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Registration
SOR/2012-163  August 21, 2012

SEX OFFENDER INFORMATION REGISTRATION ACT

Regulations Amending the Manitoba Sex Offender
Information Registration Regulations

The Lieutenant Governor in Council of Manitoba, pursuant to
subsection 18(1) of the Sex Offender Information Registration
Act, S.C. 2004, c. 10, makes the attached Regulations Amending
the Manitoba Sex Offender Information Registration Regulations.

August 15,2012
ANDREW SWAN
Minister of Justice
GREG SELINGER
Presiding Member of the Executive Council
PHILIP LEE
Lieutenant Governor

REGULATIONS AMENDING THE MANITOBA
SEX OFFENDER INFORMATION
REGISTRATION REGULATIONS

AMENDMENTS

1. Item 2 of the schedule to the Manitoba Sex Offender In-
formation Registration Regulations' is amended by adding the
following in alphabetical order under the heading ‘“Desig-
nated Place”:

Item Designated Place

2. East St. Paul

2. Item 3 of the schedule to the Regulations is amended by
striking out the reference to ‘“East St. Paul” under the head-
ing “Designated Place”.

COMING INTO FORCE

3. These Regulations come into force on the day on which
they are registered.

EXPLANATORY NOTE

(This note is not part of the Regulations.)

Under the Sex Offender Information Registration Act, sex of-
fenders must report to a designated registration centre and provide
information to a person who is authorized to collect information
from sex offenders.

' SOR/2004-310
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Enregistrement
DORS/2012-163 Le 21 aotit 2012

LOI SUR L’ENREGISTREMENT DE RENSEIGNEMENTS
SUR LES DELINQUANTS SEXUELS

Reéglement modifiant le Reglement du Manitoba
sur I’enregistrement de renseignements sur les
délinquants sexuels

En vertu du paragraphe 18(1) de la Loi sur I’enregistrement de
renseignements sur les délinquants sexuels, L.C. 2004, ch. 10, le
lieutenant-gouverneur en conseil du Manitoba prend le Reglement
modifiant le Reglement du Manitoba sur ’enregistrement de ren-
seignements sur les délinquants sexuels, ci-apres.

Le 15 aotit 2012

Le ministre de la Justice
ANDREW SWAN

Le président du conseil exécutif
GREG SELINGER

Le lieutenant-gouverneur
PHILIP LEE

REGLEMENT MODIFIANT LE REGLEMENT
DU MANITOBA SUR L’ENREGISTREMENT
DE RENSEIGNEMENTS SUR LES
DELINQUANTS SEXUELS

MODIFICATIONS

1. L’article 2 de I’annexe du Reglement du Manitoba sur
Penregistrement de renseignements sur les délinquants sexuels
est modifié par adjonction, dans la colonne intitulée « Lieu »,
selon I’ordre alphabétique, de ce qui suit :

Article Lieu

2. East St. Paul

2. A Particle 3 de ’annexe du méme reglement, la mention
« East St. Paul », figurant dans la colonne intitulée « Lieu »,
est supprimée.

ENTREE EN VIGUEUR

3. Le présent reglement entre en vigueur a la date de son
enregistrement.

NOTE EXPLICATIVE

(Cette note ne fait pas partie du Reglement.)

En vertu de la Loi sur I’enregistrement de renseignements sur
les délinquants sexuels, les délinquants sexuels doivent comparai-
tre a un bureau d’inscription désigné et fournir des renseigne-
ments a une personne autorisée a recueillir des renseignements
aupres d’eux.

! DORS/2004-310
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These Regulations amend the regulations that designate regis- Le présent reglement modifie le réglement désignant les bu-
tration centres in Manitoba. The Royal Canadian Mounted Police reaux d’inscription du Manitoba. Le détachement de la Gendar-
detachment in East St. Paul is added as a designated registration merie royale du Canada a East St. Paul est ajouté a titre de bureau
centre. d’inscription désigné.

Published by the Queen’s Printer for Canada, 2012 Publié par I’Imprimeur de la Reine pour le Canada, 2012
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Registration
SOR/2012-164  August 22, 2012

CANADIAN ENVIRONMENTAL PROTECTION ACT, 1999

Order Amending Schedule 3 to the Canadian
Environmental Protection Act, 1999

Whereas, pursuant to subsection 332(1)* of the Canadian En-
vironmental Protection Act, 1999°, the Minister of the Environ-
ment published in the Canada Gazette, Part 1, on July 30, 2011, a
copy of the proposed Order Amending Schedule 3 to the Can-
adian Environmental Protection Act, 1999, substantially in the
annexed form, and persons were given an opportunity to file com-
ments with respect to the proposed Order or to file a notice of
objection requesting that a board of review be established and
stating the reasons for the objection;

Therefore, the Minister of the Environment and the Minister of
Health, pursuant to sectlon 100 of the Canadian Environmental
Protection Act, 1999°, hereby make the annexed Order Amending
Schedule 3 to the Canadzan Environmental Protection Act, 1999.

Ottawa, August 16, 2012

PETER KENT
Minister of the Environment

Ottawa, August 16, 2012

LEONA AGLUKKAQ
Minister of Health

ORDER AMENDING SCHEDULE 3 TO THE CANADIAN
ENVIRONMENTAL PROTECTION ACT, 1999

AMENDMENTS

1. Item 1 of Part 1 of Schedule 3 to the Canadian Environ-
mental Protection Act, 1999' is replaced by the following:

1. Mirex (Dodecachloropentacyclo [5.3.0.02’6.03’9.04’8] decane)
(Chemical Abstracts Service (hereinafter “CAS”) 2385-85-5)

2. Items 4 to 11 of Part 1 of Schedule 3 to the Act are re-
placed by the following:

4.  Alachlor  (2-chloro-2’,  6’-diethyl-N-methoxymethyl
acetanilide) (CAS 15972-60-8)
5. Leptophos (O-(4-bromo-2,5-dichlorophenyl)

O-methylphenylphosphonothioate) (CAS 21609-90-5)

6. Phosphamidon (2-chloro-2-diethylcarbamoyl-1-methylvinyl
dimethyl phosphate) (CAS 13171-21-6)

7. Cyhexatin (tricyclohexyltin hydroxide) (CAS 13121-70-5)

48.C. 2004, c. 15,s. 31
' S.C. 1999, c. 33
1'S.C. 1999, c. 33

1934

Enregistrement
DORS/2012-164 Le 22 aotit 2012

LOI CANADIENNE SUR LA PROTECTION DE
L’ENVIRONNEMENT (1999)

Décret modifiant I’annexe 3 de la Loi canadienne
sur la protection de I’environnement (1999)

Attendu que, conformément au paragraphe 332(1)* de la Loi
canadienne sur la protection de I’environnement (1999)°, le mi-
nistre de I’Environnement a fait publier dans la Gazette du Cana-
da Partie 1, le 30 juillet 2011, le projet de décret intitulé Décret
modifiant I’annexe 3 de la Loi canadienne sur la protection de
I’environnement (1999), conforme en substance au texte ci-apres,
et que les intéressés ont ainsi eu la possibilité de présenter leurs
observations a cet égard ou un avis d’opposition motivé deman-
dant la constitution d’une commission de révision,

A ces causes, en vertu de Particle 100 de la Loi canadienne sur
la protection de ’environnement (1999)°, le ministre de I’En-
vironnement et la ministre de la Santé prennent le Décret modi-
fiant I’annexe 3 de la Loi canadienne sur la protection de ’en-
vironnement (1999), ci-apres.

Ottawa, le 16 aott 2012
Le ministre de I’Environnement
PETER KENT

Ottawa, le 16 aolit 2012

La ministre de la Santé
LEONA AGLUKKAQ

DECRET MODIFIANT L’ANNEXE 3 DE LA LOI
CANADIENNE SUR LA PROTECTION DE
L’ENVIRONNEMENT (1999)

MODIFICATIONS

1. L’article 1 de la partie 1 de I’annexe 3 de la Loi cana-
dienne sur la protection de ’environnement (1 999)" est rempla-
cé par ce qui suit :

1. Mirex (dodécachloropentacyclo [5.3‘0.02‘6.03‘9.04’8] décane)
(Chemical Abstracts Service (ci-apres « CAS ») 2385-85-5)

2. Les articles 4 a 11 de la partie 1 de I’annexe 3 de la méme
loi sont remplacés par ce qui suit :

4. Alachlore (chloro-2N-(diéthyl-2,6 phényl)N-méthoxyméthyl
acétamide) (CAS 15972-60-8)

5.  Leptophos  (phénylthiophosphate de  O-(bromo-4
dichloro-2,5 phényle) et de O-méthyle) (CAS 21609-90-5)

2-chloro-2-
diméthyle)

6. Phosphamidon
(diéthylecarbamoyl)-1
(CAS 13171-21-6)

7. Cyhéxatin (hydroxyde de tricyclohexyl-étain) (CAS 13121-
70-5)

(phosphate de
méthylvinyle et de

@ L.C. 2004, ch. 15, art. 31
> L.C. 1999, ch. 33
' L.C. 1999, ch. 33
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8. 2,3,4,5-bis(2-butylene)tetrahydro-2-furfural (CAS 126-15-8)

9. Bis(chloromethyl) ether that has the molecular formula
C,H,Cl,0 (CAS 542-88-1)

10. Chloromethyl methyl ether that has the molecular formula
C,H;CIO (CAS 107-30-2)

11. (4-Chlorophenyl)cyclopropylmethanone,
nitrophenyl)methylJoxime that has
C,7H,5CIN,O; (CAS 94097-88-8)

12. Chlordecone (CAS 143-50-0)

13. Endrin (1,2,3,4,10,10-hexachloro-6,7-epoxy-1,4,4a,5,6,7,8,
8a-octahydro-exo-1,4-exo0-5,8-dimethanonaphthalene) (CAS 72-
20-8)

14. Toxaphene (CAS 8001-35-2)
15. Alpha-HCH (CAS 319-84-6)
16. Beta-HCH (CAS 319-85-7)

3. Item 1 of Part 2 of Schedule 3 to the Act is replaced by
the following:

1. 2,4,5-T and its salts and esters

4. Item 9 of Part 2 of Schedule 3 to the Act is replaced by
the following:

O-[(4-
the molecular formula

9. Dinoseb and its salts and esters
5. Item 12 of Part 2 of Schedule 3 to the Act is repealed.

6. Items 17 and 18 of Part 2 of Schedule 3 to the Act are re-
placed by the following:

17. Pentachlorophenol and its salts and esters
18. Monocrotophos (CAS 6923-22-4)

7. Items 20 and 21 of Part 2 of Schedule 3 to the Act are re-
placed by the following:

20. Emulsifiable concentrates containing methyl parathion at or
above 19.5% and dusts containing methyl parathion at or above
1.5% (CAS 298-00-0)

21. Parathion (CAS 56-38-2)
8. Item 25 of Part 2 of Schedule 3 to the Act is repealed.

9. Part 2 of Schedule 3 to the Act is amended by adding the
following after item 28:

29. Dinitro-ortho-cresol (DNOC) and its salts (CAS 534-52-1;
CAS 2980-64-5; CAS 5787-96-2; CAS 2312-76-7)

30. Dustable powder formulations containing a combination of
benomyl at or above 7% (CAS 17804-35-2), carbofuran at or
above 10% (CAS 1563-66-2) and thiram at or above 15%
(CAS 137-26-8)

31. All tributyltin compounds, including:

(a) Tributyltin oxide (CAS 56-35-9)

(b) Tributyltin fluoride (CAS 1983-10-4)

(c) Tributyltin methacrylate (CAS 2155-70-6)
(d) Tributyltin benzoate (CAS 4342-36-3)

(e) Tributyltin chloride (CAS 1461-22-9)

(f) Tributyltin linoleate (CAS 24124-25-2)

(g) Tributyltin naphthenate (CAS 85409-17-2)

8. Bis (butylene-2)tetrahydro-2,3,4,5 furfural-2 (CAS 126-15-8)

9. Ether bis(chlorométhylique)
oxybis(chlorométhane)) dont la formule
C,H,CL,0 (CAS 542-88-1)

10. Oxyde de chlorométhyle et de méthyle dont la formule mo-
léculaire est C,H5ClO (CAS 107-30-2)

11.  (4-chlorophényle)cyclopropylméthanone,  O-[(4-nitro-
phényle)méthylJoxime dont la formule moléculaire est
C,7H,5CIN,O; (CAS 94097-88-8)

12. Chlordécone (CAS 143-50-0)

13. Endrine (exo-1,4-ex0-5,8-hexachloro-1,2,3,4,10,10
époxy-6,7  octahydro-1,4,4a,5,6,7,8,8a  diméthanonaphtalene)
(CAS 72-20-8)

