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1 Hypothèses utilisées par le Transporteur 

La présente section fournit les précisions demandées par la Régie de l’énergie (la 1 
« Régie ») dans sa décision D-2018-121 relatives à ce qui suit : 2 

« [24] En conséquence, la Régie demande au Transporteur de fournir, dans son 3 
complément de preuve : 4 

- les hypothèses que le Transporteur a utilisées pour identifier les 5 
besoins liés au Projet en matière de production, charge, exportation et 6 
importation; 7 

- le schéma d’écoulement de puissance qui a été utilisé pour justifier le 8 
Projet. » 9 

Lorsqu’il réalise une étude de planification, le Transporteur utilise un réseau de pointe 10 
prévue pour une année future donnée dont les principales hypothèses sont les suivantes : 11 

• Tous les équipements du réseau de transport sont considérés disponibles et 12 
en service ; 13 

• Toutes les centrales sont modélisées, à leur puissance maximale, moins les 14 
restrictions hydrauliques (lorsqu’applicable) et 1 000 MW de réserve synchrone ; 15 

• Tous les projets de transport et de production dont la date de mise en service est à 16 
l’intérieur de l’horizon considéré par l’étude et qui ont minimalement débuté la phase 17 
d’étude d’avant-projet sont modélisés ; 18 

• La charge est ajustée afin de correspondre à la plus récente prévision de charge du 19 
Distributeur pour l’horizon à l’étude ;  20 

• L’excédent au bilan production-charge (lorsqu’il y a excédent) est exporté jusqu’à 21 
concurrence du total des demandes de réservation de transport ferme dans le 22 
système OASIS. Les réservations les plus contraignantes pour le réseau de 23 
transport principal sont priorisées. 24 

Le Transporteur a réalisé plusieurs études depuis 2013 qui permettent d’identifier les 25 
besoins liés au Projet. L’étude de planification dont les hypothèses sont les plus à jour a été 26 
réalisée en 2016. Les hypothèses et paramètres utilisés pour cette étude demeurent 27 
représentatifs de la planification actuelle du réseau du Transporteur. 28 

Le tableau suivant montre les totaux de production, charge, exportation et importation pour 29 
cette étude, qui correspondent à la pointe prévue pour 2020-2021. 30 
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Tableau 1  
Hypothèses de simulation du réseau à la pointe 2020-2021 

 

Production Charge Exportation Importation 

43 811 MW 39 263 MW 4 548 MW 0 MW 

 

L’annexe 1, déposée sous pli confidentiel, montre le schéma de l’écoulement de puissance 1 
du réseau principal à 735 kV de cette étude, pour le réseau à la pointe 2020-2021. 2 

2 Critères de conception associés à la justification du Projet 

Dans sa décision D-2018-121, la Régie indique ce qui suit : 3 

« [25] La Régie demande également au Transporteur de préciser 4 
spécifiquement quels sont ses critères de conception du réseau de transport, 5 
ceux du Northeast Power Coordinating Council Inc. (NPCC)5 et les normes de 6 
fiabilité6 associées aux Événements sur lesquels il fonde la justification du 7 
Projet. Elle demande aussi au Transporteur de déposer les extraits pertinents à 8 
cet égard. La Régie demande au Transporteur de décrire les conditions de 9 
réseau liées à l’application de ces Événements, telles que la quantité de 10 
production raccordée ainsi que les besoins, en mégawatt, associés à la charge 11 
locale et aux clients du service de point à point. » 12 

Tel qu’il est indiqué à la pièce HQT-1, Document 1, deux événements sont considérés 13 
déterminants pour la justification du Projet, soit : 14 

1) la perte d’une ligne du corridor Manic-Québec lorsqu’une ligne est déjà au retrait 15 
dans ce même corridor, et 16 

2) la perte temporaire (déclenchement) simultanée de deux des six lignes à 735 kV du 17 
corridor Manic-Québec à la suite d’un défaut. 18 

Par ailleurs, le Transporteur mentionne que, sans le Projet, avec tous les équipements en 19 
service (réseau noble), le courant circulant dans les batteries de condensateurs série du 20 
poste du Saguenay excède sa capacité nominale. 21 

Les critères associés à ces événements et à la capacité des batteries de condensateurs 22 
série sont résumés ci-après.  23 

2.1 Perte d’un circuit de transport dans un réseau de pointe ayant déjà perdu un 
circuit 

Le réseau de transport doit disposer d’une capacité suffisante pour desservir la charge 24 
prévue à la pointe du réseau avec tous ses équipements en service à l’exception d’un circuit 25 
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de transport, prenant en compte que la production et les transits peuvent être abaissés 1 
d’une quantité de puissance équivalente à la réserve d’exploitation, soit 1 500 MW, à 2 
l’endroit le plus favorable pour maximiser la stabilité du réseau. 3 

