 1 679 
Retrait hâtif Charbon 1 150 1 150 1 150 
Retrait hâtif Nuc 0 0 0 

Total 123 224 126 556 130 217 
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Tableau 8.8.  Ajout et changements de capacité (en MW) par type de centrale dans le module 
canadien de l’IPM (2004) 

 
Type de centrale 2010 2015 2020 

Charbon lavé_NOx 0 0 0 
Charbon lavé 0 0 0 
Charbon non lavé _NOx 0 0 0 
Charbon non lavé 0 0 0 
Vapeur mazout/gaz 0 0 0 
Vapeur mazout/gaz_NOx 0 0 0 
Nucléaire 0 0 0 
Hydro 0 347 0 
Gaz cycle comb. 0 175 1 115 
IGCC 0 0 0 
Turbine 0 0 0 
Biomasse 0 0 0 
Gaz enfouis 0 0 0 
Éolienne 0 0 0 
Non fossiles_Autres 0 0 0 
Fossiles_Autres 0 0 0 
Cogen_Gaz 0 0 0 
Cogen_Mazout 0 0 0 
Conv.Charbon-CC 0 0 0 
Conv.M/G-CC 459 2 622 350 
Conv.Charbon-IGCC 0 0 0 
Mod.Épurateur 0 0 0 
Mod.ExistRSC & Épur 119 0 0 
Mod.RSC 0 216 18 
Mod.ExistÉpur & RSC 0 0 0 
Mod.RSNC 0 0 0 
Mod.ExistÉpur & RSNC 0 0 0 
Mod.RSC+Épur 24 0 0 
Mod.RSNC+Épur 0 0 0 
Mod.M/G RSC 0 0 0 
Mod.M/G RSNC 0 0 0 
Retrait hâtif TC 0 0 0 
Retrait hâtif CC 0 0 0 
Retrait hâtif M/G 0 0 48 
Retrait hâtif Charbon 0 0 0 
Retrait hâtif Nuc 0 0 0 

Total 602 3 360 1 531 
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Tableau 8.9.  Production (en GWh) par type de centrale dans le module canadien de l’IPM (2004) 
 

Type de centrale 2010 2015 2020 
Charbon lavé_NOx 7 297 7 297 7 297 
Charbon lavé 6 761 6 761 6 761 
Charbon non lavé _NOx 5 089 5 089 5 089 
Charbon non lavé 77 813 76 203 76 068 
Vapeur mazout/gaz 5 840 4 079 3 656 
Vapeur mazout/gaz_NOx 8 373 7 484 7 484 
Nucléaire 94 922 94 922 94 922 
Hydro 357 646 367 397 379 183 
Gaz cycle comb. 11 007 12 692 21 756 
IGCC 0 0 0 
Turbine 0 0 54 
Biomasse 13 372 13 372 13 372 
Gaz enfouis 102 102 102 
Éolienne 1 853 1 853 1 853 
Non fossiles Autres 1 001 1 001 1 001 
Fossiles_Autres 197 197 197 
Cogen_Gaz 33 770 38 552 39 054 
Cogen_Mazout 3 101 1 587 552 
Conv.Charbon-CC 0 0 0 
Conv.M/G-CC 3 638 24 401 27 173 
Conv.Charbon-IGCC 0 0 0 
Mod.Épurateur 7 071 7 071 7 071 
Mod.ExistRSC & Épur 2 162 2 162 2 162 
Mod.RSC 6 336 7 947 8 081 
Mod.ExistÉpur & RSC 0 0 0 
Mod.RSNC 0 0 0 
Mod.ExistÉpur & RSNC 0 0 0 
Mod.RSC+Épur 4 309 4 309 4 309 
Mod.RSNC+Épur 0 0 0 
Mod.M/G RSC 0 0 0 
Mod.M/G RSNC 0 0 0 
Retrait hâtif TC 0 0 0 
Retrait hâtif CC 0 0 0 
Retrait hâtif M/G 0 0 0 
Retrait hâtif Charbon 0 0 0 
Retrait hâtif Nuc 0 0 0 

Total 651 663 684 480 707 200 
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Tableau 8.10.  Facteurs de capacité (en %) par type de centrale dans le module canadien de l’IPM 
(2004) 