14. Toxaphene (CAS 8001-35-2)
15. Alpha-HCH (CAS 319-84-6)
16. Béta-HCH (CAS 319-85-7)

3. L’article 1 de la partie 2 de I’annexe 3 de la méme loi est
remplacé par ce qui suit :

(aussi appelé
moléculaire est

1.2,4,5-T et ses sels et esters

4. L’article 9 de la partie 2 de I’annexe 3 de la méme loi est
remplacé par ce qui suit :

9. Dinosebe et ses sels et esters

5. L’article 12 de la partie 2 de I’annexe 3 de la méme loi est
abrogé.

6. Les articles 17 et 18 de la partie 2 de ’annexe 3 de la
méme loi sont remplacés par ce qui suit :

17. Pentachlorophénol et ses sels et esters

18. Monocrotophos (CAS 6923-22-4)

7. Les articles 20 et 21 de la partie 2 de I’annexe 3 de la
méme loi sont remplacés par ce qui suit :

20. Concentrés émulsifiables contenant 19,5 % ou plus de mé-
thyle parathion et poudres contenant 1,5 % ou plus de méthyle
parathion (CAS 298-00-0)

21. Parathion (CAS 56-38-2)

8. L’article 25 de la partie 2 de I’annexe 3 de la méme loi est
abrogé.

9. La partie 2 de I’annexe 3 de la méme loi est modifiée par
adjonction, apres ’article 28, de ce qui suit :

29. Dinitro-ortho-crésol (DNOC) et ses sels (CAS 534-52-1;
CAS 2980-64-5; CAS 5787-96-2; CAS 2312-76-7)

30. Préparations en poudre pulvérisable contenant un mélange
de bénomyl a une concentration supérieure ou égale a 7 %
(CAS 17804-35-2), de carbofurane a une concentration supérieure
ou égale a 10 % (CAS 1563-66-2) et de thirame a une concentra-
tion supérieure ou égale a 15 % (CAS 137-26-8)

31. Les composés du tributylétain, notamment :

a) I’oxyde de tributylétain (CAS 56-35-9)

b) le fluorure de tributylétain (CAS 1983-10-4)

¢) le méthacrylate de tributylétain (CAS 2155-70-6)

d) le benzoate de tributylétain (CAS 4342-36-3)

e) le chlorure de tributylétain (CAS 1461-22-9)

/) le linoléate de tributylétain (CAS 24124-25-2)

g) le naphténate de tributylétain (CAS 85409-17-2)

1935
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32. Tetraethyl lead (CAS 78-00-2)
33. Tetramethyl lead (CAS 75-74-1)

10. Items 1 to 15 of Part 3 of Schedule 3 to the Act are re-
placed by the following:

1. Chlorofluorocarbon: totally halogenated chlorofluorocarbons

that have the molecular formula C,ClF;,.,.x, Where “n” is less

than or equal to 3 and “x” is greater than or equal to 1 and less
than “2n+2” and also represents the number of atoms

2. Allyl alcohol (2-propen-1-ol) (CAS 107-18-6)
3. Carbon tetrachloride (tetrachloromethane) (CAS 56-23-5)
4. DBCP (1,2-dibromo-3-chloropropane) (CAS 96-12-8)

5. Lead arsenate, which has the molecular formula PbHAsO,,
and its basic form, which has the molecular formula
Pb,(PbOH)(AsQ,); (CAS 7784-40-9; CAS 1327-31-7)

6. Strychnine (CAS 57-24-9)

7. Bromochlorodifluoromethane that has the molecular formula
CF,BrCl (CAS 353-59-3)

8. Bromotrifluoromethane that has the molecular formula
CF;Br (CAS 75-63-8)

9. Dibromotetrafluoroethane that has the molecular formula
C,F,Br, (CAS 124-73-2)

10. Tributyltetradecylphosphonium chloride (CAS 81741-28-8)

11. Benzidine and benzidine dihydrochloride, which have the
molecular formulas C,,H,N, and C,,H,N,x2HCI, respectively
(CAS 92-87-5; CAS 531-85-1)

12. 2-Methoxyethanol, which has the molecular formula
C;3Hz0, (CAS 109-86-4)

13. Pentachlorobenzene, which has the molecular formula
C¢HCl;s (CAS 608-93-5)

14. Tetrachlorobenzenes, which have the molecular formula
C¢H,Cl, (CAS 12408-10-5; CAS 84713-12-2; CAS 634-90-2;
CAS 634-66-2; CAS 95-94-3)

15. Perfluorooctane sulfonate and its salts

16. Compounds that contain one of the following groups:
C8F17SOZ, C8F|7SO3 or C8F|7SOZN

17. Azinphos-methyl (CAS 86-50-0)
18. Phorate (CAS 298-02-2)
19. Terbufos (CAS 13071-79-9)

COMING INTO FORCE

11. This Order comes into force on the day on which it is
registered.

REGULATORY IMPACT
ANALYSIS STATEMENT

(This statement is not part of the Order.)

1. Background

The Export Control List (ECL) is a list of substances whose
exports are controlled because their use in Canada is prohibited or

1936

32. Plomb tétraéthyle (CAS 78-00-2)
33. Plomb tétraméthyle (CAS 75-74-1)

10. Les articles 1 a 15 de la partie 3 de I’annexe 3 de la
méme loi sont remplacés par ce qui suit :

1. Les chlorofluorocarbures completement halogénés dont la
formule moléculaire est C,CLF;,2x) 00 «n» est plus petit ou
égal a 3 et «x» est plus grand ou égal a 1 et plus petit que
«2n+2 », « X » représentant également le nombre d’atomes

2. Alcool allylique (2-propene-1-ol) (CAS 107-18-6)
3. Tétrachlorure de carbone (tétrachlorométhane) (CAS 56-23-5)
4. DBCP (dibromo-1,2 chloro-3 propane) (CAS 96-12-8)

5. Arséniate de plomb, dont la formule moléculaire est
PbHAsO,, et sa forme basique, dont la formule moléculaire est
Pb,(PbOH)(AsQ,); (CAS 7784-40-9; CAS 1327-31-7)

6. Strychnine (CAS 57-24-9)

7. Bromochlorodifluorométhane dont la formule moléculaire
est CF,BrCl (CAS 353-59-3)

8. Bromotrifluorométhane dont la formule moléculaire est
CF;Br (CAS 75-63-8)

9. Dibromotétrafluoroéthane dont la formule moléculaire est
C,F,Br, (CAS 124-73-2)

10. Chlorure de tributyltétradécylphosphonium (CAS 81741-
28-8)

11. Benzidine et dichlorhydrate de benzidine, dont les formules
moléculaires sont respectivement C,H,N, et C,H;;N,x2HCI
(CAS 92-87-5; CAS 531-85-1)

12. 2-Méthoxyéthanol, dont la formule moléculaire est C;HgO,
(CAS 109-86-4)

13. Pentachlorobenzeéne, dont la formule moléculaire est
C¢HCls (CAS 608-93-5)

14. Tétrachlorobenzenes, dont la formule moléculaire est
C¢H,Cl, (CAS 12408-10-5; CAS 84713-12-2; CAS 634-90-2;
CAS 634-66-2; CAS 95-94-3)

15. Sulfonate de perfluorooctane et ses sels

16. Les composés qui contiennent un des groupements suivants :
C8F17SOZ, C8F|7SO3 ou C8F17802N

17. Azinphos-méthyle (CAS 86-50-0)
18. Phorate (CAS 298-02-2)
19. Terbufos (CAS 13071-79-9)

ENTREE EN VIGUEUR

11. Le présent décret entre en vigueur a la date de son
enregistrement.

RESUME DE L’ETUDE D’IMPACT
DE LA REGLEMENTATION
(Ce résumé ne fait pas partie du Décret.)

1. Contexte

La Liste des substances d’exportation contrdlée (Liste) énu-
mere les substances dont I’exportation est contr6lée étant donné
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restricted, or because Canada has accepted to control the export
under the terms of an international agreement (for example, the
Rotterdam Convention). Section 100 of the Canadian Environ-
mental Protection Act, 1999 (CEPA 1999) provides the ministers
of the Environment and of Health with the authority to add or
delete substances from the ECL by order and these amendments
are published in the Canada Gazette.

Two regulations apply to exports of substances listed on the

ECL:

e The Export Control List Notification Regulations (ECLN
Regulations) describe the manner in which to notify the Min-
ister of exports of all substances listed in the ECL.

e The Export of Substances Under the Rotterdam Convention
Regulations (ESURC Regulations) apply to exports of sub-
stances on the ECL, destined to another Party to the Rotter-
dam Convention.! The main purpose of these Regulations is to
ensure that substances on the ECL, subject to the Prior In-
formed Consent (PIC) procedure, are not exported to Parties
to the Convention, unless the importing Party has provided
prior consent to the shipment.

e In August 2011, the Government of Canada proposed that
these two regulations be repealed and replaced by the Export
of Substances on the Export Control List Regulations. This
new instrument would merge, revise, and streamline the above
Regulations and would introduce new provisions to allow
Canada to deliver more effectively on export-related com-
mitments made under the Stockholm Convention.” These new
provisions relative to the Stockholm Convention will apply to
substances on Part 2 or Part 3 of the ECL which are also listed
in Annex A or Annex B of the Stockholm Convention.

Rotterdam Convention

The Rotterdam Convention, which entered into force in Febru-
ary 2004, establishes a list of substances (Annex III) that have
been banned or severely restricted by some Rotterdam Parties for
health and/or environmental reasons. The Convention facilitates
information exchange between Parties in which the “prior in-
formed consent” of the importing Party is required prior to export
of these substances. This Convention also requires “export notifi-
cation” through which the exporting Party is obligated to notify
and send information to the importing party when exporting a
substance subject to domestic prohibition or restriction on use.

The Stockholm Convention

The Stockholm Convention on Persistent Organic Pollutants
(POPs) is a global treaty to protect human health and the environ-
ment from highly dangerous, long-lasting chemicals by restricting
and ultimately eliminating their production, use, trade, release and

! The full title of the Convention is the Rotterdam Convention on the Prior In-
formed Consent Procedure for Certain Hazardous Chemicals and Pesticides in
International Trade.

2 The full title of the Convention is the Stockholm Convention on Persistent Or-
ganic Pollutants.

que leur utilisation est interdite ou restreinte au Canada, ou étant
donné que le Canada a accepté d’en controler 1’exportation en
vertu des modalités d’un accord international (par exemple la
Convention de Rotterdam). L’article 100 de la Loi canadienne sur
la protection de I’environnement (1999) [LCPE (1999)] confére
aux ministres de I’Environnement et de la Santé le pouvoir
d’ajouter ou de supprimer par décret des substances par rapport
a la Liste et ces modifications sont publiées dans la Gazette du
Canada.

Deux reglements s’appliquent a I’exportation de substances fi-
gurant a la Liste :

o Le Réglement sur le préavis d’exportation (substance d’ex-
portation contrdlée) décrit les modalités de préavis donné au
Ministre pour I’exportation de toutes les substances figurant a
la Liste.

o Le Reglement sur ’exportation de substances aux termes de
la Convention de Rotterdam s’applique a 1’exportation de
substances figurant sur la Liste a destination d’un autre pays
signataire de Ia Convention de Rotterdam'. Le but principal de
ce reglement est de veiller a ce que les substances figurant sur
la Liste soient assujetties a la procédure du consentement pré-
alable en connaissance de cause et ne soient pas exportées aux
parties a la Convention, 2 moins que la partie importatrice
n’ait consenti a I’avance a 1’expédition.

e En aofit 2011, le gouvernement du Canada a proposé d’abro-
ger et de remplacer ces deux reglements par le Reglement sur
l’exportation de substances figurant a la Liste des substances
d’exportation contrdlée. Ce nouvel instrument intégrerait, ré-
viserait et rationaliserait les réglements susmentionnés et in-
troduirait de nouvelles dispositions permettant au Canada de
respecter plus efficacement les engagements li€s aux exporta-
tions pris en vertu de la Convention de Stockholm?®. Ces nou-
velles dispositions liées a la Convention de Stockholm
s’appliqueront aux substances figurant aux parties 2 ou 3 de la
Liste et qui sont également présentes dans les annexes A ou B
de la Convention de Stockholm.

La Convention de Rotterdam

La Convention de Rotterdam, qui est entrée en vigueur en fé-
vrier 2004, établit une liste des substances (Annexe III) qui ont
été interdites ou strictement réglementées par certaines des parties
a la Convention de Rotterdam pour des raisons de santé ou
d’environnement. La Convention facilite 1’échange de renseigne-
ments entre les parties, dans lequel le « consentement préalable en
connaissance de cause » de la partie importatrice est requis avant
I’exportation de ces substances. La Convention requiert égale-
ment un « préavis d’exportation » par lequel la partie exportatrice
est tenue de notifier la partie importatrice et de lui transmettre de
I’information au moment de I’exportation d’une substance faisant
I’objet d’une interdiction ou d’une restriction de I’utilisation au
plan national.