Ceci correspond à l’événement A en condition (N-1)-1500 du tableau 2 qui présente un 4 
extrait des critères de conception du Transporteur pour les événements de base du réseau 5 
de transport. Pour l’événement A, la stabilité du réseau doit être maintenue durant et après 6 
un défaut triphasé permanent sur un circuit de transport, éliminé normalement, sans perte 7 
de charge et sans l’aide d’un système de protection spécial. 8 

L’état du réseau N, Pn de ce tableau correspond au réseau de base dont les hypothèses en 9 
matière de production, charge, exportation et importation sont décrites à la section 1. La 10 
condition de réseau (N-1)-1500 est créée en partant du réseau de base N, Pn dans lequel 11 
un circuit du réseau de transport est mis hors service et la production au nord du circuit au 12 
retrait est réduite de 1 500 MW. 13 

 
Tableau 2  

Critères de base du réseau de transport1 

 

                                                
1  Les termes « Default LLL » et « Default LT » désignent respectivement un défaut triphasé et un défaut 

monophasé. 
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L’équivalent de ce critère se trouve à la section 5.4 de la version 2009 du « Directory 1 » du 1 
NPCC à laquelle la Régie réfère2. Il importe de préciser que la version de 2009 a été 2 
remplacée en 20153, dans laquelle l’équivalent de ce critère se trouve à l’exigence « R7 » 3 
dont l’extrait est le suivant :  4 
 

R7 Each Transmission Planner and Planning Coordinator shall plan its bulk power 5 
system to have sufficient transmission capability to meet the respective requirements as 6 
specified in Table 1 while serving forecasted demand.  7 

Le tableau 3 présente les extraits des événements correspondant au critère de la version 8 
2015 du « Directory 1 ». Il faut se référer à l’événement « Category II », « Contingency 1a », 9 
suivi de l’événement «Category I », « Contingency 1a », tels que surlignés en jaune. 10 

Tableau 3  
Extraits du « Table 1 » du « Directory 1 » (version 2015) 

 

 

L’équivalent de ce critère se trouve à l’exigence 4.1 pour la catégorie d’événement P6 de la 11 
norme de fiabilité TPL-001-4 adoptée par la Régie4. 12 

Les extraits pertinents de cette norme sont fournis dans le texte et le tableau ci-dessous (se 13 
référer notamment au texte surligné en jaune). 14 

                                                
2  D-2018-121, note 5 de la page 8. 
3  https://www.npcc.org/Standards/Directories/Directory_1_TFCP_rev_20151001_GJD.pdf  
4  Intitulée Critère de comportement de la planification du réseau de transport, mise en vigueur le 

1er octobre 2017, D-2017-110 : 
 http://www.regie-energie.qc.ca/audiences/NormesFiabiliteTransportElectricite/NormesFiabilite.html 

https://www.npcc.org/Standards/Directories/Directory_1_TFCP_rev_20151001_GJD.pdf
http://www.regie-energie.qc.ca/audiences/NormesFiabiliteTransportElectricite/NormesFiabilite.html
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Tableau 4  

Extrait du tableau 1 de la norme TPL-001-4 

 

 

2.2 Perte temporaire simultanée de deux circuits de transport 

Le réseau de transport, avec tous ses équipements en service, doit disposer d’une capacité 1 
suffisante pour desservir la charge prévue à la pointe du réseau intégré selon la condition 2 
suivante : la stabilité du réseau doit être maintenue durant et après un défaut monophasé 3 
permanent sur un circuit de transport, avec élimination normale du défaut, entraînant 4 
simultanément la perte d’un autre circuit parallèle (mauvais fonctionnement des protections 5 
de ligne), compte tenu du système de réenclenchement. La continuité de service est requise 6 
en tout temps avec l’exception qu’il est permis, dans les cas impliquant une instabilité de la 7 
tension, de recourir à un automatisme de délestage de charge en sous-tension jusqu’à un 8 
maximum de 1500 MW. 9 

Le tableau suivant, extrait des critères de conception du Transporteur, résume ses critères 10 
complémentaires, lui permettant de recourir à des automatismes de réseau lors de certains 11 
événements particuliers. On y trouve l’événement A avec l’état du réseau N, Pn 12 
correspondant à l’événement décrit ci-dessus. 13 
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Tableau 5  

Critères complémentaires du réseau de transport 

 

 

Les critères complémentaires du Transporteur découlent de la structure distinctive du 1 
réseau à 735 kV et regroupent les événements jugés assez probables pour que le 2 
Transporteur souhaite respecter le plus possible la continuité de service. Ils sont considérés 3 
comme des événements extrêmes par le NPCC et la North American Electric Reliability 4 
Corporation. 5 

L’événement perte temporaire simultanée de deux lignes est donc un événement déterminé 6 
d’après l’expérience du Transporteur. On trouve ce type d’événement au tableau suivant 7 
reproduisant des extraits de la version 2015 du « Directory 1 ». 8 
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Tableau 6  
Extraits du « Table 2 » du « Directory 1 » (version 2015) 

