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DEMANDE DE RENSEIGNEMENTS N
O

 1 DE LA RÉGIE DE L’ÉNERGIE (LA RÉGIE) RELATIVE À LA 

DEMANDE D’APPROBATION DU TAUX DE RENDEMENT DES CAPITAUX PROPRES ET DU 

MÉCANISME DE TRAITEMENT DES ÉCARTS DE RENDEMENT  

 

 

TAUX DE RENDEMENT SUR LES CAPITAUX PROPRES 

 

1. Références : (i) Pièce B-0004, HQD-1, document 1, page 21; 

 (ii) Pièce B-0007, HQD-2, document 1, page 13. 

 

Préambule :  

 

(i) Le Transporteur et le Distributeur indiquent qu’ils « endossent et font leurs les 

recommandations de MM. James M. Coyne et John P. Trogonoski et demandent à la Régie 

d'approuver leur proposition de réviser à 9,2 % le taux de rendement de leurs capitaux 

propres ». 

 

(ii) Le tableau suivant reprend certains résultats présentés au tableau 1 (« Table 1 ») de la 

référence (ii). 

 

Inputs 
CAPM 

Reconciled 

Risk Free Rate 4,23 % 

Beta 0,59 

Market Risk Premium 6,67 % 

Sub-Total 8,17 % 

Flotation Cost 0,30 % 

Sub-Total 8,47 % 

Adjustment for Other Models 0,75 % 

Total 9,22 % 

 

Demandes : 

 

1.1 Veuillez confirmer que le taux de rendement sur les capitaux propres de 9,2 % proposé est 

un taux fixe et qu’aucune mise à jour automatique n’est prévue lors de l’examen des 

dossiers tarifaires. 

 

1.2 Dans ce cas, veuillez préciser les éventualités qui pourraient amener le Transporteur et/ou 

le Distributeur à demander une mise à jour du taux de rendement sur les capitaux propres. 
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1.3 Veuillez indiquer si le Transporteur et le Distributeur envisagent de mettre à jour le taux de 

rendement sur les capitaux propres lors de l’examen de leurs dossiers tarifaires respectifs. 

Si oui, veuillez préciser la formule d’établissement ou de mise à jour de ce taux et en quoi 

elle se distingue de la formule reconnue actuellement. 

 

1.4 La formule d’établissement illustrée au tableau ci-dessus pourrait-elle servir pour la mise à 

jour du taux de rendement sur les capitaux propres lors de l’examen des dossiers tarifaires. 

 

 

COÛT DE LA DETTE 

 

2. Références : (i) Pièce B-0004, HQD-1, document 1, page 26; 

 (ii) Dossier R-3814-2012, pièce B-0015, pages 12 et 13. 

  

Préambule :  

 

(i) Le Transporteur et le Distributeur indiquent qu’ils « proposent d'effectuer une mise à jour 

des composantes du coût moyen de la dette en reflétant les impacts des variations de taux et de 

volume sur le numérateur et le dénominateur. Comme Hydro-Québec réalise son financement et 

gère sa dette de façon intégrée, ce qui procure un coût moyen de la dette identique pour les deux 

divisions règlementées, le Transporteur et le Distributeur proposent que leurs mises à jour du 

coût de la dette soient établies au même moment, soit en décembre ». 

 

(ii) Le Distributeur présentait une procédure de mise à jour de la prévision du coût moyen de 

la dette. Selon la proposition du Distributeur, la mise à jour devait s’effectuer « au même moment 

que le taux de rendement des capitaux propres, soit en utilisant les taux d’intérêt du Consensus 

Forecasts de janvier 2013 ». 

 

Demandes : 

 

2.1 Veuillez confirmer que la procédure de mise à jour du coût de la dette dans le présent 

dossier inclura les ajustements au numérateur selon la procédure décrite et les sources 

indiquées à la référence (ii). 

 

2.2 Veuillez élaborer sur les inconvénients pour le Distributeur de procéder à une mise à jour 

de la prévision du coût de la dette en janvier plutôt que décembre. 

 

2.3 Veuillez détailler la procédure de mise à jour du dénominateur de la prévision du coût de la 

dette et illustrer les calculs en utilisant les données initiales du dossier tarifaire 

R-3814-2012 ainsi que les données disponibles en janvier 2013. 

 

2.4 Veuillez détailler la procédure de mise à jour du Taux prospectif de la dette pondérée et 

illustrer les calculs en utilisant les données initiales du dossier tarifaire R-3814-2012 ainsi 

que les données disponibles en janvier 2013. 
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COMPARAISON DU RISQUE D’AFFAIRES 

 

3. Références : (i) Pièce B-0007, page 9; 

(ii) Pièce B-0026, pages 2113 et 2123, (10-K, The Southern Company – 

Georgia Power); 

(iii) Pièce B-0026, page 1985, (10-K, The Southern Company – Alabama 

Power). 

 

Préambule :  

 

(i) « Business Risk – Both Canadian and  U.S. regulators have provided the operating 

companies in the proxy groups with cost recovery and revenue stabilization mechanisms that 

mitigate many of the important business risks, such fuel supply, fluctuations in volume/demand, 

capital investment costs, and operating costs that tend to fluctuate significantly from year to year. 

Based on the business risks identified in this testimony, the only important difference is that a 

percentage of electric utilities in the U.S. proxy group (and in Canada) own some regulated 

generation, which suggests that those companies have somewhat more business risk than HQD 

and HQT. » [Nous soulignons] 

 

(ii) « The Company's operations are subject to extensive regulation by state and federal 

environmental agencies under a variety of statutes and regulations governing environmental 

media, including air, water, and land resources. Applicable statutes include the Clean Air Act; 

the Clean Water Act; the Comprehensive Environmental Response, Compensation, and Liability 

Act; the Resource Conservation and Recovery Act; the Toxic Substances Control Act; the 

Emergency Planning & Community Right-to-Know Act; the Endangered Species Act; and related 

federal and state regulations. Compliance with these environmental requirements involves 

significant capital and operating costs, a major portion of which is expected to be recovered 

through existing ratemaking provisions. Through 2012, the Company had invested approximately 

$4.0 billion in environmental capital retrofit projects to comply with these requirements, with 

annual totals of approximately $152 million, $113 million, and $217 million in 2012, 2011, and 

2010, respectively. The Company expects that capital expenditures to comply with existing 

statutes and regulations, including capital expenditures and compliance costs associated with the 

EPA's final Mercury and Air Toxics Standards (MATS) rule, will be a total of approximately $1.3 

billion from 2013 through 2015, with annual totals of approximately $476 million, $441 million, 

and $392 million for 2013, 2014, and 2015, respectively. » 

 

 «The Company's ultimate environmental compliance strategy, including potential unit retirement 

and replacement decisions, and future environmental capital expenditures will be affected by the 

final requirements of new or revised environmental regulations and regulations relating to global 

climate change that are promulgated, including the proposed environmental regulations 

described below; the outcome of any legal challenges to the environmental rules; the cost, 

availability, and existing inventory of emissions allowances; and the Company's fuel mix. 
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Compliance costs may arise from existing unit retirements, installation of additional 

environmental controls, upgrades to the transmission system, and adding or changing fuel 

sources for certain existing units. The ultimate outcome of these matters cannot be determined at 

this time » [Nous soulignons] 

 

« On January 31, 2013, the Company filed its triennial IRP (2013 IRP). The filing included the 

Company's request to decertify 16 coal- and oil-fired units totaling 2,093 MWs. Several factors, 

including the cost to comply with existing and future environmental regulations, recent and 

forecasted economic conditions, and lower natural gas prices, contributed to the decision to 

close these units. 

 The Company requested the decertification of Plant Boulevard Units 2 and 3 (28 MWs) 

upon approval of the 2013 IRP and the decertification of Plant Bowen Unit 6 (32 MWs) by April 

16, 2013. Plant Branch Units 3 and 4 (1,016 MWs), Plant Yates Units 1 through 5 (579 MWs), 

and Plant McManus Units 1 and 2 (122 MWs) will be retired by April 16, 2015, the compliance 

date of the MATS rule. The Company has also requested a revision to the decertification date of 

Plant Branch Unit 1 from December 31, 2013 to April 16, 2015. To allow for necessary 

transmission reliability improvements, the Company expects to seek a one-year extension of the 

MATS rule compliance date for Plant Kraft Units 1 through 4 (316 MWs) and to retire these units 

by April 16, 2016. » 

 

(iii)  « The impacts of the eight-hour ozone, fine particulate matter, SO2 and NO2 standards, 

CAIR and any future replacement rule, CAVR, the MATS rule, the NSPS for CTs, and the SSM 

rule on the Company cannot be determined at this time and will depend on the specific provisions 

of recently finalized and future rules, the resolution of pending and future legal challenges, and 

the development and implementation of rules at the state level. These regulations could result in 

significant additional compliance costs that could affect future unit retirement and replacement 

decisions and results of operations, cash flows, and financial condition if such costs are not 

recovered through regulated rates. Further, higher costs that are recovered through regulated rates 

could contribute to reduced demand for electricity, which could negatively impact results of 

operations, cash flows, and financial condition. » [Nous soulignons] 

 

Demandes : 

 

3.1 Dans son plan d’approvisionnement triennal de 2013 (2013 Integrated Resource 

Planning), Georgia Power, la plus importante filiale de Southern Co., demande la dé-

certification de 16 unités de production au charbon et au pétrole totalisant 2 093 MW de 

capacité. Veuillez indiquer quel pourcentage de leur capacité totale représente cette 

demande.  

 

3.2 Avec la génération d’électricité viennent d’importants programmes de dépenses en capital, 

soit pour ajouter de la capacité, la remise à neuf de capacité, le remplacement ou pour 

déclasser et mettre hors service des centrales, en plus des dépenses pour le contrôle des 

émissions polluantes et pour se conformer aux nouvelles règles environnementales. Ceci 

peut être encore plus prononcé pour les entreprises qui génèrent une grande majorité de 

leur électricité à partir de combustibles fossiles. Ceci serait le cas, selon les rapports 10-K, 
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pour plus de 80 % des onze entreprises générant leur électricité, parmi les quinze 

entreprises américaines suggérées comme étant comparables à HQTD. 

 

Compte tenu de la complexité du système américain de règlementation environnementale, 

entre autres, du resserrement récent et annoncé de cette règlementation ainsi que de la 

description que les entreprises ci-dessus citées font elles-mêmes de l’impact de cette 

règlementation dans leur rapport 10-K, veuillez expliciter les arguments qui vous 

permettent d’affirmer que le risque d’affaires des entreprises américaines générant leur 

propre électricité n’est qu’«un peu» plus élevé, que celui du Distributeur et du 

Transporteur ? 

 

 

4. Références : (i) Pièce B-0007, page A-2; 

 (ii) Pièce B-0007, pièce JMC-4, annexe 1; 

 (iii) Pièce B-0007, pièce JMC-3, annexe 1. 

 

Préambule :  

 

(i) « […] from 2004-2012, integrated electric utilities in the U.S. were awarded an ROE 

approximately 40 basis points higher than transmission and distribution utilities. » 

 

(ii) Parmi l’échantillon de 15 entreprises de service public américaines comparables 

suggérées par Concentric, 11 d’entre elles généraient leur propre électricité à hauteur de 58 % à 

92 % de leurs besoins, selon les rapports 10-K de 2012, alors que seules 4 entreprises n’étaient 

pas du tout ou très peu impliquées dans le secteur de la génération. 

 

(iii) En examinant les TRCP autorisés selon les données fournies par Concentric, nous 

remarquons que la moyenne des taux de rendement sur les capitaux propres autorisés était de 

9,72 % pour les entreprises sans ou avec très peu de capacité de génération, contre 10,75 % pour 

celles qui produisaient une large part de leur propre électricité. 

 

Demandes : 

 

4.1 À partir de ces observations, tirées de l’échantillon d’entreprises américaines suggérées 

par Concentric, est-il raisonnable de conclure que le risque supplémentaire lié à la 

génération d’électricité puisse mériter une prime jusqu’à 100 points de base au rendement 

sur capitaux propres? Sinon, à quoi serait dû l’écart observé entre le rendement autorisé 

pour les entreprises sans génération par rapport à celui des 11 entreprises avec génération 

interne d’électricité? 

 

4.2 D’où est tirée l’affirmation que de 2004 à 2012 les entreprises intégrées ont reçu des 

TRCP d’environ 40 points de base supérieurs aux taux autorisés pour les distributeurs et 

transporteurs sans capacité de génération d’électricité? Veuillez fournir le ou les études, 

l’année où elles ont été produites  ainsi que les données sur lesquelles repose cette 

affirmation. 
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5. Références : (i) Pièce B-0026, page 1306, (10-K, Northeast Utilities); 

 (ii) Pièce B-0026, page 1308, (10-K, Northeast Utilities); 

 (iii) Pièce B-0026, page 1310, (10-K, Northeast Utilities); 

 (iv) Pièce B-0026, page 1363, (10-K, Northeast Utilities); 

 (v) Pièce B-0026, page 1472, (10-K, Northeast Utilities). 

 

Préambule :  

 

« (i)  Major Storms 

On August 28, 2011, Tropical Storm Irene caused extensive damage to our distribution system.  

Approximately 800,000 CL&P, PSNH and WMECO customers were without power at the peak of 

the outages, with approximately 670,000 of those customers in Connecticut.  Approximately 

500,000 customer outages occurred on the NSTAR Electric distribution system in its aftermath. 

 

On October 29, 2011, an unprecedented storm inundated our service territory with heavy snow 

causing significant damage to our distribution and transmission systems.  Approximately 

1.2 million of CL&P, PSNH and WMECO’s electric distribution customers were without power 

at the peak of the outages, with 810,000 of those customers in Connecticut, 237,000 in New 

Hampshire, and 140,000 in western Massachusetts.  In terms of customer outages, this was the 

most severe storm in CL&P’s history, surpassing Tropical Storm Irene; the third most severe in 

PSNH’s history; and the most severe in WMECO's history. The storm also caused approximately 

200,000 customer outages on the NSTAR Electric distribution system.   

 

On October 29, 2012, Hurricane Sandy caused extensive damage to our electric distribution 

system across all three states.  Approximately 1.5 million of our 3.1 million electric distribution 

customers were without power during or following the storm, with approximately 850,000 of 

those customers in Connecticut, approximately 472,000 in Massachusetts, and approximately 

137,000 in New Hampshire ». 

 

(ii) « Under Connecticut law, all of CL&P's customers are entitled to choose their energy 

suppliers, while CL&P remains their electric distribution company ». 

« CL&P continues to supply approximately 35 percent of its customer load at SS or LRS rates 

while the other 65 percent of its customer load has migrated to competitive energy suppliers ». 

 

(iii) « On June 30, 2010, PURA issued a final order in CL&P’s most recent retail distribution 

rate case approving distribution rates and establishing CL&P’s authorized distribution 

regulatory ROE at 9.4 percent. » 

 

(iv) « On August 1, 2012, PURA issued a final decision in the investigation of CL&P’s 

performance related to both Tropical Storm Irene and the October 2011 snowstorm.  The 

decision concluded that CL&P was deficient and inadequate in its preparation, response, and 

communication to both storms, and identified certain penalties that could be imposed on CL&P 

during its next rate case.  However, PURA will consider and weigh the extent to which CL&P has 
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taken steps to improve current practices in future storm response in determining any potential 

penalties. » 

 

« On December 11, 2012, in separate orders issued by the DPU, NSTAR Electric and WMECO 

received penalties of $4.1 million and $2 million, respectively, related to the investigation into 

the electric utilities’ responses to Tropical Storm Irene and the October 2011 snowstorm.  The 

DPU stated that NSTAR Electric failed to communicate and prioritize restoration efforts in both 

storms and WMECO failed to prioritize restoration efforts in the October snowstorm. On 

December 28, 2012, NSTAR Electric and WMECO each filed appeals arguing the DPU penalties 

should be vacated ». 

 

Northeast Utilities opère ses filiales dans les États du nord-est américain, des États davantage 

comparables au territoire d’Hydro-Québec du point de vue climatique. Le dernier TRCP autorisé 

pour leur plus importante filiale, Connecticut Light & Power (CL&P), l’a été en 2010, alors que 

les taux d’intérêt étaient un peu plus élevés qu’aujourd’hui; il a été alors fixé à 9,4 %. 

 

(v) Les bénéfices nets de Western Massachusetts Electric Company (WMCO) ont été de 

54,5 M$ en 2012 selon le rapport 10-K de Northeast Utilities. La pénalité de 2 M$ imposée par le 

Massachusetts Department of Public Utilities à WMCO représente donc 3,7 % des bénéfices nets. 

NSTAR Electric s’est fait imposer une amende de 4,1 M$ et CL&P pourrait également se faire 

imposer une amende. 

 

Demandes : 

 

5.1 Y a-t-il eu, dans le passé, de telles amendes imposées par des régulateurs canadiens à des 

distributeurs d’électricité en raison d’une réponse jugée inadéquate à une tempête 

climatique ? Précisez. 