La Convention de Stockholm

La Convention de Stockholm sur les polluants organiques per-
sistants est un traité mondial dont le but est de protéger la santé
humaine et I’environnement contre les produits chimiques haute-
ment dangereux et qui perdurent, en limitant et en éliminant, a

! Le titre complet de la Convention est la Convention de Rotterdam sur la procé-
dure de consentement préalable en connaissance de cause applicable a certains
produits chimiques et pesticides dangereux qui font l'objet d’'un commerce
international.

% Le titre complet de la Convention est la Convention de Stockholm sur les pol-
luants organiques persistants.
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storage. The Convention restricts exports to Parties as well as
non-Parties, allowing exports of the persistent organic pollutants
under very select circumstances. Annex A of the Convention lists
substances categorized for elimination while Annex B of the
Convention lists substances categorized for restriction.

2. Issue

Canada has committed to shared responsibility and cooperative
efforts to address the international trade of chemicals and pesti-
cides. The ECL in Schedule 3 to CEPA 1999 and the associated
regulations help Canada to meet its international obligations.’ The
Order Amending Schedule 3 to the Canadian Environmental Pro-
tection Act, 1999 (hereinafter referred to as the Order) makes
several necessary additions and modifications to the ECL. The
Order updates the ECL with new substances and groups of sub-
stances recently added to Annex III of the Rotterdam Convention
and also adds new substances to the ECL that have recently been
banned or restricted in Canada under domestic controls. Some of
these substances have also recently been added to the Stockholm
Convention.

3. Objectives

The objective of the Order is to amend the ECL to ensure Can-
ada’s continued compliance with its international obligations
under the Rotterdam Convention and to support the implementa-
tion of the Stockholm Convention. Further modifications will
provide greater clarity and reference for exporters.

Under a separate regulatory track, Environment Canada plans
to revise the existing regulations which control exports of ECL
substances to include provisions relating to the Stockholm Con-
vention. This would ensure that exports of substances subject to
the Stockholm Convention are appropriately controlled.

4. Description

The Order makes several additions and modifications to the
Export Control List. Substances listed to the ECL are grouped in
three parts:

e Part 1 includes substances whose use is prohibited in Canada.
Under the authority of CEPA 1999, these substances can only
be exported under very limited circumstances (such as for
destruction).

e Part 2 includes substances for which notification or consent
for export is required pursuant to an international agreement.
These substances are subject to the Prior Informed Consent
(PIC) procedure of the Rotterdam Convention, which is an
international convention promoting shared responsibility and
cooperative efforts amongst Parties in the international trade
of certain hazardous chemicals.

3 The Export Control List Notification Regulations and the Export of Substances
Under the Rotterdam Convention Regulations.

1938

terme, leur production, leur utilisation, leur commercialisation,
leurs rejets et leur entreposage. La Convention impose des restric-
tions séveres aux exportations a destination des pays signataires
comme non signataires qui ne permettent 1’exportation de pol-
luants organiques que dans des circonstances tres particulieres.
L’annexe A de la Convention présente les substances classées aux
fins d’élimination alors que 1’annexe B de la Convention énumere
les substances classées aux fins de restriction.

2. Enjeux/problemes

Le Canada a pris un engagement de responsabilité partagée et
de coopération dans le dossier du commerce international des
produits chimiques et des pesticides. La Liste dans I’annexe 3 de
la Loi canadienne sur la protection de I’environnement (1999) et
les reglements associés aident le Canada a répondre a ses obliga-
tions internationales®. Le Décret modifiant ’annexe 3 de la Loi
canadienne sur la protection de I’environnement (1999) [ci-apres
appelé « Décret »] effectue plusieurs ajouts et modifications
nécessaires a la Liste. Le Décret met a jour la Liste avec de nou-
velles substances et de nouveaux groupes de substances qui ont
récemment été ajoutés a I’annexe III de la Convention de Rotter-
dam. Il ajoute également de nouvelles substances a la Liste qui
ont récemment été interdites ou restreintes au Canada en vertu de
mesures de contrdles nationales. Certaines de ces substances ont
aussi été récemment ajoutées a la Convention de Stockholm.

3. Objectifs

L’objectif de ce décret est de modifier la Liste pour garantir
que le Canada continue a s’acquitter de ses obligations internatio-
nales en vertu de la Convention de Rotterdam et pour appuyer la
mise en ceuvre de la Convention de Stockholm. D’autres modifi-
cations offriront une meilleure compréhension et une meilleure
référence aux exportateurs.

Suivant une voie réglementaire distincte, Environnement Ca-
nada envisage de réviser les réglements existants qui controlent
les exportations des substances figurant a la Liste afin d’inclure
des dispositions relatives a la Convention de Stockholm. Cela
permettrait de veiller a ce que les exportations de substances assu-
jetties a la Convention de Stockholm soient convenablement
controlées.

4. Description

Le Décret apporte plusieurs ajouts et modifications a la Liste
des substances d’exportation contrdlée. Les substances figurant a
la Liste sont regroupées en trois parties :

e La partie 1 comprend les substances dont 1'utilisation est in-
terdite au Canada. En vertu de la Loi canadienne sur la pro-
tection de I’environnement (1999), ces substances ne peuvent
étre exportées que dans des circonstances trés particulieres
(par exemple en vue de leur destruction).

e La partie 2 comprend les substances pour lesquelles un pré-
avis ou consentement d’exportation est requis en vertu d’un
accord international. Ces substances sont assujetties a la pro-
cédure du consentement préalable en connaissance de cause
de la Convention de Rotterdam, qui est une convention inter-
nationale faisant la promotion de la responsabilité partagée et

3 Reglement sur le préavis d’exportation (substances d’exportation contrélée) et
Reéglement sur ’exportation de substances aux termes de la Convention de
Rotterdam.
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e Part 3 includes substances whose use is restricted in Canada.
An example of these substances is tributyltetradecylphospho-
nium chloride. These substances can be exported subject to
the Minister being notified in advance.

The Order adds the following five substances to Part 1 of the
ECL. The use of these substances is prohibited in Canada:

e Chlordecone (Chemical Abstracts Service [CAS] registry
number* 143-50-0);

e Endrin (1,2,3,4,10,10-hexachloro-6,7-epoxy-1,4,4a,5,6,7,8,
8a-octahydro-exo-1,4-exo0-5,8-dimethanonaphthalene)
[CAS 72-20-8];

e Toxaphene (CAS 8001-35-2);

e Alpha-HCH (CAS 319-84-6); and

e Beta-HCH (CAS 319-85-7).

The current listings for endrin (Part 3, item 7), toxaphene
(Part 2, item 25), and the HCH isomers (Part 2, item 12) are re-
pealed from Part 3 and Part 2 respectively upon their addition to
Part 1 of the ECL. All of these substances are listed in Annex A
of the Stockholm Convention.

The Order adds the following three groups of substances,
which have been added to Annex III to the Rotterdam Conven-
tion, to Part 2 of the ECL:

e Dinitro-ortho-cresol (DNOC) and its salts (CAS 534-52-1;
CAS 2980-64-5; CAS 5787-96-2; CAS 2312-76-7);

e Dustable powder formulations containing a combination of
benomyl at or above 7% (CAS 17804-35-2), carbofuran at or
above 10% (CAS 1563-66-2) and thiram at or above 15%
(CAS 137-26-8); and

e All tributyltin compounds, including

1. Tributyltin oxide (CAS 56-35-9);

2. Tributyltin fluoride (CAS 1983-10-4);

3. Tributyltin methacrylate (CAS 2155-70-6);
4. Tributyltin benzoate (CAS 4342-36-3);

5. Tributyltin chloride (CAS 1461-22-9);

6. Tributyltin linoleate (CAS 24124-25-2); and
7. Tributyltin naphthenate (CAS 85409-17-2).

Two substances are added to Part 2 of the ECL and therefore
deleted from Part 3 because of a recent amendment to Annex III
to the Rotterdam Convention:

e Tetraethyl lead (CAS 78-00-2); and
e Tetramethyl lead (CAS 75-74-1).

The Order adds nine substances or groups of substances to
Part 3 of the ECL. These substances qualify for addition to Part 3
because there are controls placed on them in Canada which re-
strict their use:

e Benzidine and benzidine dihydrochloride, which have the
molecular formulas C,H;;N, and C,,H,N,x2HCI, respec-
tively (CAS 92-87-5; CAS 531-85-1);

4 CAS RN: Chemical Abstracts Service registry number. Registry numbers are
unique numerical identifiers of the Chemical Abstracts Service, property of the
American Chemical Society.

des efforts de coopération entre les parties en ce qui a trait
au commerce international de certains produits chimiques
dangereux.

e La partie 3 comprend les substances dont I’utilisation est res-
treinte au Canada. Un exemple de ces substances est le chlo-
rure de tributyltétradécylphosphonium. Ces substances peu-
vent étre exportées s’il est donné au Ministre un préavis
d’exportation.

Le Décret ajoute les cinq substances suivantes a la partie 1 de
la LSEC. L utilisation de ces substances est interdite au Canada :
e Chlordécone (Numéro de registre Chemical Abstract Services

[CAS]* 143-50-0);

e Endrine (exo-1,4-ex0-5,8-hexachloro-1,2,3,4,10,10 époxy-6,7
octahydro-1,4,4a,5,6,7,8,8a diméthanonaphtalene) [CAS 72-
20-8];

e Toxaphene (CAS 8001-35-2);

e Alpha-HCH (CAS 319-84-6);

e Béta-HCH (CAS 319-85-7).

Les inscriptions actuelles pour I’endrine (partie 3, article 7), le
toxaphene (partie 2, article 25) et les isomeres HCH (partie 2,
article 12) sont abrogées de la partie 3 et de la partie 2 respecti-

vement et ajoutées a la partie 1 de la Liste. Toutes ces substances
sont inscrites dans 1’annexe A de la Convention de Stockholm.

Le Décret ajoute les trois groupes de substances suivants, qui
ont été ajoutés a 1’annexe III de la Convention de Rotterdam, a la
partie 2 de la LSEC :

e Dinitro-o-crésol (DNOC; CAS 534-52-1) et ses
(CAS 2980-64-5; CAS 5787-96-2; CAS 2312-76-7);

e Préparations en poudre pulvérisable contenant un mélange de
bénomyl (CAS 17804-35-2) a une concentration supérieure ou
égale a 7 %, de carbofurane (CAS 1563-66-2) a une concen-
tration supérieure ou égale a 10 % et de thirame (CAS 137-26-
8) a une concentration supérieure ou égale a 15 %;

e Les composés du tributylétain, notamment :
1. ’oxyde de tributylétain (CAS 56-35-9);
2. le fluorure de tributylétain (CAS 1983-10-4);
3. le méthacrylate de tributylétain (CAS 2155-70-6);
4. le benzoate de tributylétain (CAS 4342-36-3);
5. le chlorure de tributylétain (CAS 1461-22-9);
6. le linoléate de tributylétain (CAS 24124-25-2);
7. le naphténate de tributylétain (CAS 85409-17-2).

sels

Deux substances sont ajoutées a la partie 2 de la Liste et sont
par conséquent supprimées de la partie 3 en raison d’une modifi-
cation récente apportée a 1’annexe III de la Convention de
Rotterdam :

e Plomb tétraéthyle (CAS 78-00-2);
e Plomb tétraméthyle (CAS 75-74-1).

Le Décret ajoute neuf substances ou groupes de substances a la
partie 3 de la Liste. Ces substances sont admissibles a 1’ajout a la
partie 3, car elles sont soumises a des controles au Canada qui
restreignent leur utilisation :

e Benzidine et dichlorohydrate de benzidine, dont les formules
moléculaires sont respectivement C,H,N, et C;,H,N,x2HCI
(CAS 92-87-5; CAS 531-85-1);

4 N° CAS : numéro de registre du Chemical Abstracts Service. Les numéros de
registre du Chemical Abstracts Service, propriété de I’ American Chemical Socie-
ty, sont des identificateurs numériques uniques.
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e 2-Methoxyethanol, which has the molecular formula C;H;0,
(CAS 109-86-4);

e Pentachlorobenzene, which has the molecular formula C4HCl,
(CAS 608-93-5);

e Tetrachlorobenzenes, which have the molecular formula
C¢H,Cl, (CAS 12408-10-5; CAS 84713-12-2; CAS 634-90-2;
CAS 634-66-2; CAS 95-94-3);

e Perfluorooctane sulfonate (PFOS) and its salts;®

e Compounds that contain one of the following groups:
C8F|7502, C8F17SO3 or C8F17802N;

e Azinphos-methyl (CAS 86-50-0);

e Phorate (CAS 298-02-2); and

e Terbufos (CAS 13071-79-9).