 

 

On trouve également ce type d’événement au « Tableau 1 – Événements extrêmes pour le 1 
comportement en régime permanent et en stabilité » de la norme TPL-001-4 adoptée par 2 
la Régie. 3 
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Tableau 7  
Extrait du Tableau 1 de la norme TPL-001-4 pour les événements extrêmes 

 

 

2.3 Capacité des batteries de condensateurs série 

Les critères de conception du Transporteur exigent que les batteries de condensateurs série 1 
puissent supporter en tout temps, sans surcharge, le courant correspondant aux conditions 2 
normales d’exploitation du réseau avec toutes les lignes en service. 3 

L’équivalent de ce critère se trouve à l’exigence R7 de la version 2015 du « Directory 1 », 4 
de même qu’à l’exigence 3.1 de la norme TPL-001-4 pour la catégorie d’événement « P0 ». 5 

Un extrait de l’exigence 3.1 est fourni ci-dessous : 6 

Des études doivent être effectuées pour les événements de planification afin de 7 
déterminer si le BES répond aux critères de comportement du tableau 1 en se basant 8 
sur la liste de contingences établie d’après l’alinéa 3.4 de l’exigence E3. 9 
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Tableau 8  
Extrait du Tableau 1 de la norme TPL-001-4 

 

3  Carte du réseau intégré 

Dans la décision D-2018-121, la Régie indique ce qui suit : 1 

« [26] Enfin, dans le but d’avoir une vue d’ensemble du réseau de transport, la 2 
Régie demande au Transporteur de produire, dans son complément de preuve, 3 
une carte du réseau intégré (lignes de transport à 735 kV et 450 kV), en y 4 
incluant les projets en chantier7 ainsi que le projet à l’étude au présent 5 
dossier. » 6 

La figure 1 montre le réseau de transport à 735 kV et 450 kV incluant les projets en chantier 7 
ainsi que le projet à l’étude au présent dossier. 8 
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Figure 1  
Carte du réseau de transport 
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4 Prévision 2018 sur la Côte-Nord 

Dans sa décision D-2018-121, la Régie indique : 1 

« [31] la Régie estime qu’il est pertinent d’inclure les prévisions de la demande 2 
les plus récentes au dossier. Elle demande au Transporteur d’obtenir du 3 
Distribution une prévision de 2018 de la demande sur la Côte-Nord et d’ajuster 4 
le tableau 2 de la pièce B-00058 en conséquence. Cette mise à jour, produite en 5 
complément de preuve, devra contenir l’explication de toute variation 6 
significative, le cas échéant, de la prévision par rapport à celle de 2017. » 7 

Tel que demandé par la Régie, le tableau suivant inclut la prévision 2018 de la demande 8 
d’électricité sur la Côte-Nord. 9 

Tableau 9 
Évolution de la prévision* de la demande d’électricité sur la Côte-Nord 

Date d'émission de 
la prévision 

Pointe de l’hiver 2020-2021 Pointe de l’hiver 2030-2031*** 

Total (MW) Écart (MW)** Total (MW) Écart (MW)** 

2010 3296 0 3302 0 

2011 3206 -89 3213 -89 

2012 2988 -308 3010 -291 

2013 2355 -940 2422 -879 

2014 2707 -588 2858 -443 

2015 2196 -1100 2276 -1026 

2016 2205 -1091 2249 -1052 

2017 2318 -978 2372 -930 

2018 2452 -844 2442 -860 
*   Prévision annuelle du Distributeur. 

  **  Écart avec la prévision émise en 2010. 
*** Valeurs de l’hiver 2030-2031 extrapolées à partir des prévisions du Distributeur 

Le Distributeur a indiqué au Transporteur que la prévision 2018 de la demande d’électricité 10 
sur la Côte-Nord est revue légèrement à la hausse par rapport à celle de 2017, ce qui se 11 
traduit par un écart de +70 MW à l’hiver 2030-2031. Cet écart s’explique, entre autres, par 12 
une croissance plus élevée pour les secteurs commercial et industriel. Dans une moindre 13 
mesure, le raccordement du village La Romaine au réseau intégré du Distributeur contribue 14 
également à la hausse des besoins prévus. 15 

Sur la base de cette plus récente prévision de la demande du Distributeur, le Transporteur 16 
maintient que le Projet demeure requis pour atteindre les objectifs énoncés à la pièce 17 
HQT-1, Document 1, section 3. 18 
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5 Informations relatives aux automatismes, aux limitations de transits et aux 
autres mesures temporaires  

Dans sa décision D-2018-121, la Régie indique : 1 

« [37] La Régie juge pertinentes, à l’étude du Projet, les informations relatives 2 
aux automatismes, aux limitations de transits et aux autres mesures 3 
temporaires auxquels le Transporteur prévoit faire appel en vue d’assurer la 4 
stabilité du réseau. Elle demande au Transporteur de préciser, dans son 5 
complément de preuve, la nature des mesures temporaires auxquelles il a fait 6 
appel depuis 2012 ainsi que la fréquence et la durée d’utilisation de chacune 7 
de ces mesures temporaires. » 8 