 

5.2 À quoi attribuez-vous le fait que les entreprises de Northeast Utilities ont les TRCP 

autorisés les plus faibles du groupe de référence américain ? Malgré quelques différences 

notables, Northeast Utilities n’est-elle pas l’entreprise, de l’échantillon américain suggéré, 

la plus similaire à HQTD ? Sinon, expliquez pourquoi.  

 

 

6. Références : (i) Pièce B-0026, pages 1326 et 1327, (10-K, Northeast Utilities); 

(ii) Public Utilities Reports inc, PUR Utility Regulatory News, Letter 

# 4132. 

 

Préambule :  

 

(i) « On September 30, 2011, several New England state attorneys general, state regulatory 

commissions, consumer advocates and other parties filed a joint complaint with the FERC under 

Sections 206 and 306 of the Federal Power Act alleging that the base ROE used in calculating 

formula rates for transmission service under the ISO-NE Open Access Transmission Tariff by 

New England transmission owners, including CL&P, NSTAR Electric, PSNH and WMECO, is 
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unjust and unreasonable.  The complainants asserted that the current 11.14 percent rate, which 

became effective in 2006, is excessive due to changes in the capital markets and are seeking an 

order to reduce the rate, which would be effective September 30, 2011 through December 31, 

2012. In response, the New England transmission owners filed testimony and analysis based on 

standard FERC methodology and precedent, demonstrating that the base ROE of 11.14 percent 

remained just and reasonable. 

 

 On May 3, 2012, the FERC issued an order establishing hearing and settlement 

procedures for the complaint.  The settlement proceedings were subsequently terminated, as the 

parties had reached an impasse in their efforts to reach a settlement. In August 2012, the FERC 

trial judge assigned to the complaint established a schedule for the trial phase of the 

proceedings.  Complainant testimony supporting a base ROE of 9 percent was filed on 

October 1, 2012.  Additional testimony was filed on October 1, 2012 by a group of Massachusetts 

municipal electric companies, which recommended a base ROE of 8.2 percent.  The New 

England transmission owners filed testimony and analysis on November 20, 2012, demonstrating 

they believe that the current base ROE continues to be just and reasonable.  On January 

18, 2013, the FERC trial staff filed testimony and analysis recommending a base ROE of 

9.66 percent based on the midpoint of their analysis with a range of reasonableness of 

6.82 percent to 12.51 percent.  The New England transmission owners criticized trial staff's 

analysis in responsive testimony filed on February 12, 2013.  Complainants' final testimony is 

due February 27, 2013.  Hearings on this complaint are scheduled for May 2013 and a trial 

judge’s recommended decision is due in September 2013. A decision from FERC commissioners 

is expected in 2014.  Refunds to customers, if any, as a result of a reduction in the NU 

transmission companies’ base ROE would be retroactive to October 1, 2011 ». 

 

« As of December 31, 2012, CL&P, NSTAR Electric, PSNH, and WMECO had approximately 

$2.1 billion of aggregate shareholder equity invested in their transmission facilities.  As a result, 

each  basis point change in the authorized base ROE would change annual consolidated earnings 

by an approximate $2.1 million.  We cannot at this time predict the ultimate outcome of this 

proceeding or the estimated impact on CL&P’s, NSTAR Electric’s, PSNH’s, or WMECO’s 

respective financial position, results of operations or cash flows ». [nous soulignons] 

 

Demandes : 

 

6.1 Veuillez confirmer que la FERC a effectivement rendu sa décision au cours de l’été et a 

réduit le TRCP de 144 points de base, le faisant passer de 11,14 % à 9,7 %, tel que 

rapporté par l’hebdomadaire PUR Utility Regulatory News du 9 août 2013 (référence (ii)). 

 

6.2 Cette décision affecterait quatre des entreprises suggérées comme étant comparables à 

HQTD. Veuillez confirmer que l’impact total sur Northeast Utilities est de l’ordre de 

30 M$ par année selon l’estimation fournie dans le rapport 10-K 2012 de l’entreprise. 

  

6.3 Est-ce que cette décision reflète bien la tendance baissière récente au niveau des TRCP 

autorisés par les régulateurs américains ? 
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6.4 Y a-t-il eu d’autres cas, à votre connaissance, de réduction du TRCP à caractère rétroactif, 

en raison d’une contestation, aux États-Unis? S’agit-il d’une pratique qui se présente assez 

régulièrement et, selon votre connaisance, y a-t-il d’autres causes de même nature en 

cours? 

 

6.5 Y a-t-il eu, à votre connaissance,  des cas semblables récents au Canada, et si oui, veuillez 

en décrire les grandes lignes. 

 

 

ÉVOLUTION DU RISQUE D’AFFAIRES 

 

7. Références : (i) Pièce B-0007, pages A-22 et A-23 

(ii) Rapport annuel Hydro-Québec Distribution – 2012, Pièce HQD-10. 

  Document 2, page 8; 

(iii) Pièce B-0007, pièce JMC-3, annexe 2. 

 

Préambule :  

 

(i) « Longer Term Risks 

Q. Did you consider any additional longer-term risks that differentiate HQD and HQT from 

the companies in the Canadian and U.S. proxy groups? 

 A. Yes, Concentric considered several additional factors. First, HQD faces more competitive risk 

due to its high concentration of industrial customers in Québec, which makes HQD more 

vulnerable to longer-term risks associated with an economic downturn that could cause those 

industrial customers to reduce their demand for electricity, as well as economic bypass or 

self-generation if the industrial customers determine those options are more economical. As 

shown on Exhibit JMC-3, Schedule 2, approximately 31 percent of HQD’s 2011 distribution 

revenues were derived from sales to industrial customers; this percentage is considerably higher 

than the other electric distributors in the Canadian and U.S. proxy groups with the exception of 

ATCO Electric Distribution at 36 percent.  

Second, HQD has higher business risk than it did when the Régie issued its previous ROE 

determination due to the relative competitiveness of electricity and natural gas in Québec. This is 

especially important for HQD because of the number of residential and commercial customers in 

Québec that use electricity for heating. As the price of natural gas has declined over the past few 

years, that fuel source has become more competitive with the low price of electricity in Québec. » 
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(ii) 

 
 

Les ventes du Distributeur au secteur industriel représentaient 2 849 M$ en 2012, soit 27,8 % des 

ventes totales d’électricité au Québec. En 2011, les ventes industrielles, totalisant 3 035 M$ 

représentaient 29,0 % des ventes totales. 

 

Depuis 2003, les ventes industrielles ont progressé de 4,2 %, passant 2 735 M$ à 2 849 M$. Sur 

la même période, les ventes totales ont progressé de 19,5 %. La part des ventes industrielles a 

donc diminué entre 2003 et 2012, passant de 31,9 % des ventes totales en 2003 à 27,8 % des 

ventes totales en 2012. 

 

Demandes : 

 

7.1 À partir des observations tirées du Tableau 5 du rapport annuel 2012 du Distributeur, 

quant à la réduction de l’importance relative des ventes industrielles au cours des 

10 dernières années, celles-ci étant passées de 31,9 % à 27,8 %, peut-on conclure qu’en ce 

qui a trait aux ventes au secteur industriel, le risque d’affaires à long terme du Distributeur 

a diminué depuis la dernière évaluation complète du TRCP avec la décision D-2003-93? 

  

7.2 Le prix du gaz naturel a diminué ces récentes années, une réduction de près de 50 % 

depuis 5 ans. Quel impact cela a-t-il eu sur le Distributeur ; combien de clients résidentiels 

et combien de clients commerciaux ont migré au gaz naturel au cours des deux dernières 

années ? Quel impact (en dollars et en pourcentage) la perte de ces clients a-t-elle eu sur 

les revenus du Distributeur et sur ses bénéfices d’opération ?  

 

7.3 Considérant les coûts de conversion élevés pour les clients pour migrer du chauffage tout 

à l’électrique vers le chauffage au gaz naturel, et considérant que les prix du gaz naturel 

sont déjà à des niveaux historiquement très bas depuis quelques années, quel impact 

additionnel doit-on attendre sur la clientèle du Distributeur, ses revenus et bénéfices à 

court et moyen terme ? 

 

7.4 Se pourrait-il que la réduction relative des ventes au secteur industriel depuis 10 ans, 

réduction qui a eu des impacts notables sur les ventes du Distributeur depuis la dernière 
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revue complète du TRCP de HQTD, puisse compenser ou plus que compenser l’impact de 

la diminution de la compétitivité relative de l‘électricité par rapport au gaz naturel au 

Québec au cours des dernières années? 

 

7.5 Veuillez fournir et comparer le prix des tarifs du Distributeur pour la clientèle résidentielle 

et la clientèle commerciale/ institutionnelle pour l’année 2012, par kWh, avec ceux des 

échantillons de comparables canadiens et américains soumis en preuve. 

 

7.6 Veuillez fournir et comparer le coût moyen des approvisionnements en électricité de HQD 

avec celui des entreprises comparables suggérées par Concentric, par kWh, pour l’année 

2012. 

 

7.7 Peut-on considérer qu’une entreprise qui a un plus faible coût d’approvisionnement que 

les autres, et qui peut en conséquence vendre son électricité  à des prix bien inférieurs aux 

autres, bénéficie d’une position compétitive plus favorable, ce qui, sur ce point, diminue 

son  risque d’affaires à long terme par rapport aux autres ? 

 

 

8. Références : (i) Pièce B-0004, page 24; 

 (ii) Pièce B-0007, page 21. 

 

Préambule :  

 

(i) « Par ailleurs, le Transporteur et le Distributeur maintiennent les comptes d'écarts 

suivants mis en place dans le but d'assurer un traitement équitable des parties et afin de couvrir 

les éléments importants hors de leur contrôle. Ces comptes sont : 

 

Transporteur 

  

  

 

Distributeur 

 -on » pour l'achat d'électricité ; 

  

 mpte de nivellement des revenus de transport et de distribution pour aléas climatiques ; 

  

  

  

  coûts des pannes majeures ; 

  » 

(ii) La récession de 2008-2009, la première depuis que HQTD profite d’un éventail complet 

de comptes d’écarts, et la reprise économique qui a suivi parmi les plus faibles ont entraîné 



Le 17 septembre 2013 

N
o
 de dossier : R-3842-2013 

Demande de renseignements n
o
 1 de la Régie au Distributeur et au Transporteur 

Page 12 de 57 
 

 

beaucoup de volatilité dans les résultats de nombreuses entreprises. Toute variation des bénéfices 

d’opération, liée au risque d’affaires,  aurait due être amplifiée en raison du levier financier plus 

grand chez HQTD.   

Or, malgré cet environnement difficile et ce fort levier financier, les rendements sur les capitaux 

propres du Distributeur et du Transporteur ont augmenté en 2008 et en 2009, en pleine récession. 

Les TRCP réalisés par HQT sont passés de 6,22 % en 2007, à 8,70 % en 2008 et 9,40 % en 2009, 

tandis que ceux de HQD passaient de 7,88 % en 2007 à 8,64 % en 2008 et 10,14 % en 2009. Les 

rendements réalisés ont dépassé les rendements autorisés d’un minimum de 85 points de base à 

un maximum de 316 points de base durant la dernière récession.   

 

Les TRCP du Distributeur et du Transporteur ont continué de dépasser largement les rendements 

autorisés à chacune des trois années suivantes, réalisant des TRCP de 9,28 % en 2010, 8,58 % en 

2011 et 9,54 % en 2012 pour le Transporteur, et de 12,79 % en 2010, 10,18 % en 2011, et 9,69 % 

en 2012 pour le Distributeur. 

 

Demandes : 

 

8.1 Étant donné que le nombre de comptes d’écarts a augmenté au fil des années entre 2003 et 

2013, peut-on considérer que, de ce point de vue, le risque d’affaires d’HQTD a diminué 

depuis la fixation initiale des paramètres permettant de fixer le TRCP d’HQTD, en 

2002-2003 ? 

 

8.2 Compte tenu de la bonne tenue des résultats et rendements sur les capitaux propres de 

HQTD durant la dernière récession, peut-on considérer que les divers comptes de frais 

reportés et pass-on ont réussi à absorber et atténuer efficacement, au cours des 5 dernières 

années, la volatilité liée au risque d’affaires du Distributeur et du Transporteur ? Veuillez 

commenter et justifier quantitativement. 

 

 

L’IMPACT DU RISQUE D’AFFAIRES SUR LES RATIOS ET LE RISQUE FINANCIER 

 

9. Références : (i) Pièce B-0026, page 17, (Moody’s rating methodology); 

 (ii) Moody’s Investors Service, «Rating Methodology: Global Regulated  

  Electric Utilities», mars 2005, pages7-8; 

(iii) Pièce B-0026, pages 13-14, (Moody’s rating methodology). 

 

Préambule :  

 

(i) « The relative strength of a company’s financial ratios must take into consideration the 

level of business risk associated with the more qualitative factors in the methodology. Companies 
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with a lower business risk can have weaker credit metrics than those with higher business risk for 

the same rating category. » [Nous soulignons] 

 

(ii) « Moody’s uses financial ratio analysis as part of our quantitative analysis of all 

corporates, including electric utilities. Ratio analysis is a helpful way of comparing one 

company’s performance to that of another and the performance in one year to that in another. 

 

However, the importance of ratio analysis can be overstated. No two companies look exactly 

alike from a qualitative assessment standpoint and each company we rate is constantly changing. 

It is impossible to assign an accurate credit rating on the basis of financial ratio analysis alone, 

even less so on the basis of any one ratio. Therefore, Moody’s does not have any specific ―hurdle 

rate‖ to explain which ratio will make the difference between any two rating categories ». 

 

« While other factors considered in this report may outweigh pure quantitative analysis, it is 

possible to provide broad guidance on the ratio ranges that may generally be seen at different 

rating levels ». 

 

« Financial ratios are more useful for companies operating in a low business risk environment 

where there is a high degree of regulated activities and a supportive regulatory system. This 

might include the UK, US transmission and distribution utilities (T&Ds), Canada or many 

European countries. Medium-business-risk operating environments would include US integrated 

utilities ». [Nous soulignons] 

 

 
 

(iii) « Moody’s views the regulatory risk of U.S. utilities as being higher in most cases than 

that of utilities located in some other developed countries, including Japan, Australia, and 

Canada .The difference in risk reflects our view that individual state regulation is less 

predictable than national regulation; a highly fragmented market in the U.S. results in stronger 

competition in wholesale power markets; U.S. fuel and power markets are more volatile; there is 

a low likelihood of extraordinary political action to support a failing company in the U.S.; 

holding company structures limit regulatory oversight; and overlapping or unclear regulatory 

jurisdictions characterize the U.S. market. As a result, no U.S. utilities, except for transmission 

companies subject to federal regulation, score higher than a single A in this factor ». [Nous 

soulignons] 

 

Selon Moody’s, un transporteur et un distributeur sont moins risqués qu’une entreprise intégrée, 

même aux États-Unis. De plus, l’environnement d’affaires est également moins risqué au Canada 



Le 17 septembre 2013 

N
o
 de dossier : R-3842-2013 

Demande de renseignements n
o
 1 de la Régie au Distributeur et au Transporteur 

Page 14 de 57 
 

 

qu’aux États-Unis. Enfin, le risque règlementaire est plus faible au Canada qu’aux États-Unis, 

disent-ils. 

 

Toujours selon Moody’s, à risque total équivalent, c’est-à-dire pour obtenir une même notation 

de crédit, une entreprise à faible risque d’affaires peut avoir des ratios financiers moins 

favorables qu’une entreprise qui évolue avec un risque d’affaires moyen.  Par exemple, pour 

obtenir une notation «A», donc à risque équivalent, le ratio Dette/Capitalisation  devrait de situer 

entre 40 et 60 % pour une entreprise à risque moyen telle une entreprise intégrée américaine, 

alors qu’une entreprise à faible risque d’affaires peut avoir un ratio de Dette/Capitalisation entre 

50 % et 75 %, tel qu’indiqué à la Figure 5 ci-dessus. 

 

Demandes : 

 

9.1 Veuillez déposer le rapport de Moody’s Investors Service de mars 2005 et intitulé 

« Rating Methodology : Global Regulated Electric Utilities » (32 pages). 

  

9.2 Moody’s affirme qu’une entreprise avec un risque d’affaires plus faible peut avoir des 

ratios financiers plus faibles que ceux avec un plus grand risque d’affaires pour une même 

notation de crédit. Partant du constat que le levier financier amplifie les variations des 

résultats découlant du risque d’affaires, d’une part, et que, dans un cas hypothétique, si le 

risque d’affaires était nul ou très faible, un levier financier plus élevé n’aurait que peu 

d’impact sur les résultats de l’entreprise, peut-on considérer que le risque d’affaires est 

plus important que le risque financier ? Veuillez justifier. 