Aside from additions, the Order modifies the ECL to ensure
CAS registry numbers appear in the descriptions of all substances
listed in all parts of the ECL (where applicable). CAS registry
numbers are unique numerical identifiers and their inclusion
within substance descriptions will provide exporters with an addi-
tional means of identifying substances.

Finally, the Order amends the descriptions of certain sub-
stances currently listed in Part 2 of the ECL. The changes har-
monize the descriptions of these substances with those listed in
Annex IIT of the Rotterdam Convention. Specifically, the Order
does the following:

e Replace “2,4,5-T (CAS 93-76-5)” (item 1) with “2,4,5-T and
its salts and esters”;

e Replace “Dinoseb and dinoseb salts (CAS 88-85-7)” (item 9)
with “Dinoseb and its salts and esters”;

e Replace “Pentachlorophenol (CAS 87-86-5) (item 17) with
“Pentachlorophenol and its salts and esters”;

e Replace “Monocrotophos (Soluble liquid formulations of the
substance that exceed 600 g active ingredient/L) (CAS 6923-
22-4)” (item 18) with “Monocrotophos (CAS 6923-22-4);

e Replace “Methyl-parathion (emulsifiable concentrates (EC)
with 19.5%, 40%, 50%, 60% active ingredient and dusts con-
taining 1.5%, 2% and 3 % active ingredient) (CAS 298-00-0)”
(item 20) with “Emulsifiable concentrates containing methyl
parathion at or above 19.5% and dusts containing methyl para-
thion at or above 1.5% (CAS 298-00-0)”; and

e Replace “Parathion (all formulations — aerosols, dustable
powder (DP), emulsifiable concentrate (EC), granules (GR)
and wettable powders (WP) — of this substance are included,
except capsule suspensions (CS)) (CAS 56-38-2)” (item 21)
with “Parathion (CAS 56-38-2).”

5. Consultation

Consultations after the publication of the proposed Order in the

e 2-Méthoxyéthanol, dont la formule moléculaire est C3HgzO,
(CAS 109-86-4);

e Pentachlorobenzeéne, dont la formule moléculaire est CqHCls
(CAS 608-93-5)°;

e Tétrachlorobenzenes, dont la formule moléculaire est CeH,Cly
(CAS 12408-10-5, CAS 84713-12-2, CAS 634-90-2,
CAS 634-66-2 et CAS 95-94-3);

e Sulfonate de perfluorooctane (SPFO) et ses sels®;

e les composés contenant I’un des groupes suivants : CgF;SO,,
C8F|7SO3 ou C8F17SOZN;

e Azinphos-méthyl (CAS 86-50-0);

e Phorate (CAS 298-02-2);

e Terbufos (CAS 13071-79-9).

Outre les ajouts, le Décret permet de modifier la Liste pour ga-
rantir que les numéros CAS figurent dans les descriptions de tou-
tes les substances répertoriées dans toutes les parties de la Liste
(le cas échéant). Les numéros de registre CAS sont des identifica-
teurs numériques uniques et leur inclusion dans les descriptions
des substances fournira aux exportateurs un moyen supplémen-
taire de déterminer les substances.

Enfin, le Décret modifie la description de certaines substances
figurant actuellement a la partie 2 de la Liste. Les modifications
apportées aux descriptions permettent de les harmoniser avec
celles apparaissant a 1’annexe III de la Convention de Rotterdam.
Plus précisément, le Décret apporte les modifications suivantes :

e Remplacer « 2,4,5-T (CAS 93-76-5) » (article 1) par « 2,4,5-T
et ses sels et esters »;

e Remplacer « Dinosebe et sels de dinosebe (CAS 88-85-7) »
(article 9) par « Dinosebe et ses sels et esters »;

e Remplacer « Pentachlorophénol (CAS 87-86-5) » (article 17)
par « Pentachlorophénol et ses sels et esters »;

e Remplacer « Monocrotophos (formulations liquides solubles
de la substance qui contiennent plus de 600 g de principe actif
par litre) (CAS 6923-22-4) » (article 18) par « Monocrotophos
(CAS 6923-22-4) »;

e Remplacer « Méthyle parathion (certaines formulations de
concentrés de méthyle parathion émulsifiables comprenant
19,5 %, 40 %, 50 % et 60 % de principe actif et poussieres
contenant 1,5 %, 2 % et 3 % de principe actif) (CAS 298-00-
0) » (article 20) par « Concentrés émulsifiables contenant
19,5 % ou plus de méthyle parathion et poudres contenant
1,5 % ou plus de méthyle parathion (CAS 298-00-0) »;

e Remplacer « Parathion (toutes les préparations — aérosols,
poudres, concentrés émulsifiables, granulés et poudres tensio-
actives a 1’exception des suspensions en capsules) (CAS 56-
38-2) » (article 21) par « Parathion (CAS 56-38-2) ».

5. Consultation

Consultations apres la publication du projet de décret dans la

Canada Gazette, Part 1

A 75-day consultation was conducted through publication in
the Canada Gazette, Part 1, from July 30, 2011, through Octo-
ber 13, 2011. Identified stakeholders with known activities relat-
ing to the substances were targeted with direct mailings for this

5> Pentachlorobenzene is listed in Annex A of the Stockholm Convention.
® Perfluorooctane sulfonate, its salts and perfluorooctane sulfonyl fluoride (con-
tains the group CgF7S0,) are listed in Annex B of the Stockholm Convention.
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Partie I de la Gazette du Canada

Une période de consultation de 75 jours s’est déroulée par
I’intermédiaire d’une publication dans la Partie I de la Gazette du
Canada du 30 juillet 2011 au 13 octobre 2011. Les intervenants
désignés ayant des activités connues relativement aux substances

5> Le pentachlorobenzéne figure a I’annexe A de la Convention de Stockholm.

® Le sulfonate de perfluorooctane et ses sels et le fluorure de soufre perfluorooc-
tane (contient le groupe CgF;7SO») figurent a I’annexe B de la Convention de
Stockholm.
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consultation to inform them and provide them with the opportu-
nity to comment. Comments were received during the Part I com-
ment period from an environmental non-governmental organiza-
tion. One comment recommended that some of the substances
added by this Order, which are also listed to the Stockholm Con-
vention, be listed on Part 1 of the ECL where greater restrictions
would apply to their export. Another comment recommended the
possible addition of other substances to the ECL.

Environment Canada’s response is that the addition of sub-
stances on the ECL is prescribed by section 100 of CEPA 1999
on the basis of domestic controls and the international conven-
tions which pertain to these substances. The concern with respect
to the placement of certain substances on the ECL is addressed by
the proposed Export of Substances on the Export Control List
Regulations. These proposed Regulations would ensure appropri-
ate restrictions apply to the export of these substances in accord-
ance with Canada’s obligations under the Stockholm Convention.

6. Rationale

The addition of these substances to the ECL is an effective
means of ensuring Canada’s continued compliance with its inter-
national obligations under the Rotterdam Convention, and to sup-
port implementation of the Stockholm Convention. To ensure a
controlled substance is exported in accordance with Canada’s
obligations, it must be listed to the ECL. There is no other exist-
ing option for compliance.

Consultations with stakeholders did not identify any concerns
about the additions of these substances to the ECL or about the
associated export obligations. There are currently no known ex-
ports of these substances as many of them are already prohibited
or restricted in Canada. Consequently, the small business lens was
not applied as the expected impacts of the Order do not meet the
threshold requirements in terms of additional administrative or
compliance burden. Also, the “One-for-One” Rule does not apply
as the Order is not expected to result in any incremental adminis-
trative burden on business. The impacts of the Order are esti-
mated to be small in magnitude and are discussed qualitatively
below.

Industry

Substances on the ECL are subject to domestic regulations con-
trolling their export. However, there are no known exports from
Canada of the 15 substances or groups of substances being listed
to the ECL by this Order. Administrative costs for export permit
applications and export notifications are estimated to be zero in
the absence of exports of these controlled substances.

Competitiveness

The Order is not expected to decrease competitiveness for any
regulatee or sector. While there are currently no known exports of
these listed substances, exports could occur subject to the re-
quirements of the applicable regulations. In fact, the Order may
improve the competitiveness of regulatees using safe alternatives
by confirming Canada’s adherence to its international agreements
regarding the international trade of toxic substances.

visées ont été ciblés par des envois par courriel pour la période de
consultation afin de les informer et pour leur donner la possibilité
de faire des commentaires. Des commentaires ont été recus d’une
organisation non gouvernementale de I’environnement a la suite
de la consultation dans la Partie I de la Gazette du Canada. Un
commentaire recommandait que certaines substances ajoutées par
ce décret et qui sont aussi inscrites a la Convention de Stockholm
soient ajoutées a la partie 1 de la Liste, ou de plus grandes restric-
tions s’appliqueraient a leur exportation. Un autre commentaire
recommandait la possibilité d’ajouter d’autres substances a la
Liste.

La réponse d’Environnement Canada est que I’article 100 de la
LCPE (1999) prescrit 1’ajout de substances a la Liste et que les
ajouts sont basés sur les contrdles domestiques et les conventions
internationales qui traitent de ces substances. L’inquiétude
concernant la partie sous laquelle se retrouvent certaines substan-
ces sur la Liste est prise en compte dans le projet de Reéglement
sur ’exportation de substances figurant a la Liste de substances
d’exportation controlée. Celui-ci assure que des restrictions ap-
propriées s’appliquent a I’exportation de ces substances en accord
avec les obligations du Canada sous la Convention de Stockholm.

6. Justification

L’ajout de ces substances a la Liste est un moyen efficace pour
garantir que le Canada continue a s’acquitter de ses obligations
internationales en vertu de la Convention de Rotterdam et pour
appuyer la mise en ceuvre de la Convention de Stockholm. Pour
garantir qu’une substance controlée est exportée conformément
aux obligations du Canada, elle doit figurer sur la Liste. Il
n’existe aucune autre option de conformité.

Les consultations avec les intervenants n’ont pas déterminé de
préoccupations concernant les ajouts de ces substances a la Liste
ou sur les obligations d’exportation associées. Il n’y a actuelle-
ment aucune exportation connue de ces substances, puisque bon
nombre d’entre elles sont déja interdites ou restreintes au Canada.
En conséquence, la lentille des petites entreprises n’a pas été ap-
pliquée, car les répercussions prévues du Décret ne répondent pas
aux exigences de seuil en termes de fardeau administratif ou de
conformité supplémentaire. Par ailleurs, la régle du «un pour
un » ne s’applique pas, car le Décret ne devrait pas entrainer de
fardeau administratif supplémentaire sur les entreprises. Selon les
estimations, les répercussions du Décret devraient étre de faible
ampleur et sont abordées selon des criteres qualitatifs ci-dessous.

Industrie

Les substances figurant sur la Liste sont soumises a la régle-
mentation nationale contrdlant leur exportation. Toutefois, il n’y a
aucune exportation connue depuis le Canada des 15 substances ou
groupes de substances inscrits sur la Liste par ce décret. En
I’absence d’exportations de ces substances controlées, les cofits
administratifs pour les demandes de permis d’exportation et les
préavis d’exportation sont estimés a zéro.

Compétitivité

Le Décret ne devrait diminuer la compétitivité d’aucune entité
réglementée ni d’aucun secteur. Méme si 1’on ne connait pas ac-
tuellement d’exportations de ces substances inscrites, ces exporta-
tions pourraient se produire, sous réserve des exigences des re-
glements applicables. En fait, le Décret pourrait contribuer a amé-
liorer la position concurrentielle des entités réglementées faisant
appel a des solutions de rechange sécuritaires en confirmant le

respect par le Canada de ses accords internationaux concernant le
commerce international des substances toxiques.
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Government

The cost to Government of the Order is negligible. Additional
resources to administer and enforce the regulations which are
linked to the ECL are not expected as a result of the Order. Ad-
ministrative costs for export permit application and processing of
export notifications are estimated to be zero in the absence of
exports of these controlled substances.

Canadians

The Order will benefit Canadians by allowing Canada to re-
main in good standing with its international export commitments
under the Rotterdam Convention. Canada’s participation in this
international convention provides benefits to Canadians by ensur-
ing that substances in international trade are used in an environ-
mentally sound manner which reduces damage to the global and
domestic environment and ecosystems.