Entre 2012 et l’automne 2017, le Transporteur a utilisé, au besoin, uniquement les 9 
limitations de transits lors d’indisponibilités forcées de certains équipements de transport 10 
pour assurer la stabilité du corridor Manic-Québec. Ces limitations font toutefois partie des 11 
mesures normales utilisées pour l’exploitation du réseau. 12 

En 2015, le Transporteur a développé une mesure temporaire à partir d’un automatisme 13 
déjà existant, en prévision de la mise en service des centrales Romaine-3 et Romaine-4 et 14 
considérant la prévision du Distributeur. 15 

Cette mesure temporaire consiste en l’utilisation de l’automatisme de rejet de production et 16 
télédélestage de charge (« RPTC »). À la suite d’un déclenchement d’une ou de plusieurs 17 
lignes, l’automatisme envoie instantanément un ordre de déclenchement de certains 18 
groupes de production. Un ordre de déclenchement de charges résidentielles peut 19 
également être envoyé afin de rééquilibrer la fréquence du réseau. L’automatisme RPTC a 20 
été conçu et utilisé pour assurer la fiabilité du réseau lors d’événements exceptionnels (par 21 
exemple, le déclenchement simultané de l’ensemble des lignes à 735 kV reliant deux postes 22 
de transport). 23 

Temporairement, le Transporteur utilisera l’automatisme afin d’assurer la stabilité et la 24 
continuité de service également pour les événements de base (déclenchement d’une seule 25 
ligne).  26 

XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX27 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX28 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX29 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX30 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX. 31 

XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX32 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX33 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX34 
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XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX1 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX2 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX. 3 

XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX4 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX5 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX6 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX7 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX8 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX. 9 

XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX10 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX11 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX12 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX13 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX14 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX15 
XXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXXX16 
XXXXXXX. 17 

L’utilisation de cet automatisme représente donc une dégradation temporaire du niveau de 18 
fiabilité du réseau. Il est ainsi important de limiter au maximum la durée d’utilisation 19 
de celui-ci. 20 
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6 Variation des pertes en puissance et en énergie de chacune des solutions 
envisagées par rapport au réseau actuel 

Dans sa décision D-2018-121, la Régie indique : 1 

« [46] La Régie demande également au Transporteur de produire une 2 
estimation de la variation des pertes en puissance et en énergie que 3 
procurerait chacune des solutions envisagées par rapport au réseau de 4 
transport actuel. La valeur actualisée associée à ces variations de pertes 5 
électriques devra aussi être fournie. » 6 

Le Transporteur précise que les écarts de pertes en puissance à la pointe du réseau (PPP) 7 
entre diverses solutions qu’il utilise sont déterminés par la comparaison des écoulements de 8 
puissance de chacune des solutions. Le Transporteur précise également que les écarts de 9 
pertes en énergie sur une base annuelle (PEA) entre plusieurs solutions sont établis par 10 
l’équation qui suit : 11 

PEA = PPP × FP × 8760 heures 12 

Où : 13 

PPP représente la valeur des écarts de pertes en puissance à la pointe du réseau. 14 

FP est le facteur de pertes calculé à partir de l’équation polynomiale suivante : 15 

FP = 0,9 × FC
2 + 0,1 × FC 16 

où : 17 

FC = facteur de charge correspond normalement à un taux d’utilisation du réseau de 18 
70 %. Cette valeur a été déterminée en fonction de valeurs mesurées sur le réseau. 19 

Ainsi, FP = 0,9 × 0,72 + 0,1 × 0,7 = 0,511 20 

Le tableau suivant rappelle les écarts de pertes de l’analyse économique du Transporteur 21 
présentée à la pièce HQT-1, Document 1, Annexe 5 et qui ont été calculés en utilisant cette 22 
méthode. 23 

Tableau 10  
Écarts de pertes entre les solutions 

  
Solution 1 

Nouvelle ligne à 735 kV 
Micoua-Saguenay 

Solution 2 
Nouvelle ligne à 735 kV 
Outardes-Laurentides 

Solution 3 
Compensation série dans 
le corridor Manic-Québec 

Écart des pertes à la 
pointe (MW) 24,7 0 63,4 

Écart des pertes annuelles 
(GWh) 110,6 0  283,8 
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Pour permettre une estimation de la variation des pertes en puissance et en énergie que 1 
procurerait chacune des solutions envisagées par rapport au réseau de transport actuel, le 2 
Transporteur a utilisé le réseau 2017 et a apporté les ajustements suivants afin de le rendre 3 
représentatif de l’état prévisible du réseau avec chacune des solutions. 4 

La ligne Chamouchouane – Bout-de-l’Île sera en service pour toute la durée de l’analyse 5 
économique, le Transporteur jugeant essentiel de tenir compte de l’impact de celle-ci dans 6 
l’analyse demandée par la Régie. 7 