 

9.3 Selon Moody’s, le risque règlementaire pour les entreprises de service public américaines 

est dans la plupart des cas plus élevé qu’au Canada. Également, le risque d’affaires des 

distributeurs et transporteurs est plus faible que celui des entreprises intégrées, comme 

c’est le cas dans cinq des six compagnies publiques américaines suggérées par Concentric 

comme étant comparables à HQTD. Êtes-vous d’accord pour dire qu’une portion 

significative des écarts dans les ratios financiers du Distributeur et du Transporteur, par 

rapport aux entreprises américaines suggérées, peut être justifiée par le risque d’affaires 

moindre chez HQTD? Veuillez commenter.  

 

 

LE RISQUE FINANCIER ET LA GARANTIE DE PRÊT DU GOUVERNEMENT 

DU QUÉBEC 
 

10. Références : (i) Pièce B-0007, page B-4; 

 (ii) Rapport annuel 2012 d’Hydro-Québec, page 44; 

 (iii) Rapport annuel HQD 2012, HQD-8, document 1, page 5. 

 

Préambule :  

 

(i) « We note that HQD and HQT benefit from a government debt guarantee, but capital 

structure should be considered on a stand-alone basis in order to send the proper price signals, 
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and avoid cross-subsidization between Québec’s citizens and its electric consumers »  

[Nous soulignons] 

 

(ii) Tableau  

 

 
 

Hydro-Québec a payé, en 2012, 197 millions $ en « frais de garantie payés à l’actionnaire 

relativement aux titres d’emprunts », tel que présenté dans le rapport annuel 2012 

d’Hydro-Québec. Cette somme entre dans le calcul des frais d’intérêt sur la dette assumée par le 

Distributeur et le Transporteur, et comme tel, une large portion se retrouve dans les tarifs et est 

payée par la clientèle. 

 

Demandes : 

 

10.1 Veuillez préciser les sommes qui ont été chargées aux clients du Distributeur ainsi que du 

Transporteur en 2012 afin de couvrir les frais de garantie. Veuillez préciser le calcul ainsi 

que le nombre de points de base sur la dette garantie que cela représentait. 

 

10.2 Puisque les frais de garantie sont largement assumés par les clients d’Hydro-Québec au 

moyen des tarifs d’HQTD, veuillez préciser en quoi il y a « subvention-croisée » entre les 

contribuables québécois et les clients du Distributeur ? 

 

10.3 Veuillez indiquer comment vous avez pris en compte la prime déjà payée par la clientèle 

dans votre demande de TRCP. 

 

10.4 Cette prime, payée par la clientèle, permet à Hydro-Québec d’assumer plus de dettes à son 

bilan et de la financer à moindre coût. Exiger, en plus, un TRCP plus élevé ne risque-t-il 



Le 17 septembre 2013 

N
o
 de dossier : R-3842-2013 

Demande de renseignements n
o
 1 de la Régie au Distributeur et au Transporteur 

Page 16 de 57 
 

 

pas de faire payer la clientèle deux fois pour les bénéfices de la garantie de la province? 

 

10.5 Le niveau des frais de garantie est habituellement fonction du risque sous-jacent. Chez 

Hydro-Québec, les trois divisions, la production, la distribution et le transport paient la 

même prime alors que le risque est plus grand pour la division production. Peut-on 

considérer qu’implicitement, l’actionnaire est ainsi partiellement rémunéré, au niveau du 

Distributeur et du Transporteur, par l’application de frais de garantie unique aux trois 

divisions ?  

 

10.6 Considérez-vous qu’en raison du levier financier plus élevé chez Hydro-Québec que chez 

les entreprises comparables canadiennes et américaines, la société a de la difficulté à 

émettre de la dette à des taux attrayants ? 

 

 

COMPENSATION RAISONNABLE DU TRCP POUR UN RATIO DE CAPITAUX 

PROPRES PLUS FAIBLE 

 

11. Référence : Pièce B-0007, pages 52-53. 

 

Préambule :  

 

(i)  « Using commonly-accepted methodologies, Concentric estimates that an adjustment to 

ROE of between approximately 1.50 percent and 3.00 percent would be warranted to compensate 

for a 15 to 20 percent decline in the common equity ratio from the U.S. proxy group average. 

These estimates are consistent with the range reported by empirical and theoretical studies for 

public utilities. Those studies show increases in the required ROE from 0.34 to 2.37 percentage 

points to compensate for a 10 percent increase in the debt ratio.
59

 

  
59

 See, New Regulatory Finance, Dr. Roger Morin, Public Utility Reports, 2006, pp. 456 – 471 ». 

 

Demandes : 

 

11.1 Veuillez confirmer que les études théoriques, ci-dessus citées et présentées par le 

Dr. Morin à la page 469, Tableau 16-4, sont au nombre de 3, qu’elles ont été produites 

entre 1958 et 1977, il y a de 36 et 55 ans, et qu’elles suggèrent une bonification de 62 à 

237 points de base, en moyenne de 138 points de base sur le TRCP lorsque le niveau de 

dette passe de 40 % à 50 %. 

 

11.2 Veuillez confirmer que les études empiriques citées ci-dessus, et présentées par le 

Dr. Morin, au Tableau 16-5, sont au nombre de 6, qu’elles ont été produites entre 1968 et 

1987, il y a de 26 et 45 ans, et qu’elles suggèrent une bonification de 34 à 117 points de 

base, une moyenne de 76 points de base sur le TRCP lorsque le niveau de dette passe de 

40 % à 50 %. 
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11.3 Les tableaux présentés par le Dr. Morin proviennent de la plus récente de ces études, celle 

de Brigham, Gapenski et Aberwald, dont le résumé « Capital Structure, Cost of Capital, 

and Revenue Requirements » a été publié dans le Public Utilities Fortnightly du 8 janvier 

1987, pages 15 à 24. Cet article est tiré de l’étude préparée pour la Florida Public Service 

Commission, le 30 juin 1986, et intitulée «Effects of Capital Structure on Utilities’ Cost of 

Capital and Revenue Requirements» (175 pages). Veuillez déposer l’étude complète de 

175 pages.  

 

11.4 Veuillez déposer des études plus récentes (d’au plus 5 à 10 ans) qui expliqueraient et 

mesureraient la hausse requise du coût des capitaux propres en fonction du niveau 

d’endettement d’une entreprise de service public du domaine de l’électricité, dans le 

contexte actuel, et préférablement pour un distributeur d’électricité et pour un 

transporteur, si disponible. 

 

11.5 Êtes-vous en accord ou en désaccord avec l’affirmation que la théorie financière, 

notamment celle qui date des années 1950 aux années 1980, bien qu’elle fournisse des 

pistes d’explications, ne pouvait pas expliquer de façon complète et satisfaisante comment 

déterminer une structure de capital optimale, ni quel est l’effet précis du levier financier 

sur le coût de la dette et des capitaux propres? Veuillez justifier. 

 

11.6 Êtes-vous en accord ou en désaccord avec l’affirmation que les études empiriques, 

ci-dessus citées, ont été essentiellement conduites durant une période où le risque 

d’affaires des entreprises de service public était en forte hausse en raison de l’inflation 

croissante des années 70  et du début des années 80, des délais dans la récupération des 

hausses des coûts causées par l’inflation (Regulatory lag), l’augmentation du coût des 

combustibles, de l’escalade des coûts de construction des nouveaux projets, et de 

nombreux problèmes avec le nucléaire, entre autres, et que cela ait pu influencer 

l’aversion au risque des investisseurs face au secteur? Dans la négative, veuillez élaborer. 

 

11.7 Avec l’inflation croissante des années 1970 et du début des années 1980, les taux 

d’intérêts ont fortement augmenté, atteignant plus de 16 % pour les entreprises de service 

public cotées «A» en 1981. Or, nous notons que selon les études empiriques auxquelles 

vous faites référence, soit celles proposées par le Dr. Morin, la bonification moyenne du 

coût des capitaux propres pour une hausse du levier financier de 40 % à 50 % de dette, a 

plus que doublé entre 1968 et 1987 passant de 34 points de base (Étude Brigham and 

Gordon, 1968) à 117 points de base (Étude Brigham, Gapenski, and Aberwald, 1987). La 

moyenne suggérée par les trois premières études, produites entre 1968 et 1974, est de 

51 points de base, alors que la moyenne des trois dernières études, publiées entre 1980 et 

1987 suggère une bonification de 99 points de base. Croyez-vous que l’augmentation de la 

bonification puisse être liée, en bonne partie, à la hausse générale du coût du capital et des 

taux d’intérêt? Sinon, veuillez justifier. 

 

11.8 De façon générale, est-ce qu’un écart de rendement de 100 points de base lorsque les taux 

d’intérêts sont de 12 à 16 % (soit une prime de 6 à 8 %), peut être appliqué sans aucun 

ajustement dans un contexte de taux d’intérêt de 4 ou 5 % (une prime de 20 à 25 %) ? Si 
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non, comme les coûts de financement  ont fortement diminué ces dernières années, quel 

ajustement suggérez-vous? 

 

11.9 Dans les entreprises non règlementées imposables, les frais d’intérêts sont déductibles 

d’impôt, et cet avantage fiscal revient aux actionnaires grâce aux bénéfices plus élevés. 

Dans le cas d’une entreprise de service public imposable, la déductibilité des frais 

d’intérêt permet plutôt de réduire les tarifs, ce qui est donc à l’avantage des clients plutôt 

que des actionnaires.  Peut-on y voir un incitatif, pour les entreprises de service public 

imposables, à avoir moins de dette et plus de capitaux propres dans leur bilan, toute chose 

étant égale par ailleurs, d’autant plus que l’ajout de capitaux propres est automatiquement 

rémunéré dans un contexte règlementaire? Dans la négative, veuillez élaborer. 

 

 

COMPARAISON DES STRUCTURES DE CAPITAL DES ENTREPRISES DE SERVICE 

PUBLIC CANADIENNES ET AMÉRICAINES ET IMPLICATIONS SUR LE RISQUE 

FINANCIER 

 

12. Références : (i) Pièce B-0007, pages B1 à B4; 

 (ii) Pièce B-0026, page 19, (Moody’s rating methodology); 

 (iii) Pièce B-0026, pages 807 à 3057, (Rapports 10-K); 

 (iv) Pièce B-0026, pages 894-895, (10-K, Consolidated Edison Inc); 

 (v) Pièce B-0007, Pièce JMC-5, Annexe 1. 

 

Préambule :  

 

(i) « Q.   Please compare the financial risk of Canadian and U.S. utilities generally. 

A. In general, regulators in Canada have tended to approve lower deemed equity ratios for 

regulated utilities than in the U.S. Concentric believes this practice has evolved for two principal 

reasons: (1) there is a history of government ownership of utilities in Canada particularly in the 

electric sector, and similar to municipal and state-owned utilities in the U.S., these utilities enjoy 

explicit or implicit government support, enabling higher debt ratios; and (2) Canadian regulators 

deem utility debt ratios with a focus on the minimum requirements for investment grade credit 

standards. Regulators in the U.S. more typically assess the reasonableness of capital structure 

based on a combination of credit metrics and reference to the proxy group range to test 

comparability. Regulated utilities in Canada generally have higher financial leverage than those 

in the U.S., and therefore more financial risk on a stand-alone basis. »  

 

« Q.  How do HQD’s and HQT’s equity ratios compare to the average equity ratio for the U.S. 

electric utility proxy group? 
A. The most notable risk difference between HQD and HQT and the operating utilities in the U.S. 

electric utility proxy group is the percentage of debt in the capital structure. As shown in Table 

15, the U.S. electric utility proxy group average authorized common equity ratio is 50.2 percent, 

which is 15.2 percent higher than HQD’s current deemed equity ratio of 35.0 percent, and 

20.2 percent higher than HQT’s current deemed equity ratio of 30.0 percent ». 
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 « Q. Other than the percentage of financial leverage in the capital structure, what other ways 

do investors measure financial risk?  
A.  Financial risk may also be measured through other credit metrics, such as the ratio of Funds 

From Operations (―FFO‖) to debt, as well as the interest coverage ratios that compare Earnings 

Before Interest and Taxes (―EBIT‖) and FFO to interest payments on long-term debt. » 

 

(ii) « The regulated asset base [RAV] is comprised of the physical assets that are used to 

provide regulated distribution services and the RAV represents the value on which the utility is 

permitted to earn a return. RAV can be calculated in various ways, using different rules that can 

be revised periodically, depending on the regulatory regime. Where RAV is calculated using 

consistent rules (i.e. Australia and Japan), debt/RAV is viewed as superior to debt / capitalization 

as a credit measure and will be used for this sub-factor. Where RAV does not exist (i.e. North 

America and most Asian countries) or the method of calculation is subject to arbitrary or 

unpredictable revisions, we use debt/capitalization. » [nous soulignons] 

 

(iii) Les rapports financiers annuels 10-K constituent une source d’information très importante 

pour les analystes financiers et les investisseurs en général. L’examen des rapports 10-K des 

entreprises comparables américaines, que ce soient les holdings ou leurs filiales opérantes, au 

chapitre de leur bilan respectif,  permet de constater des différences importantes avec les bilans 

des entreprises canadiennes de service public proposées comme étant comparables à HQTD, ou 

même avec le bilan consolidé présenté au rapport annuel 2012 d’Hydro-Québec. 

 

(iv) La mesure principale du levier financier, telle que présentée dans le rapport d’expert, 

considère le ratio des capitaux propres par rapport à la capitalisation totale, cette dernière étant 

définie comme étant la somme de la dette à long terme et des capitaux propres. 

 

À titre d’exemple, dans le rapport 10-K de Consolidated Edison Inc, il est possible de consulter 

aux pages 894-895 le bilan de Consolidated Edison Company of New York inc. On y constate 

que le niveau de dette à long terme est de 9 145 M$, le montant des capitaux propres est de 

10 552 M$, ce qui donne une capitalisation totale de 19 697 M$ et un ratio des capitaux propres 

de 53,6 %.   

 

En ne considérant que ces deux lignes du bilan, la dette à long terme et le total des capitaux 

propres, on laisse de côté 17 188 M$ d’autres passifs et engagements, dont entre autres 4 220 M$ 

de passif à titre de pensions et bénéfices aux retraités et 7 452 M$ d’impôt différé. Vu autrement, 

la capitalisation totale de 19 697 M$ ne représente que 53,4 % de l’actif total (36 885 M$), et que 

79,6 % des immobilisations corporelles nettes (net utility plant) de 24 739 M$. Ainsi, les capitaux 

propres représentent 28,6 % de l’actif, l’ensemble des passifs et engagements (liabilities) 71,4 %. 