7. Contacts

Bernard Madé

Director

Chemical Production Division
Environment Canada

200 Sacré-Coeur Boulevard, 3rd Floor
Gatineau, Quebec

K1A OH3

Telephone: 819-994-4404

Fax: 819-994-5030

Email: Bernard.Made @ec.gc.ca

Brenda Tang

Acting Director

Regulatory Analysis and Valuation Division
Environment Canada

10 Wellington Street, 25th Floor

Gatineau, Quebec

K1A OH3

Telephone: 819-997-5755

Fax: 819-953-3241

Email: Brenda.Tang@ec.gc.ca

Gouvernement

Le cofit pour le gouvernement du Décret est négligeable. On ne
prévoit pas que des ressources supplémentaires soient nécessaires
pour gérer et appliquer les réglements qui sont associés a la Liste
dans le cadre du Décret. En 1’absence d’exportations de ces sub-
stances contr6lées, les colits administratifs pour le traitement des
demandes de permis d’exportation et des préavis d’exportation
sont estimés a zéro.

Canadiens

Le Décret présentera un avantage pour les Canadiens en faisant
en sorte que le Canada reste en régle avec ses engagements inter-
nationaux en matiere d’exportation en vertu de la Convention de
Rotterdam. La participation du Canada a cette convention interna-
tionale est avantageuse pour les Canadiens puisqu’elle permet de
veiller a ce que les substances faisant I’objet du commerce inter-
national soient utilisées selon des pratiques respectueuses de I’en-
vironnement, ce qui réduit les dommages causés a 1’environ-
nement et aux écosystemes a 1’échelle mondiale et nationale.

7. Personnes-ressources

Bernard Madé

Directeur

Division de la production des produits chimiques
Environnement Canada

200, boulevard Sacré-Cceur, 3° étage

Gatineau (Québec)

KI1A OH3

Téléphone : 8§19-994-4404

Télécopieur : 819-994-5030

Courriel : Bernard.Made @ec.gc.ca

Brenda Tang

Directrice intérimaire

Division de I’analyse réglementaire et du choix d’instrument
Environnement Canada

10, rue Wellington, 25° étage

Gatineau (Québec)

K1A OH3

Téléphone : §19-997-5755

Télécopieur : §819-953-3241

Courriel : Brenda.Tang@ec.gc.ca

Published by the Queen’s Printer for Canada, 2012
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Registration
SOR/2012-165 August 29, 2012

BROADCASTING ACT

Regulations Amending the Broadcasting
Distribution Regulations

Whereas, pursuant to subsection 10(3) of the Broadcasting
Act®, a copy of the proposed Regulations Amending the Broad-
casting Distribution Regulations, substantially in the annexed
form, was published in the Canada Gazette, Part 1, on July 28,
2012, and a reasonable opportunity was given to licensees and
other interested persons to make representations to the Canadian
Radio-television and Telecommunications Commission with re-
spect to the proposed Regulations;

Therefore, the Canadian Radio-television and Telecommunica-
tions Commission, pursuant to subsection 10(1) of the Broadcast-
ing Act', makes the annexed Regulations Amending the Broad-
casting Distribution Regulations.

Gatineau, Quebec, August 28, 2012

JOHN TRAVERSY

Secretary General
Canadian Radio-television and
Telecommunications Commission

REGULATIONS AMENDING THE BROADCASTING
DISTRIBUTION REGULATIONS

AMENDMENTS

1. Section 35 of the Broadcasting Distribution Regulations’ is
replaced by the following:

35. (1) Except as otherwise provided under a condition of its li-
cence, a licensee shall make a contribution to Canadian program-
ming — specifically, to the Local Programming Improvement
Fund — based on a percentage of its gross revenues derived from
broadcasting activities in the broadcast year, as follows:

(a) 1.0% for the broadcast year beginning on September 1,

2012; and

(b) 0.5% for the broadcast year beginning on September 1,

2013.

(2) No contributions are required under subsection (1) for any
broadcast year after August 31, 2014.

2. Section 37 of the Regulations is renumbered as subsec-
tion 37(1) and is amended by adding the following:

(2) Despite subsection (1), if, as a result of the calculations per-
formed under subsection 36(1), the contribution made by a licen-
see under paragraph 35(1)(b) is greater than the amount required
to be contributed under that provision, the licensee is entitled to a
refund of the excess.

*8.C.1991,¢c. 11
! SOR/97-555

Enregistrement
DORS/2012-165 Le 29 aotit 2012

LOI SUR LA RADIODIFFUSION

Reéglement modifiant le Reglement sur la
distribution de radiodiffusion

Attendu que, conformément au paragraphe 10(3) de la Loi sur
la radiodiffusion®, le projet de réglement intitulé Reglement modi-
fiant le Reglement sur la distribution de radiodiffusion, conforme
en substance au texte ci-apres, a été publié dans la Gazette du
Canada Partie 1 le 28 juillet 2012 et que les titulaires de licences
et autres intéressés ont ainsi eu la possibilité de présenter leurs
observations a cet égard au Conseil de la radiodiffusion et des
télécommunications canadiennes,

A ces causes, en vertu du paragraphe 10(1) de la Loi sur la ra-
diodiffusion®, le Conseil de la radiodiffusion et des télécom-
munications canadiennes prend le Reglement modifiant le Regle-
ment sur la distribution de radiodiffusion, ci-apres.

Gatineau (Québec) le 28 aoiit 2012

Le secrétaire général
du Conseil de la radiodiffusion
et des télécommunications canadiennes

JOHN TRAVERSY

REGLEMENT MODIFIANT LE REGLEMENT SUR LA
DISTRIBUTION DE RADIODIFFUSION

MODIFICATIONS

1. L’article 35 du Reglement sur la distribution de radiodif-
fusion' est remplacé par ce qui suit :

35. (1) Sous réserve des conditions de sa licence, le titulaire
verse a la programmation canadienne — plus particulierement au
Fonds pour I’amélioration de la programmation locale — une
contribution égale au pourcentage ci-apres des recettes brutes
provenant de ses activités de radiodiffusion au cours de 1’année
de radiodiffusion :

a) 1,0 % des recettes pour ’année de radiodiffusion commen-
cant le 17 septembre 2012;
b) 0,5 % des recettes pour I’année de radiodiffusion commen-
cant le 1% septembre 2013.

(2) Aucune contribution n’est exigible en application du para-
graphe (1) a ’égard de toute année de radiodiffusion postérieure
au 31 aofit 2014.

2. L’article 37 du méme reglement devient le paragra-
phe 37(1) et est modifié par adjonction de ce qui suit :

(2) Toutefois, si la contribution d’un titulaire versée au Fonds
pour I’amélioration de la programmation locale en application de
I’alinéa 35(1)b), calculée selon le paragraphe 36(1), est supérieure
a la contribution exigible au titre de cet alinéa, le titulaire a droit a
un remboursement égal au montant excédentaire.

@ L.C. 1991, ch. 11
! DORS/97-555
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3. (1) Paragraph 52(c) of the Regulations is replaced by the
following:

(c) to the Local Programming Improvement Fund,
(i) a contribution of 1.0% of gross revenues for the broadcast
year beginning on September 1, 2012, and
(ii) a contribution of 0.5% of gross revenues for the broad-
cast year beginning on September 1, 2013.

(2) Section 52 of the Regulations is renumbered as subsec-
tion 52(1) and is amended by adding the following:

(2) No contributions are required under paragraph (1)(c) for
any broadcast year after August 31, 2014.

4. Section 54 of the Regulations is renumbered as subsec-
tion 54(1) and is amended by adding the following:

(2) Despite subsection (1), if, as a result of the calculations
performed under subsection 53(1), the contribution made by a
licensee under subparagraph 52(c)(ii) is greater than the amount
required to be contributed under that provision, the licensee is
entitled to a refund of the excess.

COMING INTO FORCE

5. These Regulations come into force on September 1, 2012.

EXPLANATORY NOTE

(This note is not part of the Regulations.)

The purpose of these amendments is to reduce the percentage
of gross revenues derived from broadcasting activities in the
broadcast year that licensed terrestrial and direct-to-home broad-
casting distribution undertakings are required to contribute to the
Local Programming Improvement Fund. The contribution rate is
being reduced incrementally over the next two broadcast years
with no new contributions required beyond August 31, 2014. The
licensees will nonetheless remain obligated to contribute any bal-
ance owing from previous broadcast years by December 31, 2014.

3. (1) L’alinéa 52¢) du méme réglement est remplacé par ce
qui suit :
¢) au Fonds pour I’amélioration de la programmation locale :
(1) 1,0 % des recettes pour I’année de radiodiffusion com-
mencant le 1 septembre 2012,

(i1) 0,5 % des recettes pour 1’année de radiodiffusion com-
mencant le 1 septembre 2013.

(2) L’article 52 du méme reglement devient le paragra-
phe 52(1) et est modifié par adjonction de ce qui suit :

(2) Aucune contribution n’est exigible en application de
I’alinéa (1)c) a 1’égard de toute année de radiodiffusion posté-
rieure au 31 aodt 2014.

4. L’article 54 du méme reglement devient le paragra-
phe 54(1) et est modifié par adjonction de ce qui suit :

(2) Toutefois, si la contribution d’un titulaire versée au Fonds
pour I’amélioration de la programmation locale en application du
sous-alinéa 52¢)(ii), calculée selon le paragraphe 53(1), est supé-
rieure a la contribution exigible au titre de ce sous-alinéa, le titu-
laire a droit a2 un remboursement égal au montant excédentaire.

ENTREE EN VIGUEUR

5. Le présent reglement entre en vigueur le 1° septembre
2012.

NOTE EXPLICATIVE

(Cette note ne fait pas partie du Reglement.)

Le but de cette modification est de réduire le pourcentage des
recettes brutes provenant des activités de radiodiffusion au cours
de I'année de radiodiffusion que les entreprises de distribution
terrestres et les entreprises de distribution par satellite de radiodif-
fusion directe doivent verser au Fonds pour 1’amélioration de la
programmation locale. Le taux de la contribution sera graduelle-
ment réduit au cours des deux prochaines années de radiodiffu-
sion sans exigence d’une nouvelle contribution au-dela du 31 aofit
2014. Les titulaires resteront cependant responsables de verser les
contributions impayées, encourues dans les années de radiodiffu-
sion antérieures, au plus tard le 31 décembre 2014.

Published by the Queen’s Printer for Canada, 2012
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Registration
SOR/2012-166  August 29, 2012

SPECIAL ECONOMIC MEASURES ACT

Regulations Amending the Special Economic
Measures (Syria) Regulations

P.C.2012-1051 August 29, 2012

Whereas the Governor in Council is of the opinion that the
situation in Syria constitutes a grave breach of international peace
and security that has resulted or is likely to result in a serious
international crisis;

Therefore, His Excellency the Governor General in Council, on
the recommendation of the Minister of Foreign Affairs, pursuant
to subsections 4(1) to (3) of the Special Economic Measures Act’,
makes the annexed Regulations Amending the Special Economic
Measures (Syria) Regulations.

REGULATIONS AMENDING THE SPECIAL ECONOMIC
MEASURES (SYRIA) REGULATIONS

AMENDMENTS

1. Part 1 of Schedule 1 to the Special Economic Measures
(Syria) Regulations" is amended by adding the following after
item 46:

47. Drex Technologies S.A.
48. Cotton Marketing Organization
49. Syrian Arab Airlines (also known as Syrian Air)

2. Part 2 of Schedule 1 to the Regulations is amended by
adding the following after item 133:

134. Sha’afiq Masa (Brigadier)
135. Burhan Qadour (Brigadier)
136. Salah Hamad (Brigadier)

137. Muhammad Khallouf (Brigadier) (also known as
Abou Ezzat)

138. Riad Al-Ahmed (Major General)
139. Abdul Salam Fajr Mahmoud (Brigadier)
140. Jawdat al-Ahmed (Brigadier)
141. Qusay Mihoub (Colonel)

142. Suhail Al-Abdullah (Colonel)
143. Khudr Khudr (Brigadier)

144. Ibrahim Ma’ala (Brigadier)

145. Firas Al-Hamed (Brigadier)

146. Hussam Luqa (Brigadier)

147. Taha Taha (Brigadier)

148. Nasr al-Ali (Brigadier)

149. Bassel Bilal

150. Ahmad Kafan

*8.C.1992,¢.17
' SOR/2011-114

Enregistrement
DORS/2012-166 Le 29 aotit 2012

LOI SUR LES MESURES ECONOMIQUES SPECIALES

Réglement modifiant le Reglement sur les mesures
économiques spéciales visant la Syrie

C.P.2012-1051 Le 29 aolit 2012

Attendu que le gouverneur en conseil juge que la situation en
Syrie constitue une rupture sérieuse de la paix et de la sécurité
internationales et est susceptible d’entrainer ou a entrainé une
grave crise internationale,

A ces causes, sur recommandation du ministre des Affaires
étrangeres et en vertu des paragraphes 4(1) a (3) de la Loi sur les
mesures économiques spéciales®, Son Excellence le Gouverneur
général en conseil prend le Reglement modifiant le Reglement sur
les mesures économiques spéciales visant la Syrie, ci-apres.