Pour obtenir un réseau représentatif avec chacune des solutions, il est aussi requis de 8 
considérer l’intégration complète du complexe de La Romaine ainsi que l’ajout 9 
d’interconnexions. 10 

Le tableau qui suit présente une estimation de la variation des pertes en puissance et en 11 
énergie qu’aurait procurée chacune des solutions envisagées par rapport à un réseau 12 
dérivé du réseau de transport actuel (2017). Pour estimer la variation de pertes, le 13 
Transporteur a utilisé la même méthodologie que celle qu’il a utilisée dans le cadre de 14 
l’« Étude expliquant et quantifiant les facteurs influençant le taux de pertes actuel du réseau 15 
de transport »5.  16 

 
Tableau 11  

Écarts de pertes de chacune des solutions par rapport au réseau de transport 2017 ajusté 

  
Solution 1 

Nouvelle ligne à 735 
kV Micoua-
Saguenay 

Solution 2 
Nouvelle ligne à 735 

kV Outardes-
Laurentides 

Solution 3 
Compensation série 

dans le corridor 
Manic-Québec 

Écart des pertes à la 
pointe (MW) 37 0 73 

Écart des pertes annuelles 
(GWh) 123 0 285 

Les résultats montrent que les écarts de pertes obtenus en appliquant les solutions au 17 
réseau 2017 sont tous plus élevés que les valeurs du tableau 9. 18 

Le tableau suivant présente la comparaison économique des solutions en utilisant les 19 
valeurs de pertes obtenues par l’application des solutions au réseau 2017 ajusté. 20 

                                                
5  R-4058-2018, HQT-9, Document 1, Annexe 1. 
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Tableau 12  
Comparaison économique des solutions appliquées au réseau 2017 ajusté 

(M$ actualisés 2018) 

  
Solution 1 

Nouvelle ligne à 735 kV 
Micoua-Saguenay 

Solution 2 
Nouvelle ligne à 735 kV 
Outardes-Laurentides 

Solution 3 
Compensation série dans 
le corridor Manic-Québec 

Investissements 585,7 M$ 929,0 M$ 277,5 M$ 

Valeurs résiduelles -67,9 M$ -102,0 M$ -2,7 M$ 

Taxe sur les services 
publics 45,4 M$ 71,5 M$ 16,1 M$ 

Pertes en puissance 37,0 MW 0,0 MW 78,0 MW 

Pertes en énergie 123,0 GWh 0,0 GWh 285,0 GWh 

Charges d’exploitation 
Pertes électriques 268,5 M$ 0,0 M$ 602,6 M$ 

Coûts globaux 
actualisés (CGA) 831,7 M$ 898,5 M$ 893,5 M$ 

Ratio par rapport à 
solution 1 100 % 108 % 107 % 

Ainsi, lorsqu’il évalue les trois solutions par rapport au réseau 2017 ajusté de façon à 1 
obtenir un réseau représentatif des conditions qui prévaudront avec chacune des solutions, 2 
le Transporteur obtient des écarts de pertes en puissance et en énergie supérieures à ceux 3 
présentés dans le dossier. De plus, les analyses économiques montrent que l’utilisation des 4 
écarts de pertes découlant de l’application des solutions au réseau actuel n’a que peu 5 
d’effet sur les écarts entre les diverses solutions. 6 

Le Transporteur en conclut que, compte tenu de ces résultats, sa méthode d’estimation des 7 
écarts de pertes est valide et réaliste pour l’analyse comparative des solutions envisagées. 8 

7 Analyse de sensibilité relative aux paramètres de l’analyse économique 

Dans sa décision D-2018-121, la Régie indique : 9 

« [45] En conséquence, la Régie demande au Transporteur de fournir, dans son 10 
complément de preuve, une analyse de sensibilité relative aux pertes 11 
électriques associées à chacune des solutions envisagées sur la base du 12 
niveau d’incertitude qu’il estime raisonnable quant aux quantités de pertes en 13 
puissance et en énergie. » 14 

Lorsqu’il utilise la méthode décrite à la section 6 pour estimer les écarts de pertes, le 15 
Transporteur identifie trois sources d’incertitudes possibles à l’égard du coût des pertes 16 
inclus dans l’analyse économique : 17 
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• la valeur des coûts évités en puissance et en énergie du Distributeur ; 1 

• la valeur calculée de l’écart de pertes en puissance à la pointe du réseau (PPP) ; 2 

• la valeur du facteur de charge (FC) utilisé pour estimer l’écart d’énergie annuelle. 3 

De plus, le Transporteur juge pertinent d’ajouter une sensibilité aux coûts pour la 4 
sécurisation post-verglas associée à la solution 3. 5 
 