 
Type de centrale 2010 2015 2020 

Charbon lavé_NOx 85 85 85 
Charbon lavé 85 85 85 
Charbon non lavé_NOx 85 85 85 
Charbon non lavé 85 85 85 
Vapeur mazout/gaz 16 13,4 12,2 
Vapeur mazout/gaz_NOx 70,3 85 85 
Nucléaire 79,7 79,7 79,7 
Hydro 57,4 57,5 57,4 
Gaz cycle comb. 77,4 80,6 85,3 
IGCC S.O. S.O. S.O. 
Turbine 0 0 0,2 
Biomasse 87,7 87,7 87,7 
Gaz enfouis 90 90 90 
Éolienne 41,4 41,4 41,4 
Non fossiles_Autres 90 90 90 
Fossiles_Autres 90 90 90 
Cogen_Gaz 64,3 73,4 74,3 
Cogen_Mazout 48,9 39,2 20,5 
Conv.Charbon-CC S.O. S.O. S.O. 
Conv.M/G-CC 90,4 90,4 90,4 
Conv.Charbon-IGCC S.O. S.O. S.O. 
Mod.Épurateur 85 85 85 
Mod.ExistRSC & Épur 85 85 85 
Mod.RSC 85 85 85 
Mod.ExistÉpur & RSC S.O. S.O. S.O. 
Mod.RSNC S.O. S.O. S.O. 
Mod.ExistÉpur & RSNC S.O. S.O. S.O. 
Mod.RSC+Épur 85 85 85 
Mod.RSNC+Épur S.O. S.O. S.O. 
Mod.M/G RSC S.O. S.O. S.O. 
Mod.M/G RSNC S.O. S.O. S.O. 
Retrait hâtif TC 0 0 0 
Retrait hâtif CC 0 0 0 
Retrait hâtif M/G 0 0 0 
Retrait hâtif Charbon 0 0 0 
Retrait hâtif Nuc S.O. S.O. S.O. 

Total 60,4 61,7 62 
 



 
 

Tableau 8.11. Sommaire des émissions régionales dans le module canadien de l’IPM (2004) -  2010  
 

Production 
(en GWh) 

Utilisation des combustibles 
(TBTU) 

Émissions de NOx 
(Mtonnes) 

Émissions 
de SO2 

(Mtonnes) 

 
Région 
modèle Hiver Été Total Hiver Été Total Hiver Été Total Total 

T.-N. 4 2 5 8 3 11 3 1 4 15 
Labrador 24 11 35 0 0 0 0 0 0 0 
Î.-P.-É. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
N.-É. 7 5 12 62 48 110 16 12 28 142 
N.-B. 15 12 26 132 106 238 15 13 28 82 

Québec 119 71 190 54 44 98 1 3 4 7 
Ontario 104 76 180 825 614 1439 28 22 50 145 

Manitoba 20 15 35 6 5 11 1 1 1 1 
Saskatchewan 11 8 19 111 82 193 23 18 41 109 

Alberta 43 32 75 410 307 717 60 46 106 140 
C.-B. 45 30 74 52 51 103 4 4 8 2 

Total Canada 391 261 652 1660 1260 2919 150 119 269 643 
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Tableau 8.12.  Sommaire des émissions par technologie dans le module canadien de l’IPM (2004) - 2010 
 

Production (en GWh) 
 

Utilisation des combustibles 
(en TBTU) 

 
Émissions de NOx  

(Mtonnes) 
 

Émissions 
de SO2 

(Mtonnes) Type de centrale / Modification 

Hiver Été Total Hiver Été Total Hiver Été Total Total 
Total Biomasse 8 6 13 65 51 116 8 6 13 5 

Total Retrait hâtif CC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
Total Cogen_Gaz 20 14 34 159 108 267 10 8 18 0 

Total Cogen_Mazout 2 2 3 14 14 28 3 4 7 18 
Total Retrait hâtif Charbon 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

Total Gaz cycle comb.  7 4 11 50 34 85 2 2 4 0 
Total Retrait hâtif TC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
Total Fossiles_Autres 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 

Total Hydro 224 134 358 0 0 0 0 0 0 0 
Total Gaz enfouis 0 0 0 1 0 1 0 0 0 0 

Total Non fossiles_Autres 1 0 1 6 4 10 0 0 0 0 
Total Nucléaire 55 40 95 586 423 1009 0 0 0 0 