 

Le tableau suivant présente un ensemble de ratios financiers calculés à partir des rapports 10-K: 
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A B C F G H I J K L M N O P Q R S T U V W X

1

Nb. 

d'abonnés

Capitalisation (Dette LT+ 

Capitaux propres) en % 

Actif à la fin 2012

Capitalisation en % des 

Immobilisations nettes 

à la fin 2012

Capitaux propres en % 

des Immobilisations 

nettes à la fin 2012

Impôt diféré en % 

des Immobilisations 

nettes à la fin

Impôt diféré en % 

de l’actif total à la 

fin 2012

Capitaux propres en 

% de l'actif à la fin 

2012

Capitaux propres 

en % de la 

capitalisation à la 

fin 2012 Actif fin 2012 Actif fin 2011

Actifs moyens 

2012

Immob. 

corporelles 

nettes - fin 2012 

(Net Plant)

Capitaux propres 

fin 2012

Capitaux propres 

fin 2011

Capitaux propres 

moyen 2012 Dette LT fin 2012

Actions 

privilégiées

Capitalisation 

fin 2012

Impöts différés 

fin 2012

Bénéfices nets 

attribuables aux 

actionnaires 2012

2 Hydro Québec - consolidé 87,3% 107,6% 33,2% 26,9% 30,8% 70517 69637 70077 57174 18982 18834 18908 42555 61537 0 2736

Comparables américains:
3 Florida Power  & Light Company FL 4,5 M. 59,8% 75,7% 45,5% 20,3% 16,0% 36,0% 60,1% 34853 31816 33335 27551 12530 10850 11690 8329 20859 5584 1240
4 Nextera Energy Inc. (Holding consolidé) 60,9% 79,4% 32,5% 13,6% 10,4% 24,9% 40,9% 64439 57188 60814 49413 16068 14943 15506 23177 39245 6703 1911

5 Consolidated Edison Company of New York inc NY 3,3 M. 53,4% 79,6% 42,7% 30,1% 20,2% 28,6% 53,6% 36885 35218 36052 24739 10552 10431 10492 9145 19697 7452 1014
6 Consolidated Edison Inc. (Holding consolidé) 53,2% 83,4% 45,1% 31,8% 20,3% 28,8% 54,1% 41209 39214 40212 26301 11869 11649 11759 10062 21931 8372 1138

7 Georgia Power GA 2,4 M. 60,9% 78,0% 41,3% 21,6% 16,9% 32,2% 52,9% 28803 27151 27977 22466 9273 9023 9148 7994 266 17533 4861 1168
8 Alabama Power AL 1,4 M. 64,2% 83,2% 37,4% 23,6% 18,2% 28,8% 44,9% 18712 18477 18595 14438 5398 5342 5370 5929 685 12012 3404 704
9 Gulf Power FL 0,4 M. 59,0% 76,3% 36,6% 20,1% 15,5% 28,3% 47,9% 4177 3872 4025 3229 1181 1125 1153 1186 98 2465 649 126
10 Mississipi Power MS 0,2 M. 62,3% 76,4% 40,5% 6,2% 5,0% 33,0% 52,9% 5452 3672 4562 4442 1797 1049 1423 1565 33 3395 275 148
11 Southern Co. (Holding consolidé) 61,2% 79,9% 39,3% 20,5% 15,7% 30,1% 49,2% 63149 59267 61208 48390 19004 18285 18644,5 19274 375 38653 9938 2350

12 Connecticut Light & Power CT 1,2 M. 59,0% 87,6% 41,3% 21,7% 14,6% 27,8% 47,1% 9142 8791 8967 6153 2538 2408 2473 2738 116 5392 1336 210
13 NSTAR Electric MA 1,1 M. 54,5% 81,2% 46,5% 27,9% 18,7% 31,2% 57,3% 7060 7240 7150 4735 2203 2232 2217 1601 43 3847 1321 190
14 Public Service of New Hampshire NH 0,4 M. 66,9% 88,6% 46,2% 18,8% 14,2% 34,9% 52,1% 3115 3117 3116 2353 1087 1078 1082 998 2084 442 97
15 Western Massachusetts Electric Company MA 0,2 M. 64,3% 85,9% 43,2% 23,5% 17,6% 32,4% 50,3% 1723 1503 1613 1291 558 462 510 550 1108 303 55
16 Northeast Utilities 58,6% 99,9% 55,6% 20,9% 12,2% 32,6% 55,7% 28303 15647 21975 16605 9237 4016 6626 7200 156 16593 3463 526

17 Wisconsin Electric WI 1,1 M.
18 Wisconsin Energy Corp. WI 60,3% 81,5% 39,1% 20,0% 14,8% 28,9% 48,0% 14285 13862 14074 10572 4135 3963 4049 4454 30 8619 2117 546

19 Northern States Power - Minnesota MN 1,4 M. 56,2% 78,8% 42,3% 20,4% 14,5% 30,1% 53,6% 13401 12555 12978 9547 4036 3725 3881 3489 7525 1945 340
20 Northern States Power - Wisconsin WI 0,25 M. ND
21 Public Service Company of Colorado CO 1,4 M. 55,0% ND
22 Southwestern Public Service TX 0,4 M. 64,8% 79,7% 41,1% 23,1% 18,8% 33,5% 51,6% 3518 3224 3371 2862 1177 1077 1127 1104 2281 662 106
23 Xcel Energy Inc 61,1% 79,9% 37,3% 18,6% 14,2% 28,5% 46,7% 31141 29497 30319 23809 8874 8482 8678 10144 19018 4435 905

24 Moyenne des Holdings consolidés 59,2% 84,0% 41,5% 20,9% 14,6% 29,0% 49,1%

Comparables canadiens:

25 Atco Electric Distribution AB 0,2 M. 9871 7903 8887 8033
26 Atco Electric Transmission AB

27 Canadian Utilities      72,0% 85,9% 29,4% 4,2% 3,5% 24,7% 34,2% 13398 11696 12547 11237 3303 3119 3211 5284 1066 9653 470 561

28 Nova Scotia Power inc NS 0,5 M. 134
29 Emera Corp.    72,8% 122,0% 42,0% 6,9% 4,1% 25,1% 34,4% 7527 6924 7225 4491 1886 1677 1782 3201 392 5479 312 221

30 Enbridge Gas Distribution inc ON 2,0 M. 7416 7189 7303 5852 207
31 Enbridge Inc    74,1% 104,9% 30,2% 7,8% 5,5% 21,3% 28,7% 47172 41494 44333 33318 10051 9559 9805 20203 4707 34961 2601 610

32 Fortis Alberta AB 0,5 M. 3003 2710 2857 96
33 Fortis BC Electric BC 0,2 M. 1926 1886 1906 50
34 Newfoundland Power
35 Fortis inc    74,9% 116,3% 44,7% 7,5% 4,8% 28,8% 38,4% 14950 14214 14582 9623 4302 4031 4167 5783 1108 11193 718 324

36 TransCanada Corp NEB n/a 77,3% 110,8% 50,8% 11,7% 8,2% 35,4% 45,8% 48333 47338 47836 33713 17112 17035 17074 19013 1224 37349 3953 1299

37 Gaz Métro QC 0,2 M. 70,9% 112,1% 41,1% 8,5% 5,4% 26,0% 36,7% 5118 3727 4423 3235 1331 1015 1173 2296 3627 275 144
38 Valener    95,0% #DIV/0! 3,3% 88,3% 92,9% 766 673 719 676 603 639 51 0 727 25 28

39 73,7% 108,7% 39,7% 7,8% 5,3% 26,9% 36,4% Tableau préparé par la Régie de l’énergie du Québec. Sources : Pièce B-0026Moyenne des Holdings consolidés - avec Gaz Métro plutôt que 

Valener
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Lorsque l’on compile, à partir des rapports financiers 10-K de 2012, ces mêmes ratios pour 

l’ensemble des holdings, soient les 6 entreprises publiques américaines proposées par Concentric 

comme comparables, nous obtenons les moyennes de ratios  suivantes : 
 

Ratio des capitaux propres en pourcentage de la capitalisation :     49,1 % 

Capitalisation totale en pourcentage de l’actif :       59,2 % 

Capitalisation totale en pourcentage des immobilisations corporelles nettes :   84,0 % 

Capitaux propres en pourcentage de l’actif :        29,0 % 

Capitaux propres en pourcentage des immobilisations corporelles nettes :   41,5 % 

 

Lorsque l’on compile ces mêmes ratios pour l’échantillon des holdings canadiens suggérés par 

Concentric, en remplaçant toutefois Valener, qui a un bilan atypique pour le secteur,  par Gaz 

Métro, nous obtenons les résultats suivants : 
 

Ratio des capitaux propres en pourcentage de la capitalisation :     36,4 % 

Capitalisation totale en pourcentage de l’actif :       73,7 % 

Capitalisation totale en pourcentage des immobilisations corporelles nettes :          108,7 % 

Capitaux propres en pourcentage de l’actif :        26,9 % 

Capitaux propres en pourcentage des immobilisations corporelles nettes :   39,7 % 

 

L’examen de ces données permet de constater qu’il y a une différence notable dans la constitution 

des bilans entre les entreprises canadiennes et américaines. Entre autres, la base de capitalisation 

(dette + capitaux propres) est beaucoup plus faible, chez les entreprises américaines, en 

proportion des immobilisations corporelles (84,0 % contre 108,7 %)  ou en proportion de l’actif 

total (59,2 % contre 73,7 %) que chez les entreprises canadiennes.  

 

Aussi, même si le ratio des capitaux propres par rapport à la capitalisation est beaucoup plus 

élevé dans l’échantillon américain que dans le canadien (une différence de 1 270 points de base, 

soit 49,1 % vs 36,4 %), la différence semble beaucoup plus faible, soit de 210 points de base 

lorsque l’on considère le pourcentage des capitaux propres par rapport à l’actif total (29,0 % vs 

26,9 %). Autrement dit, les entreprises américaines ont beaucoup plus de capitaux propres en 

proportion de leur capitalisation, mais leur capitalisation totale en proportion de l’actif total est 

moindre que les entreprises canadiennes, ce qui complique les comparaisons. 

 

Demandes : 

 

12.1 Veuillez identifier et expliquer les principales raisons pouvant entraîner ces différences 

importantes dans la constitution des bilans des entreprises de service public américaines 

par rapport aux entreprises canadiennes. 

 

12.2 En acceptant le fait que les règles comptables sont très semblables entre le Canada et les 

États-Unis, se pourrait-il que le contexte économique, fiscal, règlementaire et 

environnemental spécifique à chaque pays puisse influencer les modes de financement et 

d’opération des entreprises de service public, de sorte que les bilans des entreprises 
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canadiennes et américaines dans ce secteur ne soient pas parfaitement comparables, 

nécessitant une analyse attentive? Veuillez élaborer. 

 

12.3 Considérant les observations qui précèdent, ainsi que le fait que le bilan constitue un des 

états financiers importants afin de déterminer le risque et la valeur d’une entreprise, est-ce 

que seule la répartition en pourcentage des capitaux propres à l’intérieur de la 

capitalisation totale a de l’importance pour un investisseur, ou est-ce que le montant de 

capitaux propres par rapport à l’ensemble des actifs, a également de l’importance?  

 

12.4 Selon vous, est-il important pour un investisseur qui considère acheter des actions d’une 

entreprise de service public, d’examiner toutes les lignes du bilan ainsi que les 

nombreuses notes aux états financiers, en étant particulièrement attentif à l’ensemble du 

passif et engagements, dans son évaluation du risque et de la valeur d’une entreprise, ou 

limitera-t-il son analyse aux deux seules lignes : dette à long terme et total des capitaux 

propres? 

 

12.5 Moody’s affirme que pour mesurer le risque financier, un ratio plus global tel que le ratio 

de la dette sur la valeur des actifs règlementés constitue un meilleur ratio que celui de la 

dette sur la capitalisation totale, lorsque la valeur des actifs règlementés est disponible. 

Est-ce que la proportion des capitaux propres par rapport à l’actif total, ou encore la 

proportion des capitaux propres par rapport aux immobilisations corporelles nettes 

peuvent donner un éclairage différent et utile à la détermination du risque financier du 

point de vue d’un investisseur? Veuillez développer. 

 

12.6 Veuillez compléter votre réponse à la question 2.1 de la Demande de complément de 

preuve en fournissant, tel que demandé, le détail du calcul des ratios financiers du 

Distributeur et du Transporteur que vous présentez à la pièce JMC-5. 

 

12.7 Étant donné qu’Hydro-Québec ne paie pas d’impôt sur ses profits, et n’a donc pas à être 

compensée dans ses tarifs pour cette dépense, son bénéfice avant intérêt et impôt (EBIT) 

et son bénéfice avant intérêt, impôt, amortissement et dépréciation (EBITDA) ne sont pas 

comparables aux autres entreprises imposables. Y aurait t’il lieu d’ajuster les ratios 

couverture d’intérêts par les bénéfices avant intérêt et impôt pour HQD et HQT dans la 

pièce JMC-5, Annexe 1, ainsi que le ratio de la dette sur les bénéfices avant intérêt, impôt, 

amortissement et dépréciation ? Veuillez calculer et expliquer les ajustements que vous 

proposez afin de comparer les entreprises sur une même base. 

 

 

13. Références : Deloitte Touche Tohmatsu Limited, « Investments by Regulated   

 Public Utilities », Présention de Sean Bird et Mike Reno,    

 20 septembre 2011, diapositive 13. 

 

Préambule :  

 

« Rate Base Components Income Taxes 
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Accumulated Deferred Income Taxes* - represents the deferred federal income taxes resulting 

from tax normalisation and is considered a source of interest-free funds (i.e., cost-free capital) 

provided by the U.S. Treasury to the utility 

 

- Accumulated deferred income taxes balance deducted from rate base, or 

- Accumulated deferred income taxes balance included in the capital structure of the utility at 

zero cost when computing the rate of return 

 

*Referred to as Deferred Tax Liabilities under SFAS No. 109 and ASC 740 and also includes deferred state income taxes ». 

 

Demandes : 

 

13.1 Veuillez déposer la présentation de Sean Bird et Mike Reno, de Deloitte Touche 

Tohmatsu Limited, « Investments by Regulated Public Utilities », dont il est question à la 

référence (i). 

 

13.2 Êtes-vous d’accord avec la firme Deloitte Touche à l’effet que les impôts différés, pour 

une large part, constituent une source de fonds, ne portant pas intérêt, permettant de 

financer une partie des investissements d’une entreprise? Sinon, expliquez pourquoi et 

justifiez ? 

 

13.3 Êtes-vous d’accord avec la firme Deloitte Touche à l'effet qu'il y a, en règlementation, 

deux méthodes pour tenir compte des impôts différés : les déduire de la base de 

tarification ou les inclure dans la structure de capital, à coût zéro, dans le calcul du taux de 

rendement de la base de tarification, et que ces deux méthodes sont équivalentes? Sinon, 

expliquez pourquoi et justifiez. 

 

 

14. Références : (i) Pièce B-0026, p. 4275, (Décision de la Florida Public Service  

    Commission); 

(ii) Pièce B-0026, p. 4255, (Décision de la Florida Public Service  

  Commission); 

(iii) Pièce B-0026, p. 4275, (Décision de la Florida Public Service  

  Commission); 

(iv) Pièce B-0026, p. 4362, (Décision de la Florida Public Service  

  Commission); 

(v) Pièce B-0026, p. 1183, (10-K, Nextera Energy inc); 

(vi) Pièce B-0007, pièce JMC-3 annexe 1. 

Préambule :  

 

(i) « Based on our review of the record, we find that an authorized ROE of 10.25 percent 

with a range of plus or minus 100 basis points, is appropriate. In arriving at this return, we have 

identified and weighed the strengths and weaknesses associated with the respective witnesses' 

analyses and also taken into account Gulfs need to continue to access the capital markets under 

reasonable terms. Moreover, we find that, at an equity ratio of 46 percent, an authorized ROE of 



Le 17 septembre 2013 

N
o
 de dossier : R-3842-2013 

Demande de renseignements n
o
 1 de la Régie au Distributeur et au Transporteur 

Page 24 de 57 
 

 

10.25 percent is supported by competent, substantial evidence in the record and satisfies the 

standards set forth in the Hope and Bluefield decisions of the U.S. Supreme Court regarding a 

fair and reasonable return for the provision of regulated service ». [Nous soulignons] 

 

(ii) « VII. COST OF CAPITAL 

Accumulated Deferred Taxes 

In its MFRs [minimum filing requirements], Gulf recorded a balance of jurisdictional 

Accumulated Deferred Income Taxes (ADITs) to include in the Company's capital structure for 

the test year of $257,098,000 ». 

« ADITs represent a cost-free source of funds resulting from timing differences associated with 

depreciation for book purposes versus depreciation allowed for tax purposes. As the deferred 

taxes are included in the capital structure at zero cost, the increase in the percentage of the 

capital structure associated with deferred taxes is a benefit to ratepayers as it reduces the overall 

required rate of return ». [Nous soulignons] 

 

(iii) « As discussed above, the appropriate balance of ADITs is $256,674,530. We find that the 

appropriate amount and cost rate of unamortized ITCs are $2,924,176 and 7.66 percent, 

respectively. We further find that the appropriate cost rate rates for long-term debt at 

5.26 percent, short-term debt at 0.13 percent, and preferred stock at 6.39 percent. As discussed 

supra, 10.25 percent as the appropriate mid-point return on common equity. 

 

The net effect of these adjustments is a decrease in the overall cost of capital from the 

7.05 percent return requested by Gulf to a return of 6.39 percent as discussed herein. Schedule 2 

shows the test year capital structure. Based upon the proper components, amounts, and cost rates 

associated with the capital structure for the test year ending December 31, 2012, we find that the 

appropriate weighted average cost of capital for Gulf for purposes of setting rates in this 

proceeding is 6.39 percent ». 
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(iv) 

 
[Nous soulignons] 

 

Dans sa décision du 3 avril 2012 concernant Gulf Power Company, la Florida Public Service 

Commission (FPSC), considérant un ratio de capitaux propres de 46 %, autorise un TRCP de 

10,25 %. La Commission spécifie, par ailleurs, qu’un solde d’impôt différé (Accumulated 

Deferred Income Taxes) de 257 M$ constitue une source de financement à coût zéro qui doit être 

incluse dans la structure de capital aux fins de l’établissement du taux de rendement sur la base 

de tarification. Ceci réduit conséquemment le taux de rendement applicable, au bénéfice de la 

clientèle.  

 

Ainsi, même si les capitaux propres représentent 46,26 % de la capitalisation, le TRCP de 

10,25 % ne s’applique qu’à 38,50 % de la base tarifaire, tandis qu’une tranche représentant 

15,34 % de la base tarifaire, l’impôt différé accumulé, entre dans le calcul du coût moyen 
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pondéré à coût zéro. Ainsi, la Florida Public Service Commission utilise la deuxième méthode 

décrite par Deloitte. 

 

Demandes : 

 

14.1 Est-ce que la comparaison des TRCP autorisés par les régulateurs canadiens et américains 

ainsi que des ratios de capitaux propres assumés en proportion de la capitalisation de 

chaque entreprise, telle que présentée à la pièce JMC-3, annexe 1, peut être valable si les 

méthodes de calcul et d’application des taux de rendement diffèrent d’un pays à l’autre ? 