7.1 Sensibilité à la valeur des coûts évités en puissance et en énergie 
du Distributeur 

Considérant l’évolution des coûts évités du Distributeur approuvés par la Régie depuis les 6 
six dernières années6, le Transporteur a effectué une analyse de sensibilité en retenant les 7 
coûts évités les plus faibles de cette période, soit les coûts évités en énergie de la décision 8 
D-2016-033 et les coûts évités en puissance de la décision D-2014-035. 9 

Le tableau suivant présente les résultats. 10 

 
Tableau 13  

Comparaison économique des solutions - Sensibilité aux coûts évités 
en puissance et en énergie du Distributeur 

(M$ actualisés 2018) 

  
Solution 1 

Nouvelle ligne à 735 kV 
Micoua-Saguenay 

Solution 2 
Nouvelle ligne à 735 kV 
Outardes-Laurentides 

Solution 3 
Compensation série dans 
le corridor Manic-Québec 

Investissements 585,7 M$ 929,0 M$ 277,5 M$ 

Valeurs résiduelles -67,9 M$ -102,0 M$ -2,7 M$ 

Taxe sur les services 
publics 45,4 M$ 71,5 M$ 16,1 M$ 

Pertes en puissance 24,7 MW 0,0 MW 63,4 MW 

Pertes en énergie 110,6 GWh 0,0 GWh 283,8 GWh 

Charges d’exploitation 
Pertes électriques 179,0 M$ 0,0 M$ 459,4 M$ 

Coûts globaux 
actualisés (CGA) 742,2 M$ 898,5 M$ 750,3 M$ 

Ratio par rapport à 
solution 1 100 % 121 % 101 % 

                                                
6  D-2013-037, D- 2014-037, D-2015-018, D-2016-033, D-2017-022 et D-2018-025. 
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7.2 Sensibilité aux pertes en puissance 

Les pertes électriques sont déterminées par la comparaison des écoulements de puissance 1 
de chacune des solutions. La résistance des lignes, qui dépend de la longueur de celles-ci, 2 
affecte directement le niveau des pertes en puissance différentiel. Le tracé de ligne retenu 3 
dans le cadre du présent Projet est d’une longueur de 262 km. La longueur de cette ligne, 4 
déterminée en avant-projet, ne devrait plus varier. Des contraintes inattendues pourraient 5 
toutefois survenir lors de la réalisation du Projet et faire en sorte que le tracé serait 6 
légèrement modifié et ainsi modifierait les écarts de pertes. 7 

Le tableau suivant présente l’impact sur l’analyse économique d’une réduction de 5 % de la 8 
quantité estimée de pertes en puissance. 9 

Tableau 14  
Comparaison économique des solutions - Sensibilité à une réduction de 5 % 

de l’écart de pertes en puissance à la pointe du réseau 
(M$ actualisés 2018) 

  
Solution 1 

Nouvelle ligne à 735 kV 
Micoua-Saguenay 

Solution 2 
Nouvelle ligne à 735 kV 
Outardes-Laurentides 

Solution 3 
Compensation série dans 
le corridor Manic-Québec 

Investissements 585,7 M$ 929,0 M$ 277,5 M$ 

Valeurs résiduelles -67,9 M$ -102,0 M$ -2,7 M$ 

Taxe sur les services 
publics 45,4 M$ 71,5 M$ 16,1 M$ 

Pertes en puissance 23,5 MW 0,0 MW 60,2 MW 

Pertes en énergie 105,0 GWh 0,0 GWh 269,6 GWh 

Charges d’exploitation 
Pertes électriques 211,5 M$ 0,0 M$ 542,9 M$ 

Coûts globaux 
actualisés (CGA) 774,7 M$ 898,5 M$ 833,8 M$ 

Ratio par rapport à 
solution 1 100 % 116 % 108 % 

 

7.3 Sensibilité au facteur de charge (FC) 

L’analyse des résultats de la variation des pertes en puissance et en énergie de chacune 10 
des solutions envisagées par rapport au réseau 2017 effectuée à la section 6 montre que le 11 
facteur de charge qui serait requis pour obtenir les valeurs d’énergie du tableau 12 à partir 12 
de la valeur de puissance de ce même tableau varie de 0,6 à 0,65. Compte tenu de ces 13 
résultats, le Transporteur considère qu’une réduction de 0,7 à 0,6 du facteur de charge est 14 
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plausible. Le tableau 17 présente l’impact sur l’analyse économique d’une réduction à 0,6 1 
du facteur de charge utilisé pour calculer la quantité estimée de pertes en énergie. 2 

 
Tableau 15  

Comparaison économique des solutions - Sensibilité à un 
facteur de charge de 0,6 

(M$ actualisés 2018) 