Total Retrait hâtif M/G 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
Total Vapeur mazout/gaz 3 2 6 35 24 59 6 5 11 26 

Total Vapeur mazout/gaz _NOx 4 4 8 45 45 90 5 4 9 23 
Total Conv.M/G-CC 2 2 4 15 11 26 0 0 0 0 

Total Mod.ExistRSC & Épur 1 1 2 12 9 21 0 0 1 2 
Total Mod.RSC 4 3 6 33 26 59 1 1 2 34 

Total Mod.RSC+Épur 2 2 4 23 18 41 1 0 1 3 
Total Mod.Épurateur 4 3 7 38 30 67 7 5 12 5 
Total Charbon lavé 4 3 7 37 29 66 6 5 11 5 

Total Charbon lavé_NOx 4 3 7 38 30 68 1 1 2 3 
Total Turbine 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

Total Charbon non lavé 43 34 78 477 379 856 100 79 179 488 
Total Charbon non lavé_NOx 3 2 5 27 21 48 1 1 1 30 

Total Éolienne 1 1 2 0 0 0 0 0 0 0 
Total Canada – types de 

combustibles 391 261 652 1660 1260 2919 150 119 269 643 
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Tableau 8.13.  Sommaire des émissions régionales dans le module canadien de l’IPM (2004) - 2015 
 

Production 
(GWh) 

Utilisation des combustibles 
(TBTU) 

Émissions de NOx 
(Mtonnes) 

Émissions 
de SO2 

(Mtonnes) 

 
Région 
modèle Hiver Été Total Hiver Été Total Hiver Été Total Total 

T.-N. 4 2 5 8 3 11 3 1 4 15 
Labrador 24 11 35 0 0 0 0 0 0 0 
Î.-P.-É. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
N.-É. 7 5 13 65 50 115 15 12 27 142 
N.-B. 17 13 30 149 115 264 13 10 23 103 

Québec 125 74 200 54 44 98 1 3 4 7 
Ontario 106 78 184 842 629 1472 28 22 50 145 

Manitoba 20 15 35 6 5 11 1 0 1 1 
Saskatchewan 12 9 21 119 86 205 24 18 42 109 

Alberta 47 35 82 436 327 762 59 46 105 140 
C.-B. 48 32 80 78 60 138 4 3 7 2 

Total Canada  411 273 684 1757 1319 3076 147 116 263 664 
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Tableau 8.14.  Sommaire des émissions par technologie dans le module canadien de l’IPM (2004) - 2015 
 

 
Production (en GWh) 

 
 

 
Utilisation des combustibles 

(TBTU) 
 
 

 
Émissions de NOx (Mtonnes)

 
 

Émissions 
de SO2 

(Mtonnes) 

 
 

Type de centrale / Modification 
 

Hiver Été Total Hiver Été Total Hiver Été Total Total 
Total Biomasse 8 6 13 65 51 116 8 6 13 5 

Total Retrait hâtif CC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
Total Cogen_Gaz 23 15 39 184 119 303 12 8 21 0 

Total Cogen_Mazout 1 1 2 8 6 15 1 1 2 0 
Total Retrait hâtif Charbon 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

Total Gaz cycle comb. 7 5 13 56 41 97 2 2 4 0 
Total Retrait hâtif TC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
Total Fossiles_Autres 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 

Total Hydro 230 138 367 0 0 0 0 0 0 0 
Total Gaz enfouis 0 0 0 1 0 1 0 0 0 0 

Total Non fossiles_Autres 1 0 1 6 4 10 0 0 0 0 
Total Nucléaire 55 40 95 586 423 1009 0 0 0 0 

Total Retrait hâtif M/G 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
Total Vapeur mazout/gaz 2 2 4 22 18 41 5 4 9 27 

Total Vapeur mazout/gaz _NOx 4 3 7 45 36 81 5 4 8 23 
Total Conv.M/G-CC 14 11 24 100 76 176 1 1 2 40 

Total Mod.ExistRSC & Épur 1 1 2 12 9 21 0 0 1 2 
Total Mod.RSC 4 4 8 42 33 74 1 1 2 41 

Total Mod.RSC+Épur 2 2 4 23 18 41 1 0 1 3 
Total Mod.Épurateur 4 3 7 38 30 67 7 5 12 5 
Total Charbon lavé 4 3 7 37 29 66 6 5 11 5 