REGLEMENT MODIFIANT LE REGLEMENT
SUR LES MESURES ECONOMIQUES
SPECIALES VISANT LA SYRIE

MODIFICATIONS

1. La partie 1 de ’annexe 1 du Reglement sur les mesures
économiques spéciales visant la Syrie' est modifiée par adjonc-
tion, apres I’article 46, de ce qui suit :

47. Drex Technologies S.A.

48. Cotton Marketing Organization

49. Syrian Arab Airlines (aussi connue sous le nom de Syrian
Air)

2. La partie 2 de I’annexe 1 du méme reéglement est modi-
fiée par adjonction, apres I’article 133, de ce qui suit :
134. Sha’afiq Masa (brigadier)

135. Burhan Qadour (brigadier)
136. Salah Hamad (brigadier)

137. Muhammad Khallouf (brigadier) (aussi connu sous le nom
d’Abou Ezzat)

138. Riad Al-Ahmed (major-général)
139. Abdul Salam Fajr Mahmoud (brigadier)
140. Jawdat al-Ahmed (brigadier)
141. Qusay Mihoub (colonel)

142. Suhail Al-Abdullah (colonel)
143. Khudr Khudr (brigadier)

144. Ibrahim Ma’ala (brigadier)

145. Firas Al-Hamed (brigadier)

146. Hussam Lugqa (brigadier)

147. Taha Taha (brigadier)

148. Nasr al-Ali (brigadier)

149. Bassel Bilal

150. Ahmad Kafan

@ L.C. 1992, ch. 17
! DORS/2011-114
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151. Bassam al-Misri
152. Ahmed al-Jarroucheh

153. Michel Kassouha (also known as Ahmed Salem or Ahmed
Salem Hassan)

154. Ghassan Jaoudat Ismail (General)
155. Amer al-Achi (General)

156. Mohammed Ali Nasr (General)
157. Issam Hallaq (General)

158. Ezzedine Ismael

159. Samir Joumaa (also known as Abou Sami)
160. Ali Yunus (Major General)

161. Subhi Ahmad Al-Abdullah

162. Safwan Al-Assaf

163. Hala Mohammad Al-Nasser

164. Mohammad Abdul-Sattar Al-Sayyed
165. Yasser Al-Sibaei

166. Hazwan Al-Wazz

167. Omran Ahed Al-Zoubi

168. Radwan Habib

169. Ali Haidar

170. Bassam Hanna

171. Said Mu’zi Hneidi

172. Qadri Jamil

173. Fuad Shukri Kurdi

174. Mohammad Zafer Mihbek

175. Mohammad Yehya Moalla

176. Lubanah Mshaweh

177. Mahmoud Ibrahim Said

178. Nazira Farah Sarkis

179. Jassim Mohammad Zakarya

180. Fahd al-Freij

APPLICATION BEFORE PUBLICATION

3. For the purpose of paragraph 11(2)(a) of the Statutory
Instruments Act, these Regulations apply before they are pub-
lished in the Canada Gazette.

COMING INTO FORCE

4. These Regulations come into force on the day on which
they are registered.

REGULATORY IMPACT
ANALYSIS STATEMENT

(This statement is not part of the Regulations.)

1. Background

The Special Economic Measures (Syria) Regulations of
May 24, 2011, were enacted by Canada under the Special Eco-
nomic Measures Act (SEMA). These measures prohibited persons
in Canada and Canadians abroad from dealing in the property of
designated persons.

1946

151. Bassam al-Misri
152. Ahmed al-Jarroucheh

153. Michel Kassouha (aussi connu sous le nom d’Ahmed Salem
ou d’Ahmed Salem Hassan)

154. Ghassan Jaoudat Ismail (général)
155. Amer al-Achi (général)

156. Mohammed Ali Nasr (général)
157. Issam Hallaq (général)

158. Ezzedine Ismael

159. Samir Joumaa (aussi connu sous le nom d’Abou Sami)
160. Ali Yunus (major-général)

161. Subhi Ahmad Al-Abdullah

162. Safwan Al-Assaf

163. Hala Mohammad Al-Nasser

164. Mohammad Abdul-Sattar Al-Sayyed
165. Yasser Al-Sibaei

166. Hazwan Al-Wazz

167. Omran Ahed Al-Zoubi

168. Radwan Habib

169. Ali Haidar

170. Bassam Hanna

171. Said Mu’zi Hneidi

172. Qadri Jamil

173. Fuad Shukri Kurdi

174. Mohammad Zafer Mihbek

175. Mohammad Yehya Moalla

176. Lubanah Mshaweh

177. Mahmoud Ibrahim Said

178. Nazira Farah Sarkis

179. Jassim Mohammad Zakarya

180. Fahd al-Freij

ANTERIORITE DE LA PRISE D’EFFET

3. Pour P’application de I’alinéa 11(2)a) de la Loi sur les
textes réglementaires, le présent reglement prend effet avant
sa publication dans la Gazette du Canada.

ENTREE EN VIGUEUR

4. Le présent reglement entre en vigueur a la date de son
enregistrement.

RESUME DE L’ETUDE D’IMPACT
DE LA REGLEMENTATION

(Ce résumé ne fait pas partie du Reglement.)

1. Contexte

Le Reglement sur les mesures économiques spéciales visant la
Syrie du 24 mai 2011 a été adopté par le Canada en vertu de la
Loi sur les mesures économiques spéciales (LMES). Ces mesures
ont interdit aux personnes au Canada et aux Canadiens a
I’étranger d’effectuer des opérations portant sur les biens des per-
sonnes désignées.
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The Regulations Amending the Special Economic Measures
(Syria) Regulations of August 13, 2011, added further individuals
and entities to the list of designated persons and amended the
spelling of several names already listed.

The Regulations Amending the Special Economic Measures
(Syria) Regulations of October 4, 2011, added further individuals
and entities to the list of designated persons, prohibited any pur-
chase and transportation of petroleum products from Syria, pro-
hibited Canadians from making new investments in the Syrian
petroleum sector, and prohibited the provision of financial ser-
vices for the purpose of investing in the oil industry or facilitating
the importation of petroleum and petroleum products.

The Regulations Amending the Special Economic Measures
(Syria) Regulations of December 23, 2011, added further indi-
viduals and entities to the list of designated persons, prohibited
imports from Syria, prohibited new investment in Syria, and pro-
hibited the export to Syria of equipment, including software, for
the monitoring of telephone and Internet communications.

The Regulations Amending the Special Economic Measures
(Syria) Regulations of January 25, 2012, added further individ-
uals and entities to the list of designated persons, while providing
for new exemptions to minimize the impact on ordinary citizens.

The Regulations Amending the Special Economic Measures
(Syria) Regulations of March 5, 2012, imposed a nearly complete
ban on financial transactions with Syria and any person in Syria,
and added further individuals and entities to the list of designated
persons.

The Regulations Amending the Special Economic Measures
(Syria) Regulations of March 30, 2012, added further individuals
and entities to the list of designated persons.

The Regulations Amending the Special Economic Measures
(Syria) Regulations of May 18, 2012, prohibited the export to
Syria of luxury goods, and added three additional individuals and
three additional entities to the list of designated persons subject to
a prohibition on dealings under the Regulations.

The Regulations Amending the Special Economic Measures
(Syria) Regulations of July 6, 2012, prohibited the export, sale,
supply or shipment to Syria of any goods set out in Schedule 2 to
the Regulations, and the transfer, provision or communication of
technical data related to any of those goods. The goods to which
these prohibitions apply are goods that can be used in the manu-
facture and maintenance of items that may be used for internal
repression, as well as goods that can be used in the production of
chemical and biological weapons. The amendments also added
two entities associated with the Syrian regime to the list of desig-
nated persons subject to an assets freeze and a prohibition on
dealings under the Regulations.

2. Issue

The Regulations Amending the Special Economic Measures
(Syria) Regulations respond to the continued gravity of the situa-
tion in Syria, which in the Governor in Council’s opinion consti-
tutes a grave breach of international peace and security that has

Le Reglement modifiant le Réglement sur les mesures écono-
miques spéciales visant la Syrie du 13 aolt 2011 a ajouté les
noms d’autres individus et entités a la liste des personnes dési-
gnées, et a modifié I’orthographe de plusieurs noms qui y étaient
déja inscrits.

Le Reglement modifiant le Reglement sur les mesures écono-
miques spéciales visant la Syrie du 4 octobre 2011 a ajouté
d’autres individus et entités a la liste des personnes désignées, a
interdit tout achat et transport de produits pétroliers en prove-
nance de la Syrie, a interdit aux Canadiens de faire de nouveaux
investissements dans le secteur pétrolier syrien, et a interdit de
fournir des services financiers dans le but d’investir dans
I’industrie pétroliere ou de faciliter I’'importation du pétrole et des
produits pétroliers.

Le Reglement modifiant le Reglement sur les mesures écono-
miques spéciales visant la Syrie du 23 décembre 2011 a ajouté
d’autres individus et entités a la liste des personnes désignées, a
interdit 'importation en provenance de la Syrie, les nouveaux
investissements en Syrie, et 1’exportation vers la Syrie des équi-
pements, y compris les logiciels, pour la surveillance des commu-
nications téléphoniques et sur Internet.

Le Reéglement modifiant le Reglement sur les mesures écono-
miques spéciales visant la Syrie du 25 janvier 2012 a ajouté
d’autres individus et entités a la liste des personnes désignées tout
en prévoyant de nouvelles dérogations pour minimiser les réper-
cussions négatives sur les citoyens ordinaires.

Le Reglement modifiant le Reglement sur les mesures écono-
miques spéciales visant la Syrie du 5 mars 2012 a eu pour effet
d’imposer une interdiction presque compléte des transactions
financieres avec la Syrie et les personnes qui s’y trouvent. Elle se
traduit également par 1’ajout d’autres individus et entités a la liste
des personnes désignées.

Le Reglement modifiant le Reglement sur les mesures écono-
miques spéciales visant la Syrie du 30 mars 2012 a eu pour effet
d’ajouter d’autres personnes et entités a la liste des personnes
désignées.

Le Reéglement modifiant le Reglement sur les mesures écono-
miques spéciales visant la Syrie du 18 mai 2012 a eu pour effet
d’interdire 1’exportation de produits de luxe vers la Syrie et
d’ajouter trois autres individus ainsi que trois autres entités a la
liste des personnes désignées soumises a I’interdiction sur les
transactions en vertu du Reglement.

Le Reglement modifiant le Reglement sur les mesures écono-
miques spéciales visant la Syrie du 6 juillet 2012 a eu pour effet
d’interdire 1’exportation, la vente, la fourniture ou I’envoi a desti-
nation de la Syrie de toutes marchandises visées a I’annexe 2 du
Reglement et le transfert, la fourniture ou la communication de
données techniques relatives a ces marchandises. Les marchandi-
ses visées par ’interdiction sont celles qui peuvent étre utilisées
dans la fabrication et I’entretien des matériels susceptibles d’étre
utilisés aux fins de la répression interne, ainsi que les marchandi-
ses qui peuvent étre utilisées dans la production des armes chimi-
ques et biologiques. Les modifications au Reéglement ont ajouté
aussi deux entités associ€es au régime syrien a la liste des per-
sonnes désignées qui sont assujetties au gel des avoirs et a
I’interdiction des transactions prévus au Reglement.

2. Enjeux/probléemes

Le Reglement modifiant le Reglement sur les mesures écono-
miques spéciales visant la Syrie répond a la grave détérioration
continue de la situation en Syrie, qui, de 1’avis du gouverneur en
conseil, constitue une rupture sérieuse de la paix et de la sécurité
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resulted or is likely to result in a serious international crisis. The
peaceful, pro-democracy protests that erupted on March 15, 2011,
in cities across Syria have been met with escalating repression.
The United Nations (UN) Human Rights Council’s Commission
of Inquiry has found evidence of widespread, systematic and
gross violations of human rights committed with the apparent
knowledge and consent of the highest levels of state. Thousands
of Syrians have been killed, and more than 112 000 registered
refugees have been forced to flee to neighbouring countries. Op-
position elements increasingly took up arms in response and, on
July 15, the International Committee of the Red Cross declared
Syria to be in a state of civil war. The Syrian government has also
denied access to most international humanitarian organizations,
raising serious protection concerns.