  
Solution 1 

Nouvelle ligne à 735 kV 
Micoua-Saguenay 

Solution 2 
Nouvelle ligne à 735 kV 
Outardes-Laurentides 

Solution 3 
Compensation série dans 
le corridor Manic-Québec 

Investissements 585,7 M$ 929,0 M$ 277,5 M$ 

Valeurs résiduelles -67,9 M$ -102,0 M$ -2,7 M$ 

Taxe sur les services 
publics 45,4 M$ 71,5 M$ 16,1 M$ 

Pertes en puissance 24,7 MW 0,0 MW 63,4 MW 

Pertes en énergie 83,1 GWh 0,0 GWh 213,3 GWh 

Charges d’exploitation 
Pertes électriques 179,6 M$ 0,0 M$ 461,0 M$ 

Coûts globaux 
actualisés (CGA) 742,8 M$ 898,5 M$ 751,9 M$ 

Ratio par rapport à 
solution 1 100 % 121 % 101 % 

 

En combinant une réduction de 5 % de la quantité des écarts de pertes à la pointe comme 3 
décrit à la section 7.2 à l’utilisation d’un facteur de charge de 0,6, le Transporteur considère 4 
qu’il obtient ainsi des hypothèses pessimistes pour l’évaluation des écarts de pertes. 5 

Le tableau suivant présente l’impact sur l’analyse économique d’une réduction de 5 % de la 6 
quantité estimée de pertes en puissance combinée à une réduction à 0,6 du facteur de 7 
charge utilisé pour calculer la quantité estimée de pertes en énergie. 8 
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Tableau 16  
Comparaison économique des solutions – Sensibilité à une réduction combinée de 5 % de 

l‘écart de pertes en puissance à la pointe du réseau et d’un facteur de charge à 0,6 
(M$ actualisés 2018) 

  
Solution 1 

Nouvelle ligne à 735 kV 
Micoua-Saguenay 

Solution 2 
Nouvelle ligne à 735 kV 
Outardes-Laurentides 

Solution 3 
Compensation série dans 
le corridor Manic-Québec 

Investissements 585,7 M$ 929,0 M$ 277,5 M$ 

Valeurs résiduelles -67,9 M$ -102,0 M$ -2,7 M$ 

Taxe sur les services 
publics 45,4 M$ 71,5 M$ 16,1 M$ 

Pertes en puissance 23,5 MW 0,0 MW 60,2 MW 

Pertes en énergie 78,9 GWh 0,0 GWh 202,6 GWh 

Charges d’exploitation 
Pertes électriques 170,6 M$ 0,0 M$ 437,9 M$ 

Coûts globaux 
actualisés (CGA) 733,8 M$ 898,5 M$ 728,8 M$ 

Ratio par rapport à 
solution 1 100 % 122 % 99 % 

 

7.4 Sensibilité aux coûts de sécurisation pour le verglas 

Par ailleurs, le Transporteur rappelle que, comme mentionné à la pièce HQT-1, 1 
Document 17, le Projet a aussi comme objectif de poursuivre la sécurisation post-verglas du 2 
corridor Manic-Québec. Ainsi les solutions 1 et 2 impliquent la construction de lignes qui 3 
satisfont des critères de robustesse plus élevés face au vent et au verglas. 4 

Advenant la mise en place de la solution 3, il serait nécessaire d’investir massivement dans 5 
des travaux de renforcement de la ligne existante entre Micoua et Saguenay (circuit 7019) 6 
afin de sécuriser cette dernière et d’obtenir un service équivalent avec chacune des trois 7 
solutions. 8 

Dans son analyse économique déposée à la pièce HQT-1, Document 1, le Transporteur 9 
avait fait le choix de ne pas inclure ces coûts de renforcement à la solution 3 et ce pour les 10 
raisons suivantes : 11 

• Compte tenu des paramètres physiques de la ligne existante, il n’était pas en 12 
mesure de développer une solution technique équivalente en termes de robustesse 13 

                                                
7  Page 10, lignes 23 et 24. 
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et devait se limiter à une amélioration de la robustesse sans atteindre les critères 1 
souhaités ; 2 

• Compte tenu de l’ampleur des interventions, les coûts associés à ces renforcements 3 
ne peuvent être affinés qu’après un avant-projet ; 4 

• L’analyse économique était déjà favorable au Projet sans avoir à inclure ces coûts à 5 
la solution 3. 6 

Cependant, au regard des nouvelles demandes de la Régie entourant la sensibilité de 7 
l’analyse économique par rapport aux pertes, le Transporteur tient à ajouter cet élément 8 
dans les paramètres pouvant influencer grandement le choix des solutions. 9 

Le tableau suivant présente l’impact sur l’analyse économique de l’ajout des coûts de 10 
sécurisation à la solution 3. 11 

 
Tableau 17  

Comparaison économique des solutions incluant les coûts de sécurisation 
(M$ actualisés 2018) 