Total Charbon lavé_NOx 4 3 7 38 30 68 1 1 2 3 
Total Turbine 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

Total Charbon non lavé 42 34 76 469 372 841 98 78 176 481 
Total Charbon non lavé_NOx 3 2 5 27 21 48 1 1 1 30 

Total Éolienne 1 1 2 0 0 0 0 0 0 0 
Total Canada – types de 

combustibles 411 273 684 1757 1319 3076 147 116 263 664 
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Tableau 8.15.  Sommaire des émissions régionales dans le module canadien de l’IPM (2004) - 2020 

 

Production 
(en GWh) 

Utilisation des combustibles 
(TBTU) 

Émissions de NOx 
(Mtonnes) 

Émissions 
de SO2 

(Mtonnes) 

 
Région 
modèle Hiver Été Total Hiver Été Total Hiver Été Total Total 

T.-N. 4 2 5 6 2 8 2 1 3 10 
Labrador 24 11 35 0 0 0 0 0 0 0 
Î.-P.-É. 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
N.-É. 7 6 13 65 50 115 15 12 27 142 
N.-B. 18 13 31 153 118 271 13 10 23 103 

Québec 133 79 212 54 44 98 1 3 4 7 
Ontario 107 78 185 846 630 1476 28 22 50 145 

Manitoba 20 15 35 6 5 11 1 1 1 1 
Saskatchewan 13 9 22 122 90 212 24 19 43 109 

Alberta 48 37 85 447 337 783 59 46 105 140 
C.-B. 52 34 86 102 77 178 4 3 8 2 
Total 

Canada  
425 282 707 1801 1351 3152 147 115 262 660 
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Tableau 8.16.  Sommaire des émissions par technologie dans le module canadien de l’IPM (2004) - 2020 
 

 
Production (en GWh) 

 
 

 
Utilisation des combustibles 

(TBTU) 
 
 

 
Émissions de NOx  

(Mtonnes) 
 
 

Émissions 
de SO2 

(Mtonnes) 

 
 

Type de centrale / Modification 
 

Hiver Été Total Hiver Été Total Hiver Été Total Total 
Total Biomasse 8 6 13 65 51 116 8 6 13 5 

Total Retrait hâtif CC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
Total Cogen_Gaz 23 16 39 186 122 308 13 8 21 0 

Total Cogen_Mazout 0 0 1 3 2 5 0 0 1 0 
Total Retrait hâtif Charbon 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

Total Gaz cycle comb. 12 9 22 93 69 161 3 2 5 0 
Total Retrait hâtif TC 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
Total Fossiles_Autres 0 0 0 1 1 1 0 0 0 0 

Total Hydro 237 142 379 0 0 0 0 0 0 0 
Total Gaz enfouis 0 0 0 1 0 1 0 0 0 0 

Total Non fossiles_Autres 1 0 1 6 4 10 0 0 0 0 
Total Nucléaire 55 40 95 586 423 1009 0 0 0 0 

Total Retrait hâtif M/G 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
Total Vapeur mazout/gaz 2 2 4 20 16 36 4 3 7 23 

Total Vapeur mazout/gaz _NOx 4 3 7 45 36 81 5 4 8 23 
Total Conv.M/G-CC 15 12 27 111 85 196 1 1 2 40 

Total Mod.ExistRSC & Épur 1 1 2 12 9 21 0 0 1 2 
Total Mod.RSC 5 4 8 42 34 76 1 1 2 42 

Total Mod.RSC+Épur 2 2 4 23 18 41 1 1 1 3 
Total Mod.Épurateur 4 3 7 38 30 67 7 5 12 5 
Total Charbon lavé 4 3 7 37 29 66 6 5 11 5 

Total Charbon lavé_NOx 4 3 7 38 30 68 1 1 2 3 
Total Turbine 0 0 0 1 0 1 0 0 0 0 

Total Charbon non lavé 42 34 76 468 372 840 98 78 176 480 
Total Charbon non lavé_NOx 3 2 5 27 21 48 1 1 1 30 

Total Éolienne 1 1 2 0 0 0 0 0 0 0 
Total Canada – types de 

combustibles 425 282 707 1801 1351 3152 147 115 262 660 
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