A resolution of the crisis remains elusive. In an effort to placate
both the domestic opposition and the international community,
President Bashar al-Assad has gradually unveiled a series of con-
cessions. However, these measures remain limited in both scope
and implementation, and the actions of Syria’s security forces
belie any genuine commitment to reform. An Arab League pro-
posal to end the violence was accepted by Syria on November 2,
2011, but its provisions continue to be violated by the Syrian re-
gime. An Arab League observer mission entered the country on
December 26, 2011, but the Syrian regime obstructed its activ-
ities, and the mission suspended its activities as a result of the
escalating violence on January 28, 2012. An Arab League plan
for a peaceful democratic transition — supported by the UN Gen-
eral Assembly (February 16, 2012) and the Friends of the Syrian
People (February 24, 2012) — was not accepted by Syria. The
six-point plan of UN-Arab League Joint Special Envoy Kofi
Annan was accepted by Syria on March 28, 2012. It achieved a
ceasefire and the deployment of the UN Supervision Mission in
Syria (UNSMIS). However, following an initial lull, violence
again began to escalate in late May. On June 16, 2012, UNSMIS
suspended its mission due to the deteriorating security situation.
The rest of the Annan plan remains largely unimplemented.

3. Objectives

The regulatory action aims to

e contribute to concerted international efforts to further isolate
and increase the pressure on the regime, and erode its capacity
for repression; and

e signal Canada’s support for the people of Syria.
4. Description

The Regulations Amending the Special Economic Measures
(Syria) Regulations add additional individuals and entities associ-
ated with the Syrian regime to the list of designated persons sub-
ject to an assets freeze and a prohibition on dealings under the
Regulations.

These amendments may affect Canadians or Canadian com-
panies that conduct business with designated individuals or enti-
ties. However, the Minister of Foreign Affairs is authorized to
issue permits to allow those affected by the Regulations to under-
take activities that would otherwise be prohibited.

1948

internationales qui a entrainé ou est susceptible d’entrainer une
grave crise internationale. Les manifestations pro-démocratiques
pacifiques qui ont éclaté le 15 mars 2011 dans plusieurs villes a
travers la Syrie ont été affrontées avec une répression de plus en
plus sévere. La Commission d’enquéte établie par le Conseil des
droits de ’homme des Nations Unies a constaté des violations
massives, systématiques et répréhensives des droits de la per-
sonne qui sont commises a la connaissance et avec le consente-
ment des dirigeants aux plus hauts échelons de I’Etat. Des milliers
de Syriens ont été tués et plus de 112 000 réfugiés enregistrés ont
été contraints de fuir vers des pays voisins. En réponse, les élé-
ments d’opposition ont de plus en plus pris les armes et, le
15 juillet, le Comité international de la Croix-Rouge a déclaré que
la Syrie avait sombré dans un état de guerre civile. Le gouverne-
ment syrien a également refusé 1’acces a la plupart des organi-
sations humanitaires internationales, suscitant d’importantes pré-
occupations en matiere de protection.

Un réglement de la crise semble toujours hors d’atteinte. Et
pour apaiser a la fois 1’opposition locale et la communauté inter-
nationale, le président Bachar Al-Assad a progressivement dévoi-
1€ une série de concessions. Toutefois, ces mesures demeurent
limitées dans leur portée et leur mise en ceuvre, et les actions des
forces de sécurité syriennes démentent toute véritable volonté de
réforme. La Syrie a accepté le 2 novembre 2011 une proposition
présentée par la Ligue arabe pour mettre fin a la violence, mais le
régime syrien n’a pas cessé de violer les dispositions de cette
proposition. Une mission d’observateurs de la Ligue arabe est
entrée dans le pays le 26 décembre 2011, mais le régime syrien a
entravé ses activités, et la mission a ainsi suspendu ses activités a
la suite de 1’escalade de la violence du 28 janvier 2012. La Syrie a
rejeté un plan de la Ligue arabe en vue d’une transition démocra-
tique pacifique — présenté avec I’aval de I’ Assemblée générale
des Nations Unies (le 16 février 2012) et des Amis du peuple
syrien (le 24 février 2012). Le 28 mars 2012, la Syrie a accepté le
plan en six points de ’Envoyé spécial conjoint des Nations Unies
et de la Ligue des Etats arabes, M. Kofi Annan. Par conséquent,
un cessez-le-feu a été établi et la Mission de supervision des Na-
tions Unies en République arabe syrienne (MISNUS) a été dé-
ployée. Toutefois, apres une accalmie initiale, la violence s’est a
nouveau accentuée a la fin mai. Le 16 juin 2012, la MISNUS a
suspendu sa mission en raison de la détérioration des conditions
de sécurité. Dans une large mesure, le reste du plan Annan n’a
pas encore été mis en ceuvre.

3. Objectifs

Les mesures réglementaires visent a :

e contribuer a des efforts internationaux concertés en vue
d’isoler davantage la Syrie, d’exercer plus de pressions sur le
régime syrien et de miner son pouvoir de répression;

e signaler ’appui du Canada a I’égard du peuple syrien.
4. Description

Le Reglement modifiant le Reglement sur les mesures écono-
miques spéciales visant la Syrie ajoute d’autres personnes et enti-
tés associées au régime syrien a la liste des personnes désignées
qui sont assujetties au gel des avoirs et a I'interdiction sur les
transactions prévus au Reglement.

Ces modifications pourraient toucher les Canadiens ou les en-
treprises canadiennes qui font affaire avec des personnes ou des
entités désignées. Toutefois, le ministre des Affaires étrangeres
est autorisé a délivrer des permis a ceux qui sont touchés par le
Reéglement pour leur permettre de mener des activités qui seraient
autrement interdites.
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5. Consultation

The Department of Foreign Affairs and International Trade
drafted the Regulations following consultations with the Depart-
ment of Justice.

6. Small business lens

The Regulations may affect Canadians or Canadian companies
that conduct business with designated individuals or entities.
However, the Minister of Foreign Affairs is authorized to issue
permits to allow those affected by the Regulations to undertake
activities that would otherwise be prohibited.

7. Rationale

The United States, the European Union, the Arab League and
Turkey have all imposed sanctions on Syria with the most recent
round of U.S. sanctions imposed on July 18, 2012, and the most
recent round of European Union sanctions announced on July 23,
2012. The latest Regulations contribute to these concerted inter-
national efforts to further isolate and increase the pressure on the
regime, and to erode its capacity for repression, while signalling
Canada’s support for the people of Syria. Syria is already starting
to feel the effects of international sanctions.

The Regulations may affect Canadians or Canadian companies
that conduct business with designated individuals or entities.
However, the Minister of Foreign Affairs is authorized to issue
permits to allow those affected by the Regulations to undertake
activities that would otherwise be prohibited.

8. Implementation, enforcement and service standards

Compliance is ensured by the Royal Canadian Mounted Police
and the Canada Border Services Agency. Every person who con-
travenes section 3 or 4 of the Regulations is liable, upon con-
viction, to the punishments set out in section 8 of the Special Eco-
nomic Measures Act.

9. Contacts

Curtis Schmeichel

Legal Officer

United Nations, Human Rights and Economic Law
Division (JLH)

Department of Foreign Affairs and International Trade

125 Sussex Drive

Ottawa, Ontario

K1A 0G2

Telephone: 613-996-3863

Fax: 613-992-2467

Email: curtis.schmeichel @international.gc.ca

Hugh Adsett

Director

United Nations, Human Rights and Economic Law
Division (JLH)

Department of Foreign Affairs and International Trade

125 Sussex Drive

Ottawa, Ontario

K1A 0G2

Telephone: 613-992-6296

Fax: 613-992-2467

Email: hugh.adsett@international.gc.ca

5. Consultation

Le ministere des Affaires étrangeres et du Commerce interna-
tional a rédigé le Reglement a la suite de consultations aupres du
ministere de la Justice.

6. Lentille des petites entreprises

Le Reglement peut néanmoins toucher les Canadiens ou les en-
treprises canadiennes qui font affaire avec des personnes ou des
entités désignées. Toutefois, le ministre des Affaires étrangeres
est autorisé a délivrer des permis a ceux qui sont touchés par le
Réglement pour leur permettre de mener des activités qui seraient
autrement interdites.

7. Justification

Les Etats-Unis, I’Union européenne, la Ligue arabe et la Tur-
quie ont tous impos€ des sanctions a la Syrie avec la plus récente
série de sanctions imposées par les Etats-Unis le 18 juillet 2012,
et la plus récente série de sanctions de 1’Union européenne an-
noncées le 23 juillet 2012. Le dernier Reglement contribue a ces
efforts internationaux concertés en vue d’isoler davantage la
Syrie, d’exercer plus de pressions sur le régime syrien, et de mi-
ner son pouvoir de répression, tout en signalant 1’appui du Canada
a I’égard du peuple syrien. La Syrie a déja commencé a ressentir
les effets des sanctions internationales.

Le Reglement peut néanmoins toucher les Canadiens ou les en-
treprises canadiennes qui font affaire avec des personnes ou des
entités désignées Toutefois, le ministre des Affaires étrangeres est
autorisé a délivrer des permis a ceux qui sont touchés par le Re-
glement pour leur permettre de mener des activités qui seraient
autrement interdites.

8. Mise en ceuvre, application et normes de service

La Gendarmerie royale du Canada et I’Agence des services
frontaliers du Canada sont chargées de 1’application du Regle-
ment. Toute personne qui contrevient aux articles 3 ou 4 du Re-
glement est passible, sur déclaration de culpabilité, des peines

prévues a larticle 8 de la Loi sur les mesures économiques
spéciales.

9. Personnes-ressources

Curtis Schmeichel

Agent juridique

Direction du droit onusien, des droits de la personne et du droit
économique (JLH)

Ministere des Affaires étrangeres et du Commerce international

125, promenade Sussex

Ottawa (Ontario)

KI1A 0G2

Téléphone : 613-996-3863

Télécopieur : 613-992-2467

Courriel : curtis.schmeichel @international.gc.ca

Hugh Adsett

Directeur

Direction du droit onusien, des droits de la personne et du droit
économique (JLH)

Ministere des Affaires étrangeres et du Commerce international

125, promenade Sussex

Ottawa (Ontario)

KI1A 0G2

Téléphone : 613-992-6296

Télécopieur : 613-992-2467

Courriel : hugh.adsett@international.gc.ca
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Senior Advisor, Syria and Iran
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Ottawa, Ontario

KI1A 0G2

Telephone: 613-944-3022

Fax: 613-944-7975

Email: mark.bailey @international.gc.ca
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Registration
SOR/2012-167  August 30, 2012

CANADIAN ENVIRONMENTAL PROTECTION ACT, 1999

Reduction of Carbon Dioxide Emissions from
Coal-fired Generation of Electricity Regulations

P.C.2012-1060 August 30, 2012

Whereas, pursuant to subsection 332(1)* of the Canadian En-
vironmental Protection Act, 1999°, the Minister of the Environ-
ment published in the Canada Gazette, Part I, on August 27,
2011, a copy of the proposed Reduction of Carbon Dioxide Emis-
sions from Coal-fired Generation of Electricity Regulations, sub-
stantially in the annexed form, and persons were given an oppor-
tunity to file comments with respect to the proposed Regulations
or to file a notice of objection requesting that a board of review be
established and stating the reasons for the objection;

Whereas, pursuant to subsection 93(3) of that Act, the National
Advisory Committee has been given an opportunity to provide its
advice under section 6° of that Act;

And whereas, in accordance with subsection 93(4) of that Act,
the Governor in Council is of the opinion that the proposed Regu-
lations do not regulate an aspect of a substance that is regulated
by or under any other Act of Parliament in a manner that pro-
vides, in the opinion of the Governor in Council, sufficient pro-
tection to the environment and human health;

Therefore, His Excellency the Governor General in Council, on
the recommendation of the Minister of the Environment and the
Minister of Health, pursuant to subsections 93(1)and 330(3.2)¢ of
the Canadian Environmental Protection Act, 1999, makes the
annexed Reduction of Carbon Dioxide Emissions from Coal-fired
Generation of Electricity Regulations.

TABLE OF CONTENTS

(This table is not part of the Regulations.)