 

14.2 Veuillez fournir la proportion des impôts différés accumulés par rapport à la base de 

tarification pour chacune des compagnies opérantes constituant votre échantillon de 

comparables canadiens. 

 

14.3 Si la FPSC utilise cette deuxième méthode décrite par Deloitte pour le calcul du taux de 

rendement moyen pondéré applicable à la base de tarification de Gulf Power, est-il 

raisonnable d’assumer que la même approche est utilisée pour Florida Power & Light 

Company, un autre de ses assujettis? 

 

 

15. Références : (i) Pièce B-0026, p. 2842 et 2851, (10-K, Wisconsin Energy   

  Corporation); 

  (ii) Pièce B-0026, p. 4530-4531, (Décision de la Public Service   

   Commission of Wisconsin); 
  (iii) Pièce B-0026, p.4582-4583, (Décision de la Public Service   

  Commission of Wisconsin); 
  (iv) Pièce B-0007, pièce JMC-3 annexe 1; 

  (v) Pièce B-0026, p. 4481, (Décision de la Michigan Public Service  

  Commission); 

  (vi) Pièce B-0026, p. 4418-4419, (Décision de la Michigan Public Service 

  Commission); 

  (vii) Pièce B-0026, p. 4419, (Décision de la Michigan Public Service  

  Commission); 

  (viii) Pièce B-0026, p. 4417 et 4426, (Décision de la Michigan Public  

  Service Commission). 

 

Préambule :  

 

(i) Wisconsin Electric Power Company (WEPCO) opère dans deux États américains : au 

Wisconsin et au Michigan. Elle est donc règlementée par deux régulateurs : La Public Service 

Commission of Wisconsin et la Michigan Public Service Commission. 
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(ii) Dans sa décision finale, datée du 21 décembre 2012, concernant Wisconsin Electric 

Power Company (WEPCO), la Public Service Commission of Wisconsin  autorise :  

 

« 82. A reasonable estimate of the debt equivalent of WEPCO’s off-balance sheet 

obligations to be imputed into the financial capital structure for the test year is $358,160,000 ». 

 

« 88. A reasonable utility capital structure for ratemaking for WEPCO for the test year 

consists of 52.09 percent common equity, 0.51 percent preferred stock, 43.10 percent long-term 

debt, and 4.30 percent short-term debt ». 

 

(iii) « Return on Equity 

The Commission previously determined, in docket 5-UR-104, that a 10.40 percent return 

on utility common equity for WEPCO and a 10.50 percent return on utility equity for WG is 

reasonable. As rate of return on common equity was not an issue addressed in this proceeding, 

the Commission determines that this return on equity shall remain in place until addressed in a 

subsequent rate case proceeding. Using a 10.40 percent return on equity, WEPCO’s average 

utility capitalization ratios, annual cost rates, and the composite cost of capital rate considered 

reasonable and just for setting rates for the test year are as follows: 

 

 » 

 

(iv) Ceci correspond aux données fournies par Concentric à la pièce JMC-3 annexe 1. 

 

Or, on note à la pièce B-0026, pages 4586 et 4576, que ce TRCP et cette proportion en capitaux 

propres de 52,09 % ne s’applique qu’à une base de tarification réduite de 24,3 %, soit de 

1,260 M$ d’impôts différés accumulés.  

 

(v)  Pour sa part, pour l’année 2012, la Michigan Public Service Commission a autorisé un 

TRCP de 10,10 % :  

 

« THEREFORE, IT IS ORDERED that: 

A. Based on this order’s findings adopting a 2012 calendar year test year, a jurisdictional rate 

base of $354,886,352, an authorized rate of return on common equity of 10.1 %, an authorized 

overall rate of return of 6.35 %, and a jurisdictional revenue deficiency of $9,197,912, Wisconsin 

Electric Power Company is authorized to implement rates for service rendered on and after the 
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day following issuance of this order, that increase its annual electric revenues by $9,197,912 

above those previously authorized by the Commission’s final order in the most recent rate case ». 

 

(vi) « The Commission agrees with the Staff and WEPCo and finds that the adjustment to 

WEPCo’s equity balance recommended in the PFD should be rejected. As the Commission 

recently discussed in its June 7, 2012 order in Case No. U-16794, page 41 : 

 

The term ―capital structure‖ involves two distinct but related concepts. A utility’s permanent 

capital structure refers to the separation of its rate base amount into long-term debt, preferred 

stock, and common equity, whereas the components of a utility’s total capital structure generally 

include its long-term debt, short-term debt, preferred stock, common equity, deferred taxes, and 

job development investment tax credits (JDITC). [Nous soulignons] 

 

The term ―ratemaking capital structure,‖ for the majority of the utilities that this Commission 

regulates, is a hypothetical capital structure because these utilities are not stand alone 

companies ». 

 

(vii) À propos de l’impôt différé cumulé, la Commission écrit : 

 

« The ALJ also adopted the Staff’s recommended $66 million adjustment to DIT [deferred income 

tax]  in WEPCo’s total capital structure.
3
 According to the Staff, its adjustment relates to the 

deferred tax portion of Wisconsin regulatory assets ». 

 

« 3
WEPCo recommended a DIT balance of $1.1 billion and the Staff calculated a DIT balance of 

$1.166 billion. DIT is included in the company’s capital structure as a zero-cost source of capital. » 

[Nous soulignons] 

 

(viii) « A. Capital Structure 

The ALJ observed that WEPCo projected a permanent capital structure consisting of 44.16 % 

debt and 55.84 % equity, and the Staff agreed with the company’s projection. » 

 

Nous observons à la pièce B-0026, page 4417, que même si le pourcentage de capitaux propres 

représente  un peu plus de 55,8 % de la capitalisation, le TRCP ne s’applique que sur 43,7 % de 

la base de tarification lorsque l’on tient compte, comme la Commission le fait, des impôts 

différés calculés à coût zéro et représentant 16,4 % de la base. Ceci résulte en un coût moyen 

pondéré du capital de 6,35 % comme on peut le voir ci-dessous : 
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Demandes : 

 

15.1 Est-ce que d’autres régulateurs américains, à l’instar de la Public Service Commission of 

Wisconsin, incluent, à la dette à long terme, des obligations hors-bilan aux fins du calcul 

de la structure de capital à partir de laquelle le taux de rendement moyen pondéré est 

calculé? 

 

15.2 Si le TRCP autorisé ne s’applique pas au pourcentage de capitaux propres dans la 

capitalisation des entreprises américaines, de plus de 55,8 % dans le cas présent, mais 

plutôt  au pourcentage de capitaux propres de la structure de capital incluant les impôts 

différés, de 43,7 % dans ce cas-ci, ne peut-on conclure que les ratios de capitaux propres 

assumés par les régulateurs américains ne sont pas comparables aux ratios canadiens ? 

  

 

16. Références : (i) Pièce B-0026, p. 3598, (Décision du Department of Public Utility  

  Control de l’État du  Connecticut); 
(ii) Pièce B-0026, p. 3679, (Décision du Department of Public Utility  

  Control de l’État du  Connecticut); 

 (iii) Pièce B-0007, pièce JMC-3 annexe 1. 
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Préambule :  

 

(i)  Dans sa décision du 30 juin 2010 concernant Connecticut Light & Power (CL&P), le 

Department of Public Utility Control of Connecticut (DPUC) accepta la structure de capital 

proposée par l’entreprise, soit 49,2 % de capitaux propres, et fixe le TRCP à 9,40 %, comme 

présenté ci-dessous 

 
(ii)  Le DPUC et l’entreprise utilisent la première méthode présentée par Deloitte dans le 

traitement des impôts différés accumulés. Ceux-ci sont soustraits de la base de tarification. Ainsi, 

de la base de tarification 3 330 230$, on soustrait les impôts différés accumulés de 711 010 $ 

(455 419$ + 255 591$), représentant 21 % de la base de tarification, pour obtenir une base nette 

des impôts différés accumulés de 2 619 220 $ (voir tableau ci-dessous).  

 

Comme dans ce cas-ci on a réduit la base tarifaire de 21 % afin de tenir compte des impôts 

différés accumulés, le coût moyen pondéré du capital appliqué à cette base est calculé en 

appliquant le plein ratio de capitaux propres au TRCP autorisé. 

 

Si le 49,2 % de capitaux propres affiché à la pièce JMC-3 annexe 1 parait être celui auquel 

s’applique le TRCP autorisé, ce ne serait qu’une question de présentation. On applique ainsi un 

taux de rendement moyen pondéré plus élevé (7,68 %), mais il est appliqué sur une base de 

tarification réduite de 21 %. 
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Si le DPUC avait opté pour la deuxième méthode de présentation présentée par Deloitte, on aurait 

obtenu le même bénéfice d’opération comme on peut le voir ci-dessous: 
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Connecticut Light & Power Company   (en milliers de dollars) CL&P Base tarifaire
Taux 

rendement

Bénéfices 

d'opération

Base tarifaire avant déduction des impôts différés $ 3 330 230

 -  Réserve pour Impôts reportés accumulés    (p. 3679) $ 711 010

 = Base tarifaire après déduction des impôts différés    (p. 3679) $ 2 619 220

Première méthode :

Dettes à long terme     (p. 3598) 48,35% $ 1 266 393 6,09% $ 77 123

Actions privilégiées    (p. 3598) 2,45% $ 64 171 4,81% $ 3 087

Capitaux propres    (p. 3598) 49,20% $ 1 288 656 9,40% $ 121 134

Capitalisation / base de tarification 100,00% $ 2 619 220

Taux de rendement moyen pondéré / Bénéfices d'opération 7,69% $ 201 344

Deuxième méthode :

Dettes à long terme 38,0% $ 1 266 393 6,09% $ 77 123

Actions privilégiées 1,9% $ 64 171 4,81% $ 3 087

Capitaux propres 38,7% $ 1 288 656 9,40% $ 121 134

Impôt reportés accumulés 21,4% $ 711 010 0,00% $ 0

Structure de capital / base de tarification 100,0% $ 3 330 230

Taux de rendement moyen pondéré / Bénéfices d'opération 6,05% $ 201 344

 
Tableau préparé par la Régie de l’énergie du Québec. Sources : Pièce B-0026  

 

Il apparait donc que le choix de la méthode servant à tenir compte des impôts différés accumulés 

n’a aucun impact sur les bénéfices totalisant 201,3 M$ pour CL&P. Soit on applique un 

pourcentage de capitaux propres de 49,2 % sur une base de tarification réduite de 21 %, soit on 

applique un pourcentage de capitaux propres de 38,7 % sur la pleine base de tarification. 

 

Demandes : 

 

16.1 Êtes-vous en accord avec l’énoncé précédent quant au choix de la méthode? Sinon, 

veuillez motiver votre réponse. 

 

16.2 Dans le cas d’Hydro-Québec Distribution, le ratio présumé de capitaux propres de 35 % 

est appliqué à sa pleine base de tarification. Ceci ne correspond t-il pas à la deuxième 

méthode qui est appliquée à la base de tarification avant déduction des impôts différés? 

 

 

17. Références : (i) Pièce B-0026, p. 3271, 3273, 3329, 4197, 4198, 4576,4581, 4737,  

  4740; 

 (ii) Pièce B-0007, pièce JMC-3 annexe 1; 

 (iii) Pièce B-0026, page 818, (10-K, Consolidated Edison inc); 

 (iv) Pièce B-0026, pages 894-895, (10-K, Consolidated Edison inc); 

 (iv) Pièce B-0026,page 3329, (Décision de la State of New York Public  

  Service Commission). 
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Préambule :  

 

(i) Sur la quinzaine de décisions des régulateurs, fournies à la demande de la Régie, 

concernant les entreprises américaines suggérées, seulement cinq d’entres-elles fournissent 

suffisamment de détails pour calculer la base de tarification avant et après déductions des impôts 

différés, tandis qu’une, Gulf Power, incluait déjà les impôts différés à sa structure de capital 

servant au calcul du rendement sur sa pleine base de tarification. Incidemment, le ratio de 

capitaux propres à 38,5 % pour Gulf Power contrastait avec celui des autres entreprises 

américaines suggérées affichant des ratios de capitaux propres de plus de 51 % en moyenne. 

 

Ce ratio s’applique, selon la première méthode exposée par Deloitte, à une base de tarification 

significativement réduite. Quel serait le pourcentage  de capitaux propres si on utilisait plutôt la 

seconde méthode? Nous l’avons déjà fait pour CL&P à la question précédente. Pour les quatre 

autres entreprises, nous avons pu calculer et réconcilier l’effet sur la structure de capital de 

chacune des deux méthodes présentées par Deloitte pour tenir compte des impôts différés. Voir le 

Tableau ci-dessous : 

 

Il apparaît, de cet exercice, que les ratios de capitaux propres autorisés par les régulateurs 

américains ne seraient pas ceux qui sont appliqués à la pleine base de tarification (avant 

déductions des impôts reportés). De plus, nous remarquons que les impôts reportés cumulés 

représentent de 20,3 % à 24,4 % de la base de tarification, soit une portion très significative. Pour 

Wisconsin Electric Power Company, par exemple, bien que la Public Service Commission of 

Wisconsin  autorise un ratio de capitaux propre de 52,09 % et un TRCP de 10,4 %, ce TRCP 

n’est appliqué qu’à 39,6 % de la pleine base de tarification, une réduction de 12,5 points de 

pourcentage. 

 

Pour l’ensemble de ces entreprises américaines, le ratio autorisé des capitaux propres de 50,5 %, 

en moyenne, surestime de 11,3 points de pourcentage le ratio de capitaux propres utilisé pour la 

rémunération de la pleine base tarifaire, soit de 39,2 %. Ce ratio moyen, qui passe à 39,0 % 

lorsqu’on inclut Gulf Power, se compare tout à fait au ratio de capitaux propres moyen de 

l’échantillon d’entreprises canadiennes présentées à la pièce JMC-3, soit 39,3 %. 

 

(ii) Orange and Rockland Utilities (O&R) est, tout comme CECONY, une filiale à part 

entière de Consolidated Edison inc. Tout comme CECONY, elle est règlementée par la State of 

New York Public Service Commission et opèrent dans la région de New York. O&R a environ 

300 000 clients, soit un peu plus que Western Massachusetts Electric, Mississippi Power et 

NSP-Wisconsin que vous avez inclus parmi les entreprises comparables américaines. Par contre, 

O&R n’a pas été inclus dans la pièce JMC-3.  

 

Alors que la décision concernant le TRCP de 10,15 % pour CECONY date d’il y a 3 ans, soit en 

2010, celle rendue par la même Commission pour O&R est plus récente, datant de 2012. Pour les 

années se terminant le 30 juin 2013, 2014 et 2015, la Commission a autorisé un TRCP de 9,4 %, 

9,5 % et 9,6 % respectivement pour chaque année, sur un ratio de capitaux propres de 48 % de la 

capitalisation, l’équivalent d’un ratio de 38,3 % sur une pleine base de tarification, tel que nous 

l’avons calculé ci-dessous. 