  
Solution 1 

Nouvelle ligne à 735 kV 
Micoua-Saguenay 

Solution 2 
Nouvelle ligne à 735 kV 
Outardes-Laurentides 

Solution 3 
Compensation série dans 
le corridor Manic-Québec 

Investissements 585,7 M$ 929,0 M$ 556,7 M$ 

Valeurs résiduelles -67,9 M$ -102,0 M$ -33,6 M$ 

Taxe sur les services 
publics 45,4 M$ 71,5 M$ 38,3 M$ 

Pertes en puissance 24,7 MW 0,0 MW 63,4 MW 

Pertes en énergie 110,6 GWh 0,0 GWh 283,8 GWh 

Charges d’exploitation 
Pertes électriques 222,6 M$ 0,0 M$ 571,4 M$ 

Coûts globaux 
actualisés (CGA) 785,8 M$ 898,5 M$ 1132,8 M$ 

Ratio par rapport à 
solution 1 100 % 114 % 144 % 

 

Le tableau suivant présente l’impact sur l’analyse économique de l’ajout des coûts de 12 
sécurisation à la solution 3 tout en utilisant des hypothèses pessimistes (-5% de pertes en 13 
puissance à la pointe et un facteur de charge de 0,6) pour les pertes. 14 
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Tableau 18  
Comparaison économique des solutions incluant 
les coûts de sécurisation avec pertes minimales 

(M$ actualisés 2018) 

  
Solution 1 

Nouvelle ligne à 735 kV 
Micoua-Saguenay 

Solution 2 
Nouvelle ligne à 735 kV 
Outardes-Laurentides 

Solution 3 
Compensation série dans 
le corridor Manic-Québec 

Investissements 585,7 M$ 929,0 M$ 556,7 M$ 

Valeurs résiduelles -67,9 M$ -102,0 M$ -33,6 M$ 

Taxe sur les services 
publics 45,4 M$ 71,5 M$ 38,3 M$ 

Pertes en puissance 23,5 MW 0,0 MW 60,2 MW 

Pertes en énergie 78,9 GWh 0,0 GWh 202,6 GWh 

Charges d’exploitation 
Pertes électriques 170,6 M$ 0,0 M$ 437,9 M$ 

Coûts globaux 
actualisés (CGA) 733,8 M$ 898,5 M$ 999,3 M$ 

Ratio par rapport à 
solution 1 100 % 122 % 136 % 

 

7.5 Synthèse de l’analyse de sensibilité 

Le tableau suivant présente la synthèse de l’analyse de l’analyse de sensibilité effectuée 1 
ci-dessus à l’égard des paramètres de l’analyse économique. 2 
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Tableau 19  
Synthèse de l’analyse de sensibilité 

    

Solution 1 
Nouvelle ligne à 735 kV 

Micoua-Saguenay 

Solution 2 
Nouvelle ligne à 735 kV 
Outardes-Laurentides 

Solution 3 
Compensation série dans 
le corridor Manic-Québec 

CGA Ratio CGA Ratio CGA Ratio 

1 Référence (Tableau 4, 
HQT-1, Document 1) 785,7 M$ 100 % 898,5 M$ 114 % 862,3 M$ 110 % 

2 Coûts pertes puissance 
2014 et énergie 2016 742,2 M$ 100 % 898,5 M$ 121 % 750,3 M$ 101 % 

3 Pertes en puissance à la 
pointe PPP-5 % 774,7 M$ 100 % 898,5 M$ 116 % 833,8 M$ 108 % 

4 Facteur de charge FC=0,6 
plutôt que FC=0,7 742,8 M$ 100 % 898,5 M$ 121 % 751,9 M$ 101 % 

5 Combinaison FC=0,6 et  
PPP-5% (pertes minimales) 733,8 M$ 100 % 898,5 M$ 122 % 728,8 M$ 99 % 

6 Coûts sécurisation verglas 
solution 3 inclus 785,8 M$ 100 % 898,5 M$ 114 % 1132,8 M$ 144 % 

7 
Sécurisation verglas 
solution 3, 
FC=0,6 et PPP-5% 

733,8 M$ 100 % 898,5 M$ 122 % 999,3 M$ 136 % 

En considérant chacune des trois solutions à la lumière des paramètres examinés dans la 1 
présente section, l’examen des coûts globaux actualisés (« CGA ») et du ratio de ceux-ci 2 
par rapport à la solution 1 retenue démontrent que dans tous les cas, la solution 1 demeure 3 
soit la plus économique ou soit équivalente à la solution 3 en termes de coûts globaux 4 
actualisés, et ce même dans le cas de l’utilisation d’hypothèses pessimistes à l’égard des 5 
pertes. Toutefois, la solution 3 implique d’investir des sommes additionnelles importantes en 6 
sécurisation afin de lui permettre d’offrir un service équivalent aux deux autres solutions. En 7 
considérant ce point primordial, cette solution s’avère en fait la solution la plus chère. 8 

Outre les autres avantages qualitatifs, tels que la flexibilité d’exploitation accrue8, les 9 
résultats de cette analyse permettent au Transporteur de conclure que la solution 1 10 
demeure la solution technico-économique optimale qu’il recommande. 11 

                                                
8  HQT-1, Document 1, p. 10, lignes 17-18 ; p. 20, lignes 14-16. 
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