Le 17 septembre 2013 

N
o
 de dossier : R-3842-2013 

Demande de renseignements n
o
 1 de la Régie au Distributeur et au Transporteur 

Page 34 de 57 
 

 

 

Nous avons également observé aux états financiers de CECONY, disponibles dans le rapport 

10 K de Consolidated Edison, que les impôts différés de CECONY, totalisant 7 452 M$, 

représentent 30,1 % des immobilisations nettes de 24 745 M$ à la fin 2012, et 20,2 % de l’actif 

total. 
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Western Massachusetts Electric Company    (en milliers de dollars) WMEC Base tarifaire
Taux 

rendement

Bénéfices 

d'opération

Base tarifaire avant déduction des impôts différés $ 481 482

 -  Réserve pour Impôts reportés accumulés  (p. 4197) $ 111 046

 = Base tarifaire après déduction des impôts différés    (p. 4197) $ 370 437

Première méthode :

Dettes à long terme   (p.4198) 49,30% $ 182 625 5,60% $ 10 227

Actions privilégiées 0,00% $ 0 2,00% $ 0

Capitaux propres 50,70% $ 187 811 9,60% $ 18 030

Capitalisation / base de tarification   (p.4198) 100,00% $ 370 437

Taux de rendement moyen pondéré / Bénéfices d'opération 7,63% $ 28 257

Deuxième méthode :

Dettes à long terme 37,9% $ 182 625 5,60% $ 10 227

Actions privilégiées 0,0% $ 0 0,00% $ 0

Capitaux propres 39,0% $ 187 811 9,60% $ 18 030

Impôt reportés accumulés 23,1% $ 111 046 0,00% $ 0

Structure de capital / base de tarification 100,0% $ 481 482

Taux de rendement moyen pondéré / Bénéfices d'opération 5,87% $ 28 257

Northern States Power Company of Wisconsin    (en milliers de dollars) NSP-WI Base tarifaire
Taux 

rendement

Bénéfices 

d'opération

Base tarifaire avant déduction des impôts différés $ 1 016 669

 -  Réserve pour Impôts reportés accumulés  (p. 4737) $ 228 067

 = Base tarifaire après déduction des impôts différés    (p. 4737) $ 788 602

Première méthode :

Dettes à long terme   (p. 4740) 44,49% $ 350 849 5,71% $ 20 033

Dettes à court terme   (p. 4740) 3,14% $ 24 762 0,53% $ 131

Capitaux propres    (p. 4740) 52,37% $ 412 991 10,40% $ 42 951

Capitalisation / base de tarification   100,00% $ 788 602

Taux de rendement moyen pondéré / Bénéfices d'opération 8,00% $ 63 116

Deuxième méthode :

Dettes à long terme   34,5% $ 350 849 5,71% $ 20 033

Dettes à court terme   2,4% $ 24 762 0,53% $ 131

Capitaux propres  40,6% $ 412 991 10,40% $ 42 951

Impôt reportés accumulés 22,4% $ 228 067 0,00% $ 0

Structure de capital / base de tarification 100,0% $ 1 016 669

Taux de rendement moyen pondéré / Bénéfices d'opération 6,21% $ 63 116

Wisconsin Electric Power Company    (en milliers de dollars) WEPCo Base tarifaire
Taux 

rendement

Bénéfices 

d'opération

Base tarifaire avant déduction des impôts différés $ 5 188 799

 -  Réserve pour Impôts reportés accumulés  (p. 4576) $ 1 260 384

 = Base tarifaire après déduction des impôts différés    (p. 4576) $ 3 928 415

Première méthode :

Dettes à long terme   (p. 4581) 43,10% $ 1 693 147 5,21% $ 88 213

Dettes à court terme   (p. 4581) 4,30% $ 168 922 0,53% $ 895

Actions privilégiées   (p. 4581) 0,51% $ 6 428 3,95% $ 254

Capitaux propres    (p. 4581) 52,09% $ 2 046 311 10,40% $ 212 816

Capitalisation / base de tarification   100,00% $ 3 914 808

Taux de rendement moyen pondéré / Bénéfices d'opération 7,69% $ 301 925

Deuxième méthode :

Dettes à long terme   32,8% $ 1 693 147 5,21% $ 88 213

Dettes à court terme   3,3% $ 168 922 0,53% $ 895

Capitaux propres  39,6% $ 2 046 311 10,40% $ 212 816

Impôt reportés accumulés 24,4% $ 1 260 384 0,00% $ 0

Structure de capital / base de tarification 100,0% $ 5 168 764

Taux de rendement moyen pondéré / Bénéfices d'opération 5,84% $ 301 925

Orange and Rockland Utilities inc    (en milliers de dollars) O&R Base tarifaire
Taux 

rendement

Bénéfices 

d'opération

Base tarifaire avant déduction des impôts différés $ 842 070

 -  Réserve pour Impôts reportés accumulés  (p. 3273) $ 171 021

 = Base tarifaire après déduction des impôts différés    (p. 3273) $ 671 049

Première méthode :

Dettes à long terme   (p. 3329) 50,60% $ 339 551 6,07% $ 20 611

Dépôts de la clientèle   (p. 3329) 1,40% $ 9 395 1,65% $ 155

Capitaux propres    (p. 3329) 48,00% $ 322 104 9,40% $ 30 278

Capitalisation / base de tarification   100,00% $ 671 049

Taux de rendement moyen pondéré / Bénéfices d'opération (p.3270) 7,61% $ 51 043

Deuxième méthode :

Dettes à long terme   40,3% $ 339 551 6,07% $ 20 611

Dépôts de la clientèle 1,1% $ 9 395 0,53% $ 50

Capitaux propres  38,3% $ 322 104 9,40% $ 30 278

Impôt reportés accumulés 20,3% $ 171 021 0,00% $ 0

Structure de capital / base de tarification 100,0% $ 842 070

Taux de rendement moyen pondéré / Bénéfices d'opération 6,05% $ 50 938

Tableau préparé par la Régie de l'énergie du Québec. Source : Pièce B-0026  
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Demandes : 

 

17.1 Veuillez dire si vous êtes d’accord avec l’analyse relative aux ratios des capitaux propres 

présentée ci-dessus. Sinon, veuillez élaborer. 

 

17.2 Veuillez, pour fin de comparaison, présenter le même type d’analyse et de données pour 

l’échantillon d’entreprises canadiennes que vous suggérez. 

 

17.3 Peut-on considérer que la Commission New Yorkaise utilise la même approche pour 

CECONY que pour O&R en matière d’impôt différé ? Peut-on raisonnablement 

considérer que le 10,15 % de TRCP de CECONY ne s’applique pas sur un ratio de 

capitaux propres de 48 % de capitaux propres  de la base de tarification, tel que présenté à 

la pièce JMC-3, mais à un  pourcentage de capitaux propres bien moindre, possiblement 

de 38 % ou moins ? 

 

 

18. Références : (i) Pièce B-0007, Pièce JMC-3, Annexe 1; 

 (ii) Pièce B-0026, page 1815 (10-K, Southern Company); 

 (iii) Pièce B-0026, page 4257, (Décision de la Florida Public Service  

  Commission). 

 

Préambule :  

 

(i)  Nous observons, à la pièce JMC-3 annexe 1, que le taux de rendement sur les capitaux 

propres d’Alabama Power serait de 13,75 %. 

 

(ii)  Dans le rapport 10-K de Southern Company, nous constatons que ce taux de 13,75 % 

constitue le point milieu d’une fourchette de TRCP autorisé, laquelle fourchette s’étend de 

13,0 % à 14,5 %. 

 

(iii) « Three witnesses testified in this proceeding regarding the appropriate ROE for Gulf. 

These witnesses also provided an appropriate ROE in this case. Gulf witness Vander Weide 

recommended an ROE of 11.7 percent. OPC witness Woolridge recommended an ROE of 

9.25 percent. FEA witness Gorman recommended an ROE of 9.75 percent. Gulfs current 

authorized ROE is 11.75 percent and was set in 2002 ». [Nous soulignons] 

 

Demandes : 

 

18.1 À quand remonte la dernière audience publique formelle, visant à revoir le taux de 

rendement sur les capitaux propres d’Alabama Power, à laquelle les divers intervenants 

concernés ont participé? 

 

18.2 Veuillez décrire le processus de révision des tarifs et des taux de rendement appliqués ces 

dernières années pour Alabama Power, l’échéancier, la durée et le type de ces procédures, 

ainsi que les groupes d’intervenants qui ont formellement participé au processus. 
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18.3 Depuis quelle année le TRCP autorisé d’Alabama Power se situe-t-il entre 13,0 % et 

14,5 %? 

 

18.4 Comme aux États-Unis les révisions des TRCP sont beaucoup moins fréquentes qu’au 

Canada, celui de Gulf Power n’avait pas été modifié depuis 10 ans, soit en 2002, peut-on 

considérer qu’une part significative de l’écart entre les TRCP autorisés au Canada par 

rapport à ceux présentés comme TRCP autorisés aux États-Unis peut être due au fait que 

plusieurs TRCP américains datent de plusieurs années ? 

 

18.5  La baisse de 150 points de base du TRCP autorisé par la FPSC, entre 2002 et 2012, 

parait-elle représentative de la réduction moyenne des TRCP autorisés aux États-Unis au 

cours de cette période ? Sinon, quelle est l’ampleur de la baisse moyenne ? Veuillez 

fournir la source et le détail des données qui appuient votre estimation. 

 

 

MODÈLES D’ÉVALUATION DU COÛT DES CAPITAUX PROPRES 
 

19. Références : (i) Pièce B-0007, pages 92-93; 

 (ii) Pièce B-0007, pages 94-95; 

(iii) Pièce B-0026, pages 789-798,(Article: Conflicts of Interest & analyst 

  behavior); 

(iv) Article de McKinsey & Company, tiré de McKinsey on Finance 

Number 35, Spring 2010, pages 14 et suivantes, « Equity analysts: Still too 

bullish ». 

 

Préambule :  

 

(i) « Q. What is “optimism bias” in the earnings growth rate forecasts of security 

analysts, and how would it affect an estimate of the ROE? 
Optimism bias is related to the alleged tendency for analysts to forecast earnings growth rates 

that are higher than are actually achieved. If optimism bias were present in analysts’ earnings 

forecasts, it could create an upward bias in the estimated cost of capital that results from the 

DCF approach.  [Nous soulignons]  

 

Q. Is it reasonable to believe that analysts’ earnings growth estimates currently may be overly 

optimistic or may represent a conflict of interest?   
A. No. Several regulatory changes have been implemented that are designed to provide fair 

disclosure and eliminate analysts’ bias ». 

 

(ii) « Q. Has any research been conducted to measure whether analyst forecast bias exists 

since the Global Settlement was implemented? 
A. Yes. A 2010 article in Financial Analyst Journal found that analyst forecast bias has declined 

significantly or disappeared entirely since the Global Settlement: Introduced in 2002, the Global 

Settlement and related regulations had an even bigger impact than Reg FD on analyst behavior. 
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After the Global Settlement, the mean forecast bias declined significantly, whereas the median 

forecast bias essentially disappeared. Although disentangling the impact of the Global Settlement 

from that or related rules and regulations aimed at mitigating analysts’ conflicts of interest is 

impossible, forecast bias clearly declined around the time the Global Settlement was announced. 

These results suggest that the recent efforts of regulators have helped neutralize analysts’ 

conflicts of interest.112 ». 

 

(iii) « We downloaded sell-side analyst’s earnings forecasts for fiscal year-end dates between 

1996 and 2006 from the Detail file of the I/B/E/S database ». […] 

 

« Table 1 reports the summary statistics for the overall sample of 434,268 observations and for 

each of the three subperiods. The period before Reg FD represents 53 percent of ours ample 

observations, with the period between  Reg FD and the Global Settlement and the period after the 

Global Settlement representing 18 percent and 29 percent of the sample observations, 

respectively ». […] 

 

« The results show a total absence of bias in the median forecast errors for 2004-2006 

(-0.1 percent, 0.0 percent, and 0.0 percent, respectively) ». 
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[Nos encadrés] 

 

Dans son rapport d’expert, Concentric confirme que si un biais d’optimisme était présent dans les 

prévisions de croissance des analystes, cela pourrait créer un biais à la hausse dans l’estimation 

du coût en capital fournie par le modèle d’actualisation des flux financiers. Il affirme cependant 

qu’un tel biais n’est plus présent depuis l’adoption de nouvelles règles en vigueur depuis 2003, et 

ce, sur la base d’un article du Financial Analyst Journal publié en 2010.  

 

Les conclusions de l’étude reposent sur une analyse portant sur 10 ans, de 1996 à 2006, incluant 

seulement trois années après l’entrée en vigueur des nouvelles règles. Les données de l’étude 

s’arrêtent donc en 2006, même si l’étude n’a été publiée qu’en 2010. 

 

« Equity analysts: Still too bullish  

 

After almost a decade of stricter regulation, analysts’ earnings forecasts continue to be 

excessively optimistic. 
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Alas, a recently completed update of our work only reinforces this view—despite a series of rules 

and regulations, dating to the last decade, that were intended to improve the quality of the 

analysts’ long-term earnings forecasts, restore investor confidence in them, and prevent conflicts 

of interest.2 For executives, many of whom go to great lengths to satisfy Wall Street’s 

expectations in their financial reporting and long-term strategic moves, this is a cautionary tale 

worth remembering.   

 

Exceptions to the long pattern of excessively optimistic forecasts are rare, as a progression of 

consensus earnings estimates for the S&P 500 shows (Exhibit 1). Only in years such as 2003 to 

2006, when strong economic growth generated actual earnings that caught up with earlier 

predictions, do forecasts actually hit the mark. […]  

 

Moreover, analysts have been persistently overoptimistic for the past 25 years, with estimates 

ranging from 10 to 12 percent a year,
4
 compared with actual earnings growth of 6 percent.

5
 ». 

[Nous soulignons] 

 

 
Cette autre étude publique, produite par la firme McKinsey & Company en 2010 également et 

disponible sur le site de l’entreprise, couvre une période beaucoup plus longue, mais également 

plus récente en incluant les années 2007 et 2008. Ses résultats contredisent les conclusions de 

l’étude présentée dans le rapport d’expert. 

 

Demandes : 

 

19.1 Veuillez déposer l’étude de McKinsey & Company intitulé « Equity analysts: Still too 

bullish ». 

 

19.2 Veuillez commenter et expliquer les interprétations différentes sur ce qui s’est produit 

durant la période 2004-2006 ainsi que les conclusions contradictoires des deux études. 
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19.3 Croyez-vous qu’une certaine prudence soit de mise dans l’utilisation du modèle 

d’actualisation des flux financiers, et si oui, comment pourrait-elle être appliquée de façon 

concrète? 

 

19.4 Compte tenu de ces deux études et de la difficulté pour les analystes à établir des 

prévisions à plus long terme, jugez-vous que le modèle d’actualisation des flux monétaires 

à taux constant, c’est-à-dire en utilisant un taux de croissance unique et à perpétuité, bien 

que conceptuellement valable, puisse comporter des difficultés d’application particulière 

et plus importante que le modèle d’actualisation des flux monétaires multistages? Si oui, 

précisez. 

 

19.5 Pouvez-vous présenter des recherches ou articles démontrant que dans le secteur des 

services publics, le biais d’optimisme dans les prévisions d’analystes est négligeable ou 

non existant? Veuillez déposer et commenter lesdites études. 

 

 

20. Références : (i) Pièce B-0007, page 107, Tableau 10; 

 (ii) Pièce B-0007, pièce JMC-9, annexes 1 à 6; 

 (iii) Pièce B-0007, page 106, Tableau 9. 

 

Préambule :  

 

 Le Tableau 10 du rapport d’expert présente les résultats des différents modèles 

d’actualisation des flux monétaires (MAFM) qui sont proposés. Pour l’échantillon de titres 

comparables canadiens, le MAFM à taux constant, incluant une allocation pour frais d’émission 

de 30 points de base, suggère un rendement sur les capitaux propres entre 11,96 % et 12,12 %.  

 

Ces rendements suggérés seraient calculés en utilisant les hypothèses présentées aux pièces 

JMC-9 annexes 4 à 6, et en utilisant un taux de croissance moyen des bénéfices, pour 

l’échantillon canadien d’entreprises de service public, de 7,71 % à perpétuité,  comme on peut le 

constater à la colonne 9. 

 

Nous constatons que ce taux de croissance de 7,71 % est 90 % plus élevé que le taux de 

croissance à long terme du PIB nominal pour le Canada, estimé à 4,04 %, comme on peut le voir 

au tableau 9 de la page 107. Cela impliquerait donc que ces entreprises représenteront une part 

sans cesse croissante de l’économie canadienne, selon les hypothèses présentées. 

 

Pour l’échantillon de titres comparables américains, 4 des 6 entreprises suggérées ont des taux de 

croissance de dividende à perpétuité plus élevés que le taux de croissance à long terme du GDP 

présenté à la page 106, Tableau 9. 

 

Demandes : 

 

20.1 Jugez-vous que, dans le contexte canadien et pour des entreprises de service public, 

l’utilisation de taux de croissance de bénéfices à perpétuité substantiellement supérieurs au 
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taux de croissance nominal du PIB du pays constitue une hypothèse forte ou une 

hypothèse tout à fait conforme à votre vision d’un développement rapide de cette industrie 

au Canada. Dans le second cas, veuillez détailler votre vision sur la croissance à long 

terme de cette industrie. 

 

20.2 Veuillez indiquer lequel, entre le MAFM à taux constant et le MAFM multistage, est le 

plus représentatif de la réalité? 

 

 

21. Référence : Dossier R-3854-2013, pièce B-0024, page 12. 

 

Préambule :  

 

(i) « Le coût de retraite estimé pour l'année de base 2013, excluant le compte d’écarts, est en 

hausse par rapport au coût réel de 2012. Cette hausse s’explique d’une part, par la baisse des 

taux d’intérêt à long terme sur les marchés financiers, plus particulièrement le taux 

d’actualisation passant de 5,01 % à 4,36 % et d’autre part, par la baisse du taux de rendement 

prévu des actifs du régime de retraite passant de 6,75 % à 4,36 % ». 

 

Demandes : 

 

21.1 Veuillez fournir le taux de rendement prévu des actifs de la caisse de retraite pour chacune 

des trois années 2012, 2013, et l’année témoin 2014, pour l’ensemble du portefeuille de la 

caisse de retraite ainsi que pour chaque classe d’actifs (obligations, actions canadiennes, 

actions internationales, immobilier et autres). 

 

21.2 Veuillez chiffrer l’impact sur le coût de retraite, entre 2012 et 2014, des modifications aux 

hypothèses de taux de rendement prévu, et ce, pour chaque classe d’actifs. 

 

21.3 Veuillez préciser comment se compare le taux de rendement prévu pour les actions 

canadiennes, selon les hypothèses actuarielles que vous utilisez en 2014, avec le taux de 

rendement sur les capitaux propres demandé par le Distributeur et le Transporteur. 

 

21.4 Veuillez expliquer comment il est possible de réconcilier l’utilisation du TRCP demandé 

par le Distributeur et le Transporteur, des entreprises de service public réputées comme 

étant à faible risque (faible β), pour rémunérer les capitaux propres de HQTD, et en même 

temps, utiliser le taux de rendement beaucoup plus faible prévu pour le marché boursier 

canadien dans son ensemble, selon les hypothèses actuarielles utilisées par Hydro-Québec, 

pour le calcul des charges de retraite.  

 

 

22. Références : (i) Pièce B-007, pages 76-77; 

 (ii) Pièce B-007, pages 13 et 110; 

 (iii) Pièce B-007, Pièce JMC-6,  Annexe 1; 

 (iv) Pièce B-007, page 106. 
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Préambule :  

 

(i) « Q. How did you apply your CAPM analysis? 

 A. Concentric relied on the average of the historical and forecasted MRP estimates noted above, 

the average of the market- and industry-adjusted betas for the U.S. electric utility proxy group of 

0.59, and the 4.23 percent projected yield on the Canadian long-term government bond. As 

indicated earlier, Concentric found that the U.S. electric utility proxy group is more closely 

comparable to HQD and HQT from a risk perspective. As such, it is appropriate to rely on the 

U.S. electric utility proxy group’s average beta coefficient, rather than the Canadian proxy 

group’s Beta in estimating HQD’s and HQT’s required ROE. The results of the CAPM analysis, 

including flotation costs, are provided in Table 5 and are shown in detail in Exhibit JMC-6. 

Finally, we made a further adjustment of 0.75 percent to reconcile the differences between the 

CAPM results and the DCF model. This adjustment is consistent with the Régie’s approach 

factoring in the adjustment for ―Results of Other Models‖ ». 

 

 
 

Si on accepte les hypothèses proposées par Concentric pour établir le rendement attendu par les 

investisseurs pour l’échantillon des entreprises américaines comparables, à l’aide du MÉAF 

« réconcilié », on obtient un TRCP de 9,22 % avec ajustement pour frais d’émission (Flotation 

Cost), ou 8,92 % sans cet ajustement.  

 

Selon le MÉAF, si ce groupe d’entreprises reconnues comme étant à faible risque, ayant un β 

ajusté de 0,59 et un β brut de seulement 0,49 % (comme il est indiqué à la colonne (1) de la pièce 

JMC-6, annexe 1) obtient un TRCP de 8,92 % (8,92 %  = 4,23 % + 0,59*(12,18 % - 4,23 %)), 

cela implique que pour le marché boursier américain dans son ensemble, avec un β de 1, le 

rendement attendu par les investisseurs serait d’au moins 12,18 % par année (4,23 % + 1*(12,18 

% - 4,23 %)). Ce taux de rendement attendu pour le marché boursier peut paraître élevé compte 

tenu de la faible croissance réelle prévue pour l’économie américaine, soit de 2,5 % tel 

qu’indiqué à la page 106. 
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Demandes : 

 

22.1 Pourquoi, tel qu’on le constate aux Tableaux 1 et 11, pages  13 et 110 de la Pièce B-0007, 

excluez-vous complètement les résultats obtenus à l’aide du MÉAF pour l’échantillon de 

titres canadiens comparables ? Veuillez justifier et démontrer en quoi, dans le contexte 

canadien, le résultat ne serait pas raisonnable.  

 

22.2 Veuillez fournir des rapports de courtiers, de firmes reconnues en gestion d’actifs ou des 

études récentes appuyant cette prévision de taux de rendement attendu pour les marchés 

boursiers américains de plus de 12 % pour les années à venir. 

 

22.3 Compte tenu du contexte économique actuel au niveau mondial et américain, veuillez 

préciser les hypothèses économiques et les critères d’évaluation du marché boursier que 

vous utilisez pour justifier une croissance soutenue du marché boursier, de plus de 12 %, 

pour les prochaines années. 

 

 

23. Références : (i) Pièce B-0007, pages 74-75; 

 (ii) Pièce B-0007, page 106; 

 (iii) Pièce B-0007, page 92; 

 (iv) Pièce B-0007, Pièce JMC-7, Annexe 1; 

 (v) Pièce B-0007, Pièce JMC-8, Annexe 1. 

 

Préambule :  

 

(i) « […] we derived a forward looking estimate of the MRP [Market Risk Premium] using 

forward projections of the return on the relevant market indices less the relevant risk-free rate. 

Forward return projections were derived by calculating the implied market ROE on a market-

capitalization weighted basis for the individual companies comprising a broad market index. The 

DCF methodology was used to determine the implied expected market return. For the forward-

looking estimate for Canada and the U.S., Concentric calculated an MRP of 6.14 percent and 

8.55 percent, respectively ». 

 

« After an examination of the four MRP values discussed above, Concentric determined that a 

reasonable MRP would be the average of those four values, or 6.67 percent, equally weighting 

both historic and projected MRPs for both Canadian and U.S. markets ». 
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(ii) « The nominal GDP growth rates for Canada and the U.S. were developed using 

available data for each country from Consensus Economics, Inc. for the period from 2018-2022. 

These forecasts are based on real (constant dollar) growth rates and estimates of inflation. The 

inflation estimate was applied to the estimate of real GDP growth to derive the nominal 

(post-inflation) GDP growth rate. The estimates of nominal GDP growth that were utilized are 

summarized in Table 9 ». 

 

 
 

(iii) « Q. What is “optimism bias” in the earnings growth rate forecasts of security analysts, 

and how would it affect an estimate of the ROE? 
 

A. Optimism bias is related to the alleged tendency for analysts to forecast earnings growth rates 

that are higher than are actually achieved. If optimism bias were present in analysts’ earnings 

forecasts, it could create an upward bias in the estimated cost of capital that results from the 

DCF approach ». 

 

Demandes : 

 

23.1 Veuillez confirmer que les primes au risque implicite du marché, présentées aux pièces 

JMC-7 et JMC-8, ont été calculées en utilisant le modèle des flux monétaires actualisés à 

taux constant.  Sinon, expliquer quel modèle et quelles hypothèses ont été utilisées. 

 

23.2 Veuillez justifier et démontrer comment la croissance des dividendes du  marché boursier 

américain peut croître à plus de deux fois le rythme de croissance à long terme de 

l’économie américaine, soit 10,39 % pour les dividendes, contre 4,96 % pour l’économie, 

et ce, à perpétuité. 
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23.3 L’utilisation d’estimations de croissance de bénéfices trop optimistes pouvant créer une 

surestimation de la prime au risque du marché implicite, n’est-il pas hasardeux d’utiliser 

des prévisions d’analystes à court et moyen terme, soit sur un à cinq ans, et les extrapoler 

sur des périodes à très long terme, voire, à perpétuité? 

 

23.4 Veuillez expliquer pourquoi l’estimation de la prime au risque du marché à partir des 

données historiques, soit de 5,38 % pour le marché canadien, 6,60 % pour le marché 

américain, ne seraient plus valables dans le contexte actuel.  

 

 

24. Références : (i) Edison Electric Institute, « Rate Case Summary - Q2 2013 Financial 

  Update », Electric Utility Industry Financial Data and Trend  

  Analysis, page (i); 

 (ii) Edison Electric Institute, « Rate Case Summary - Q2 2013 Financial 

  Update» Electric Utility Industry Financial Data and Trend Analysis, 

  p 1 à 5; 

 (iii) Pièce B-0007, Pièce JMC-3, Annexe 1; 

 (iv) Public Utilities Reports inc, PUR Utility Regulatory News, Letter    

  #4130. 

 

Préambule :  

 

(i) « The Edison Electric Institute (EEI) is the association that represents all U.S. investor-

owned electric companies. Our members provide electricity for 220 million Americans, operate 

in all 50 states and the District of Columbia, and directly employ more than 500,000 workers ». 

 

« EEI’s quarterly financial updates present industry trend analyses and financial data covering 

56 U.S. shareholder-owned electric utility companies. These 56 companies include 50 electric 

utility holding companies whose stocks are traded on major U.S. stock exchanges and six electric 

utilities who are subsidiaries of non utility or foreign companies ». 

 

(ii) « Shareholder-owned electric utilities filed 16 rate cases in Q2 2013, extending the 

industry’s trend of elevated rate case activity. 

 

The quarter’s average awarded ROE, at 9.77 %, is the lowest in several decades. Both Ameren 

and Commonwealth Edison submitted filings in Illinois as part of those companies’ ongoing 

formula rate plan. The ROE requested in both filings was 8.72 %, thus contributing to a record 

low average requested ROE in Q2 as well ». [Nous soulignons] 

 

« Eight of the ten cases decided in Q2 incorporated settlements or partial settlements. These are 

often silent on details, but in Q2 enough was revealed to allow for an examination of the issues, 

summarized herein ».    

 

« Maui Electric (MECO) entered into a settlement in Q2 that would have awarded the company a 

10% ROE. However, the commission reduced the ROE to 9% because the 10% ROE was outside 
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the 9%-9.75% range proposed by the Division of Consumer Advocacy (one of the parties to the 

settlement). The commission said that half the reduction was due to ―updated economic and 

financial market conditions‖ and that the other half of the adjustment reflected ―apparent system 

inefficiencies which negatively impact MECO’s customers‖ ». 

 

Nous observons qu’entre le quatrième trimestre de 2012 et le deuxième trimestre de 2013 le 

TRCP autorisé moyen a diminué de 28 points de base, passant de 10,05 % à 9,77 %. Cette 

réduction s’est produite malgré une hausse des taux d’intérêt sur les obligations du Trésor 10 ans 

de 29 points de base, passant de 1,71 % à 2,00 %. 

 

Demandes : 

 

24.1 Veuillez déposer le document produit par  l’Edison Electric Institute intitulé « Rate Case 

Summary - Q2 2013 Financial Update », Electric Utility Industry Financial Data and 

Trend Analysis. 

 

24.2 Est-ce que ces observations reflètent bien la tendance à la baisse au niveau des TRCP 

autorisés par les régulateurs américains? Sinon, veuillez développer. 

 

24.3 Comment peut-on expliquer le fait que les 6 entreprises américaines choisies par 

Concentric  comme des comparables à HQTD, de bonne qualité, avec une cote de crédit 

supérieure à la moyenne, soit A- et mieux, se sont fait allouer des TRCP supérieurs (une 

moyenne de 10,48 %) à ceux récemment alloués parmi l’ensemble des 56 entreprises du 

secteur, selon l’association de l’industrie? Veuillez démontrer que les données concernant 

les TRCP autorisés, telles que présentées à la Pièce JMC-3 Annexe 1, constituent des 

données récentes et représentatives du contexte économique actuel.  

 

24.4 Veuillez expliquer la démarche d’Ameren et de Commonwealth Edison qui, dans le 

contexte américain actuel, limitent leur demande de taux de rendement sur capitaux 

propres à 8,75 %. En quoi ces deux entreprises ne constituent pas de bons comparables 

pour HQTD? 

 

24.5 Veuillez confirmer si le taux de rendement sur les capitaux propres autorisé à l’été 2013 

pour Northern State Power – Minnesota, une des entreprises comparables suggérées par 

Concentric, a été réduit de 57 points de base à 9,83 %, par rapport au 10,37 % indiqué à la 

Pièce B-0007, Pièce JMC-3, Annexe 1. 

 

24.6 Est-ce que la pratique, assez courante aux États-Unis, des ententes négociées 

pluriannuelles, les plans de stabilisation et d’égalisation des tarifs (Alabama Power) 

peuvent avoir pour effet de retarder les ajustements, à la hausse comme à la baisse, de 

TRCP des entreprises américaines lorsque les conditions économiques et financières 

évoluent? Veuillez élaborer. 
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25. Référence : Pièce B-0007, pièce JMC-11, annexe 1. 

 

Demande : 

 

25.1 Veuillez valider les données de la pièce JMC-11 annexe 1 ou les corriger s’il y a erreur.  

 

 

26. Référence : Pièce B-0026, page 250-255 et 265-276. 

 

Demande : 

 

26.1 Veuillez fournir les plus récents estimés de Yahoo! Finance pour les titres américains et 

canadiens suggérés par Concentric. 

 

 

27. Référence : Pièce B-0007, pièce JMC-11, annexes 1 à 6. 

 

Demande : 

 

27.1 Veuillez fournir, sous forme de chiffrier excel, le détail des donnnées et calculs utilisés 

dans votre modèle des flux monétaires actualisés multi stages, pour estimer le TRCP 

(colonne 10, pièces JMC-11, annexes 1 à 6). 

 

 

MÉCANISME DE TRAITEMENT DES ÉCARTS DE RENDEMENT 

 
 

28. Références : (i)  Pièce B-0020, p. 25 et 26 ; 

(ii) Pièce B-0020, p. 32 ; 

(iii) Décision D-2012-024, dossier R-3776-2011, p 46 ; 

(iv) Décision D-2013-135, dossier R-3831-2012, p. 14 à 16. 

 

Préambule :  

 

(i) « 12.3 Veuillez indiquer dans quel cadre réglementaire, la Régie examinera le trop perçu et 

apportera des ajustements, le cas échéant, en vue du MTÉR. 

 

R12.3 

 

[…] 

 

Le Transporteur et le Distributeur souhaitent faire valoir les éléments suivants.  

 

À la pièce HQTD-1, document 1 (B-0004), pages 25 et 26, les divisions proposent une gestion des écarts 

de rendement comme suit : 



Le 17 septembre 2013 

N
o
 de dossier : R-3842-2013 

Demande de renseignements n
o
 1 de la Régie au Distributeur et au Transporteur 

Page 49 de 57 
 

 

 la constatation de l’écart de rendement réel dans le cadre du rapport annuel à la suite 

de la fin de l’année ; » [nous soulignons] 

 

(ii) « 14.1 Veuillez indiquer quelles sont les exclusions qui pourraient être nécessaires à la 

comparaison des taux de rendement (ROE) autorisé et réalisé comme point de départ au MTÉR (ESM) du 

Transporteur et du Distributeur. 

 

R14.1 

 

A second example of an expense that would be excluded from the earnings sharing calculation is a 

specific expense item that had been reviewed by the regulator and excluded from the revenue 

requirements used to establish rates.  It would be inconsistent with the rate case determination to include 

that same expense item in the calculation of the actual ROE for earnings sharing purposes. » 

 

(iii) « [143] La Régie observe que le Distributeur a procédé à ces modifications 

conformément aux PCGR canadiens, contrairement à ce qui lui avait été présenté et autorisé par 

celle-ci dans le dossier précédent. La Régie est d’avis que les révisions de durée de vie utile des 

poteaux et de certains logiciels existants, dont l’impact est de 13 M$, n’ont pas été approuvées 

dans les tarifs 2010. La Régie demande d’aborder ce sujet lors de la preuve que le Distributeur 

propose de présenter dans le prochain dossier tarifaire relativement à un éventuel mécanisme de 

partage et aux mécanismes de gestion des écarts. » 

 

(iv) « 2.1.2 COÛTS RELIÉS AU BIOMÉTHANE  

 

[53] Gaz Métro indique que des charges d’exploitation ont été encourues en 2012 pour l’ensemble des 

activités déployées dans le service Énergies nouvelles, ce qui inclut le projet relié au biométhane, dont les 

coûts ne sont pas compilés distinctement. La plus grande proportion des frais encourus est constituée de 

salaires et d’avantages sociaux.  

 

[54] Gaz Métro précise qu’un total de 46,6 k$, autre que les salaires et avantages sociaux, a été encouru 

pour le développement du biométhane, dont 26,7 k$ à titre de services professionnels.  

 

[55] Selon Gaz Métro, des études étaient nécessaires pour comprendre l’ensemble de la chaîne de 

production, de traitement, de contrôle de la qualité, de raccordement et d’injection de biométhane dans le 

réseau gazier.  

 

[56] Toutefois, dans sa décision D-2011-108, la Régie a clairement décidé que tout ce qui était en amont 

du point d’injection était non réglementé :  

 

« […] ». 

 

[57] La décision D-2013-106  rappelait également que les coûts reliés au biométhane doivent faire partie 

des activités non réglementées (ANR). La Régie demande expressément à Gaz Métro d’identifier les 

salaires et avantages sociaux reliés au biométhane et de les inclure à titre de recharge aux ANR.  

 

[58] La Régie considère que, peu importe le processus de production (biométhane ou autre source), la 

responsabilité de Gaz Métro en ce qui a trait aux activités réglementées est de s’assurer que le gaz qui 

sera injecté dans son réseau rencontre les normes établies par TransCanada Pipelines Limited.  
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[59] Or, la Régie constate que Gaz Métro a fait fi de la décision D-2011-108 en imputant les coûts reliés 

au biométhane dans les activités réglementées.  

 

[60] Conséquemment, la Régie refuse les charges d’exploitation 2012 reliées au biométhane.  

 

[61] La Régie ordonne à Gaz Métro d’imputer les charges d’exploitation 2012 relatives au biométhane 

aux activités non réglementées, ce qui inclut une estimation des charges reliées aux salaires et avantages 

sociaux. La Régie lui demande également de fournir les explications reliées aux estimations requises pour 

établir ce montant. » 

 

En référence (i), la Régie comprend que le mécanisme proposé (MTÉR) vise à examiner l’occurrence d’un 

trop-perçu dans le cadre du rapport annuel et à apporter les ajustements requis pour résorber ce trop-perçu.  

 

Dans le cadre de la proposition des Demandeurs (ii), si la Régie devait constater l’occurrence d’une 

dépense incluse dans les résultats annuels mais non autorisée dans le cadre du processus tarifaire, cette 

dépense devrait être exclue du montant à être partagé. 

 

Dans ses décisions D-2012-024 (iii) et D-2013-135 (iv), la Régie constatait l’occurrence de dépenses non 

autorisées affectant les résultats de fin d’année. 



Le 17 septembre 2013 

N
o
 de dossier : R-3842-2013 

Demande de renseignements n
o
 1 de la Régie au Distributeur et au Transporteur 

Page 51 de 57 
 

 

 

 

Demande : 

 

28.1 À la suite de l’examen des rapports annuels des Demandeurs, si la Régie se questionnait ou 

constatait qu’une partie ou un élément du trop-perçu enregistré de la part d’un des Demandeurs 

résulte en outre d’une dépense non autorisée, veuillez préciser à quel moment ou dans quel cadre 

réglementaire le traitement d’un tel élément devrait être fait. Veuillez élaborer avec les deux 

exemples cités ci-dessus. 

 

 

29. Références : (i) Pièce B-0020, p. 26 ; 

(ii) Pièce B-0020, p. 20 et 21. 

 

Préambule :  

 

(i) « Les rapports annuels du Transporteur et du Distributeur sont exigés annuellement depuis 2001 

par la Régie en vertu de l’article 75 de Loi sur la Régie de l’énergie. 

 

Les rapports annuels font déjà état des résultats détaillés des divisions réglementées, et ce, autant pour les 

résultats financiers et commerciaux que pour les indicateurs de performance, conformément à la décision 

D-2002-175, rendue par la Régie dans le dossier R-3482-2002, ainsi qu’aux décisions subséquentes 

précisant ses exigences au fil du temps. La Régie a de plus toute la latitude voulue pour adresser aux 

divisions toute demande de renseignements lui permettant d’évaluer la conformité de ces rapports afin de 

s’en déclarer satisfaite, au terme de son examen.  

 

Les divisions sont d’avis que ce cadre réglementaire rigoureux qui a fait ses preuves est adapté pour faire 

le bilan annuel des écarts de rendement et déterminer les montants qui doivent être remis, ou non, à la 

clientèle en vertu du MTÉR qui sera approuvé. 

 

L’ajout d’une nouvelle étape, telle qu’une fermeture réglementaire dans le cadre d’une audience 

publique, introduirait potentiellement de nouveaux délais et alourdirait le processus d’examen des 

résultats annuels tel qu’il s’effectue actuellement. De plus, le Transporteur et le Distributeur sont d’avis 

que l’application du MTÉR tel que proposé ne requiert pas l’ajout d’une telle étape. 

 

Pour ces raisons le Transporteur et le Distributeur ne favorisent pas l’application d’une fermeture 

réglementaire pour analyser les écarts de rendements constatés à chaque année. » 

[nous soulignons] 

 

(ii) « Some regulatory closing of the books (often called ―Compliance Filings‖ in the U.S.) is 

required to document the calculation of earnings sharing, although efforts are made to minimize the 

potential regulatory burden on all parties. Stakeholders receive a copy of the compliance filing and have 

an opportunity to submit comments to the regulator on whether the calculations are consistent with the 

intent of the regulator’s decision. The regulator will formally acknowledge the final change in rates 

before they are implemented by the utility, but a formal regulatory proceeding is not required. » [nous 

soulignons] 
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Demandes : 

 

2.1 Veuillez élaborer sur la « latitude «  de la Régie dans le cas où elle retenait, tel que vous proposez, 

le traitement des trop perçus éventuels lors du dépôt des rapports annuels comparativement à celle 

qui découlerait de l’examen d’un dossier de fermeture réglementaire par une formation de trois 

régisseurs. 

 

29.1 Veuillez élaborer sur le rôle des intervenants dans le cadre du MTÉR tel que proposé par les 

Demandeurs et des conséquences de ne pas prévoir leur participation. Veuillez préciser comment 

la Régie pourra prendre en considération la position des intervenants dans le cadre proposé. 

 

29.2 Veuillez élaborer sur la possibilité pour les demandeurs de procéder à l’examen des résultats 

annuels dans un cadre analogue à celui décrit en (ii), soit un « compliance filing » accompagné de 

la possibilité de commentaires de la part des intéressés.  

 

 

30. Références : (i)  Pièce B-0020, p. 22 et 23 ; 

(ii) Pièce B-0020, p. 17. 

 

Préambule :  

 

(i) « 11.1 Veuillez commenter sur le fait que la zone sans partage à l’intérieur de laquelle les écarts  

positifs sont entièrement conservés par le Transporteur et le Distributeur inclut également des écarts de 

prévision qui ne découlent pas de gains d’efficience. 

 

R11.1 

 

The Transmission Provider’s and the Distributor’s ESM proposals are designed to address earnings 

variability that is attributable to either forecast differences or efficiency improvements. 

 

This approach responds to the fact that actual earnings variances will reflect both efficiency gains that 

result from specific Transmission Provider and Distributor actions as well as the consequence of forecast 

differences that are beyond the control of the respective utility and that are not addressed by variance and 

deferral accounts. Mr. Yardley described some of these circumstances in his testimony, including the fact 

that sales levels and associated revenues may be higher or lower than reflected in the calculation of rates 

due to changing economic conditions. These unanticipated revenue and cost outcomes will impact 

earnings and contribute to the financial risks of the business. » [nous soulignons] 

 

(ii) « 9.2 Considérant les trois premiers comptes d’écarts (pass-on, charge locale de transport et 

nivellement de la température) qui à eux seuls touchent environ 70 % des revenus requis du Distributeur, 

veuillez élaborer sur le niveau de risque du Distributeur. 

 

R9.2 

 

Concentric agrees that the Distributor has variance accounts that offer protection against risks associated 

with fuel supply, native load transmission, and changes in volume due to abnormal weather. For purposes 

of establishing a reasonable rate of return on equity, it is necessary to assess the relative business and 

financial risk of the Distributor (and the Transmission Provider) compared with the proxy groups of U.S. 
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electric utility companies and Canadian utilities. As discussed on page 9 of Exhibit HQTD-2, document 1 

(B-0007), both Canadian and U.S. regulators have provided the operating companies in the proxy groups 

with cost recovery and revenue stabilization mechanisms that mitigate many of the important business 

risks, such as fuel supply, fluctuations in volume/demand, capital investment costs, and operating costs 

that tend to fluctuate significantly from year to year. » [nous soulignons] 

 

Demandes : 

 

30.1 Du point de vue du  Distributeur, considérant l’existence de trois comptes d’écart (pass-on, charge 

locale de transport et nivellement de la température) couvrant environ 70 % de ses revenus requis,  

réduisant ainsi son risque d’affaires, veuillez justifier l’intégration d’une zone sans partage des 

écarts de rendement à hauteur de 100 points de base. 

 

30.2 Du point de vue du Transporteur, considérant que l’essentiel de son activité réside dans le 

transport d’énergie destiné à la charge locale avec un client unique en « take or pay » et que ses 

charges nettes d’exploitation constituent 30 % de son revenu requis, veuillez justifier l’intégration 

d’une zone sans partage des écarts de rendement à hauteur de 50 points de base. 

 

 

31. Références :  (i) Dossier R-3809-2012, A-0148, p. 52. 

(ii) Pièce B-0020, p. 21 

(iii) Pièce B-0020, p. 39 

 

Préambule :  

 

(i) « Selon Gaz Metro, cent (100) points de base constitue un impact significatif sur son rendement 

au-delà duquel elle ne devrait plus subir d’effet, qu’il soit positif ou négatif. » 

 

(ii) « These forecast differences are part of the normal ebb and flow of the utility business and are a 

source of risk. The Transmission Provider and the Distributor have experienced both positive and 

negative variances over the past decade.  » 
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(iii)  

 
 

Dans le cadre de sa plaidoirie (i), Gaz Metro indique que la réalisation d’un excédent de rendement de 

l’ordre de 100 points de base « constitue un impact significatif ».  

 

En complément de preuve (ii), l’expert indique que les écarts positifs et négatifs de prévisions font partie 

du cours normal des affaires (« ebb and flow of the utility business »). Toutefois, au cours de cinq 

dernières années, les excédents de rendements avant partage (Earnings variance – No Sharing) ont oscillé 

annuellement entre 85 à 315 points de base pour le Transporteur et entre 90 et 494 points de base pour le 

Distributeur (iii). 

 

Demandes : 

 

31.1 En vous référant au dernier paragraphe du préambule, veuillez élaborer sur l’interprétation à 

donner à l’affirmation « The Transmission Provider and the Distributor have experienced both 
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positive and negative variances over the past decade » en (ii) eu égard aux écarts de rendement  

exclusivement positifs constatés en (iii) au cours de cinq dernières années. 

 

31.2 Veuillez présenter une analyse de la situation prévalant au sein des entreprises faisant partie des 

groupes de référence (B-0026, en liasse, Request 10.1, Attachments 1 et 2) quant à l’occurrence 

d’écarts de rendement ayant été traités dans le cadre de mécanismes de partage. Veuillez préciser 

l’ampleur de ces écarts pour les entreprises réglementées identifiées dans chacun de ces groupes 

sur une période comparable. 

 

31.3 Veuillez élaborer sur le fait que des écarts de rendement comparables à ceux enregistrés au cours 

des cinq dernières années puissent être observés à l’avenir dans le cadre du MTÉR. 

 

 

32. Références : (i) B-0020, p. 20. 

(ii) B-0020, p. 43 

(iii) B-0020, p. 25 

 

Préambule :  

 

(i) « Explicit tying of ESMs to performance metrics appears to be rare. Only two members of the 

Proxy Group (Gaz Métro and Mississippi Power) have such an arrangement. » 

 

(ii) « These challenges and administrative burden of conditioning ESM sharing on achieving 

performance indicators should be balanced against the fact that there has been little or no indication that 

this has been a concern, as both the Transmission Provider and Distributor have demonstrated that 

significant efficiency gains that each has realized in prior years have been achieved without 

compromising quality performance. To the contrary, performance has either been maintained or improved 

over the past years while simultaneously realizing efficiency gains that are passed on to customers. » 

[nous soulignons] 

 

(iii) « Le MTÉR proposé par le Transporteur et le Distributeur, dont le but est de répondre à la 

demande de la Régie de traiter des écarts de rendement, répond entre autres à un objectif de simplicité 

d’application et d’allégement réglementaire pour le traitement de cette question. Sa structure, dont fait 

partie la zone sans partage, a été développée de façon à maintenir un juste équilibre au niveau du risque 

assumé par les divisions, tout en favorisant la poursuite de gains d’efficience ». [nous soulignons] 

 

Demande : 

 

32.1 Les Demandeurs indiquent ne pas avoir rencontré de difficultés à maintenir ou améliorer leur 

performance au cours des dernières années, ce que reflètent leurs indicateurs de performance (ii). 

Considérant qu’il existe des mécanismes de partage intégrant l’atteinte de certains objectifs de 

performance comme préalable au partage des écarts de rendement (i), veuillez préciser les raisons, 

autres que l’allégement réglementaire, pour lesquelles de tels indicateurs ne pourraient pas être 

intégrés au MTÉR proposé. 
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33. Références : (i)  B-0020, p. 38. 

(ii) B-0020, p. 38. 

(iii) R-3823-2012, C-HQT-0021, p. 10 

(iv) R-3854-2013,B-0008, p. 10 et 11 

 

Préambule :  

 

(i) « Mr. Yardley has reviewed the relevant orders and did not see any discussion of the impact of 

forecast differences on the design of an ESM. Thus, the impact of forecast differences is not distinguished 

from the impact of efficiency gains for purposes of designing the ESM. However, it is apparent from the 

recent Gaz Métro rate decision that this is an area of particular concern to the Régie. » [nous soulignons] 

 

(ii) « The recommendation is designed to specifically address (1) the concerns of the Régie regarding 

historical earnings variances by proposing a deadband that is relatively small (approximately one-half the 

size) compared to the average of recent variances and (2) the importance of pursuing operating 

efficiencies for management because these efficiency gains benefit customers in subsequent years ». [nous 

soulignons] 

 

(iii) « Pour les prochaines années, les gains anticipés aux CNE s’annoncent tributaires d’un 

raffinement des façons de faire associées à la nouvelle organisation. Dans ce cadre, le Transporteur 

anticipe que des ajustements résiduels de ses processus et méthodes de travail donneront lieu à des gains 

de moindre ampleur ». [nous soulignons] 

 

(iv) « L'amélioration continue de l'efficience et de la qualité du service demeure au coeur des 

préoccupations du Distributeur. Au cours des prochaines années, le Distributeur entend donc poursuivre 

ses efforts dans cette voie, conscient toutefois que les améliorations résiduelles à ses façons de faire 

donneront lieu à des gains de moindre importance ». [nous soulignons] 

 

Bien que les Demandeurs reconnaissent l’importance de réaliser des gains d’efficience au bénéfice des 

clients (ii), le MTÉR est conçu de telle manière à ce que tout écart de rendement soit constaté sans égard à 

son origine (écarts de prévision et gains de productivité (i)).  

 

Dans le cadre de leur dossier tarifaire respectif, le Transporteur (iii) et le Distributeur (iv) indiquent par 

ailleurs que les gains d’efficience anticipés seront de moindre importance puisqu’ils sont tributaires 

d’ajustements résiduels aux processus et méthodes de gestion. 

 

Demandes : 

 

33.1 Considérant que selon le Transporteur et le Distributeur les gains d’efficience résiduels à venir 

seront de moindre importance au cours des prochaines années, veuillez élaborer sur le fait que les 

formules proposées au MTÉR  profiteront d’abord aux demandeurs puisque la zone sans partage 

est celle la plus facile à atteindre.  

 

33.2 Considérant le fait que la réalisation de gains d’efficience sera plus ardue dans les années à venir 

et, de ce fait, devrait compter dans une moindre mesure dans la formation d’écarts de rendement 

des Demandeurs, veuillez confirmer que, à compter de l’année tarifaire 2014, les écarts de 

rendement seront essentiellement tributaires d’écarts de prévisions. Veuillez élaborer. 
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33.3 Veuillez élaborer sur la possibilité d’intégrer au MTÉR un mécanisme de partage prévoyant de 

retourner à la clientèle tout ou une partie prépondérante des écarts de rendement provenant 

d’écarts prévisionnels. 

 

 

34. Références : (i) B-0020, p. 20 ; 

(ii) B-0026, en liasse, Request 10.1, Attachments 1 et 2; 

(iii) Décision D-2013-106, dossier R-3809-2012 Phase 2, p. 85. 

 

Préambule :  

 

(i) « Request 10.1, Attachment 1 presents a summary of rate plans for the Canadian and U.S. Proxy 

Groups. Request 10.1, Attachment 2 presents a summary of rate plans for selected electric utilities that 

have ESMs but are not part of the Proxy Groups. » 

 

(ii) Titre de la sixième colonne : Earning Sharing Mechanism (―Distributor – Customer‖) 

 

La référence relative au mécanisme de partage de Gaz Métro pour l’année 2013 indique : « Any excess 

beyond 50 basis points will be shared 100-0. » 

 
(iii) « [388] En conséquence, la Régie détermine que les manques à gagner seront à la charge de 

l’actionnaire. Les trop-perçus seront partagés comme suit :  

 

 premiers 50 points de base : Gaz Métro 50 %, clientèle 50 %;  

 au-delà de 50 points de base : clientèle 100 % ». 

 

Demandes : 

 

34.1 En vous référant à (ii), veuillez confirmer que le partage des écarts de rendement pour chacune des 

entreprises considérées reflète une répartition dont le premier chiffre est la part de Distributeur et 

le second la clientèle. 

 

34.2 Dans le cas du mécanisme de partage 2013 de Gaz Métro (Attachment 1) veuillez confirmer que 

au-delà de 50 points de base le partage devrait se lire 0 % Distributeur – 100 % Clientèle, tel 

qu’indiqué en (iii),  plutôt que 100 % Distributeur et 0 % Clientèle. 

 

34.3 Veuillez confirmer que les informations contenues dans chacun des Attachments 1 et 2 reflète la 

situation existante pour l’ensemble des autres entreprises réglementées canadiennes et américaines 

mentionnées. 

 