REDUCTION OF CARBON DIOXIDE EMISSIONS
FROM COAL-FIRED GENERATION OF
ELECTRICITY REGULATIONS

OVERVIEW
1 Purpose

* S.C. 2004, c. 15, s. 31
®S.C. 1999, c. 33

¢ S.C.2002,¢.7,s. 124
4'8.C.2008,c.31,s.5

Enregistrement
DORS/2012-167 Le 30 aotit 2012

LOI CANADIENNE SUR LA PROTECTION DE
L’ENVIRONNEMENT (1999)

Reéglement sur la réduction des émissions de
dioxyde de carbone — secteur de I’électricité
thermique au charbon

C.P.2012-1060 Le 30 aoft 2012

Attendu que, conformément au paragraphe 332(1)* de la Loi
canadienne sur la protection de !’environnement (1999)°, le
ministre de I’Environnement a fait publier dans la Gazette du
Canada Partie 1, le 27 aott 2011, le projet de reglement intitulé
Reglement sur la réduction des émissions de dioxyde de car-
bone — secteur de 'électricité thermique au charbon, conforme
en substance au texte ci-apres, et que les intéressés ont ainsi eu la
possibilité de présenter leurs observations a cet égard ou un avis
d’opposition motivé demandant la constitution d’une commission
de révision;

Attendu que, conformément au paragraphe 93(3) de cette loi, le
comité consultatif national s’est vu accorder la possibilité de for-
muler ses conseils dans le cadre de 1’article 6° de celle-ci;

Attendu que le gouverneur en conseil est d’avis que, aux
termes du paragraphe 93(4) de cette loi, le projet de reglement ne
vise pas un point déja réglementé sous le régime d’une autre loi
fédérale de maniere a offrir une protection suffisante pour 1’envi-
ronnement et la santé humaine,

A ces causes, sur recommandation du ministre de I’Environ-
nement et de la ministre de la Santé et en vertu des paragra-
phes 93(1) et 330(3.2)" de la Loi canadienne sur la protection de
Uenvironnement (1999)°, Son Excellence le Gouverneur général
en conseil prend le Réglement sur la réduction des émissions de
dioxyde de carbone — secteur de I’électricité thermique au char-
bon, ci-apres.

TABLE DES MATIERES

(La présente table ne fait pas partie du reglement.)

REGLEMENT SUR LA REDUCTION DES EMISSIONS
DE DIOXYDE DE CARBONE — SECTEUR DE
L’ELECTRICITE THERMIQUE AU CHARBON

APERCU
1 Objet

@ L.C. 2004, ch. 15, art. 31
® L.C. 1999, ch. 33

¢ L.C. 2002, ch. 7, art. 124
4 L.C. 2008, ch. 31, art. 5
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PART 1
REGULATED UNITS AND EMISSION LIMIT
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3 Limit — 420t/GWh 3
REGISTRATION
4 Registration 4
SUBSTITUTION OF UNITS AND DEFERRED APPLICATION
5 Application of subsection 3(1) — substituted units 5
6 Deferral of application of subsection 3(1) 6
EMERGENCY CIRCUMSTANCES
7 Conditions for application 7
8 Extension 8
CARBON CAPTURE AND STORAGE
Temporary Exemption — System to be Constructed
9 Application 9
10  Requirements 10
11 Implementation report 11
12 Updated information 12
13 Revocation — non-satisfaction or misleading information 13
Twenty-four Month Exemption — Existing
Unit with System
14 Exemption 14
PART 2
REPORTING, SENDING, RECORDING AND
RETENTION OF INFORMATION
15  Annual report 15
16  Electronic report, notice and application 16
17  Record-making 17
18  Retention of records and reports 18
PART 3
QUANTIFICATION RULES
PRODUCTION OF ELECTRICITY
19  Electricity 19
CO, EMISSIONS
Means of Quantification
20  CEMS or fuel-based methods 20
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DEFINITIONS

Définitions

PARTIE 1

GROUPES REGLEMENTES ET LIMITE D’EMISSIONS

LIMITE DE L’ INTENSITE DES EMISSIONS
420t/GWh

ENREGISTREMENT

Enregistrement
SUBSTITUTION DE GROUPES ET APPLICATION DIFFEREE
Application du paragraphe 3(1) — substitution de groupes
Application différée du paragraphe 3(1)

SITUATIONS D’ URGENCE
Conditions de la demande
Demande de prolongation

CAPTAGE ET SEQUESTRATION DE CARBONE

Exemption temporaire — systeme a construire

Demande

Exigences rattachées a I’exemption
Rapport de mise en ceuvre

Mise a jour des renseignements

Révocation — non-respect d’exigences ou renseignements
trompeurs

Exemption de vingt-quatre mois — groupe
existant avec systeme construit

Exemption

PARTIE 2

RAPPORTS, TRANSMISSION, CONSIGNATION ET
CONSERVATION DES RENSEIGNEMENTS

Rapport annuel

Rapports, avis et demandes électroniques
Conservation

Conservation des renseignements et des rapports

PARTIE 3

REGLES DE QUANTIFICATION
PRODUCTION D’ELECTRICITE
Quantité
EMISSIONS DE CO,

Moyens de quantification

Systeme de mesure et d’enregistrement en continu des
émissions ou méthode fondée sur le type de combustible
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Continuous Emissions Monitoring System

21  Quantification
Fuel-based Methods
22 Determination
23 Measured carbon content
24 Quantification based on HHV
ACCURACY OF DATA
25  Measuring devices — installation, maintenance and
calibration
26 CEMS
FUEL SAMPLING AND TESTING REQUIREMENTS
27  Fuel sampling
28  Missing Data
PART 4

COMING INTO FORCE
29 July 1, 2015
SCHEDULE 1
SCHEDULE 2
SCHEDULE 3
SCHEDULE 4
SCHEDULE 5
SCHEDULE 6

REDUCTION OF CARBON DIOXIDE
EMISSIONS FROM COAL-FIRED
GENERATION OF ELECTRICITY
REGULATIONS
OVERVIEW

Purpose 1. (1) These Regulations establish a regime for

the reduction of carbon dioxide (CO,) emissions
that result from the production of electricity by
means of thermal energy using coal as a fuel,
whether in conjunction with other fuels or not.

Systeme de mesure et d’enregistrement en continu des émissions

21  Quantification

Quantification fondée sur le type de combustible briilé

22 Calcul
23 Contenu en carbone mesuré

24 Quantification fondée sur le pouvoir calorifique supérieur

EXACTITUDE DES DONNEES
25 Installation, entretien et étalonnage des instruments de
mesure

26 Systeme de mesure et d’enregistrement en continu des
émissions

EXIGENCES EN MATIERE D’ ECHANTILLONNAGE ET D’ ANALYSE

27 Echanti]lonnage
28  Données manquantes

PARTIE 4

ENTREE EN VIGUEUR
29 1% juillet 2015

ANNEXE 1

ANNEXE 2

ANNEXE 3

ANNEXE 4

ANNEXE 5

ANNEXE 6

_REGLEMENT SUR LA REDUCTION DES
EMISSIONS DE DIOXYDE DE CARBONE —
SECTEUR DE L’ELECTRICITE
THERMIQUE AU CHARBON

APERCU

1. (1) Le présent reglement établit un régime vi- Objet
sant la réduction des émissions de dioxyde de car-
bone (CO,) provenant de la production thermique

d’électricité a partir de charbon seul ou combiné
avec d’autres combustibles.
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Contents (2) These Regulations are divided into four Parts (2) Le présent réglement est divisé en quatre Contenu
as follows: parties :
(a) Part 1 sets out a performance standard for the a) la partie 1 établit une norme de performance
intensity of CO, emissions from regulated units applicable a Dintensité des émissions de CO,
and provides for exceptions based on the substi- provenant des groupes réglementés. Elle prévoit
tution of units and for temporary exemptions in les exceptions autorisant la substitution de grou-
relation to emergencies and units integrated with pes et établit les exemptions temporaires en cas
carbon capture and storage systems; de situation d’urgence ou d’intégration au groupe
(b) Part 2 sets out requirements for the reporting, d’un systéme de captage et de séquestration de
sending, recording and retention of information; carbone;
(c) Part 3 sets out quantification rules for deter- b) la partie \2 prévoit l_es‘ex1g\ences relatives aux
mining the intensity of CO, emissions from regu- rapports et a la transmission, a la consignation et
lated units; and a la conservation des renseignements;
(d) Part 4 provides dates for the coming into ~ ¢) la partie 3 précise les regles de quantification
force of these Regulations and, in particular, de- permettant de déterminer 1 1ntensite des cmis-
lays the coming into force of the performance sions de CO, provenant des groupes réglementés;
standard in respect of standby units until Janu- d) la partie 4 prévoit les dates d’entrée en vi-
ary 1, 2030. gueur du présent réglement et fixe une date
d’entrée en vigueur différée pour la norme de
performance a I’égard des groupes de réserve,
soit le 1" janvier 2030.
INTERPRETATION DEFINITIONS
Definitions 2. (1) The following definitions apply in these 2. (1) Les définitions qui suivent s’appliquent au Définitions
Regulations. présent reglement.
“/}Ct’f “Act” means the Canadian Environmental Protec- « agent autorisé » «agent
« . N \(

o tion Act, 1999. a) Dans le cas ol la personne responsable est une 3Zu(;205f,~;ed
“ASTM” “ASTM” means ASTM International, formerly personne morale, celui de ses dirigeants autorisé official”
«ASTM > known as the American Society for Testing and 2 agir en son nom;

Materials. b) dans le cas ou elle est une personne physique,
“auditor” “auditor” means a person who celle-ci ou la personne qui est autorisée a agir en
« vérificateur » (a) is independent of the responsible person who son nom,
is to be audited; and ¢) dans le cas ou elle est une autre entité, la per-
(b) has demonstrated knowledge of and experi- sonne autorisée a agir en son nom.
ence in « année civile » « anlné; civile »
(i) the certification, operation and relative ac- a) Pour I'année 2015, la période de six mois yzzrﬁn “
curacy test audit (RATA) of continuous emis- consécutifs débutant le 1 juillet 2015;
sion monitoring systems, and b) dans les autres cas, la période de douze mois
(ii) quality assurance and quality control pro- consécutifs débutant le 1° janvier.
cedures in relation to those systems. «ASTM » L’ASTM International, auparavant «ASTM»
“?}ltho]ryi’led “authorized official” means connue sous le nom de American Society for Test- ~ASTM
2;;2, (a) in respect of a responsible person that is a ing and Materials.
autorisé » corporation, an officer of the corporation who is  « biomasse » Combustible constitué uniquement de « biomasse »
authorized to act on its behalf; matieres organiques biodégradables non fossilisées biomass
(b) in respect of a responsible person that is an dZOI‘Ing vegqta]e ou ammale et qui ne provient pas
individual, that person or a person authorized to d’une formation géologique. La biomasse com-
act on that individual’s behalf: and prend les gaz et les liquides récupérés de la décom-
. o . position des déchets organiques.
(c) in respect of a responsible person that is an- 6 d ducti A I'éoard &’ »
other entity, a person authorized to act on that «’capacne/ € prp uction » egari un groupe et « capam_tede
other entity’s behalf d’une année civile : QrOd;CUQH »
M . . . . pro uction
“biomass” “biomass” means a fuel that consists only of non- @) Soit la puissance maximale continue de ce g qciry
« biomasse » groupe, exprimée en MW, déclarée le plus ré-

“calendar year”
« année civile »

1954

fossilized, biodegradable organic material that ori-
ginates from plants or animals but does not come
from a geological formation, and includes gases
and liquids recovered from organic waste.

“calendar year” means

(a) for 2015, the period of six consecutive
months that begins on July 1, 2015; and

cemment aux autorités provinciales compétentes
ou a I'opérateur du réseau électrique de la pro-
vince ou le groupe est situé;

b) soit, en I’absence d’une telle déclaration, la
quantité maximale d’électricité, exprimée en
MW, destinée a la vente qui est produite de facon
continue par ce groupe pendant deux heures au
cours de I’année en cause.
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“capacity
factor”

« facteur de
capacité »

“coal”
« charbon »

“commission-
ing date”

« date de mise
en service »

“existing unit”
« groupe
existant »

“fossil fuel”
« combustible
fossile »

“front end
engineering
design study”
« étude
d’ingénierie
d’avant-projet
détaillé »

“gasification
system”

« systeme de
gazéification »

“GPA”
« GPA »

(b) in any other case, the period of 12 consecu-
tive months that begins on January 1.
“capacity factor”, in respect of a unit in a calendar
year, means the ratio of the quantity of electricity
referred to in section 19 that is produced by the unit
to the quantity of electricity that would be produced
by the unit in the calendar year if it were to operate
at its production capacity at all times during the
calendar year.
“coal” includes petroleum coke and synthetic gas
that is derived from coal or petroleum coke.
“commissioning date” means
(a) for an electricity generator that began produ-
cing electricity by means of thermal energy using
a fuel other than coal, and not in conjunction
with coal, but that was converted into a unit be-
fore June 23, 2010, the day on which that gener-
ator began to produce electricity for sale to the
electric grid using fuel other than coal, and not in
conjunction with coal; and
(b) in any other case, the day on which a unit be-
gins to produce electricity for sale to the electric
grid.
“existing unit” means a unit that is neither an old
unit nor a new unit.

“fossil fuel” means a fuel other than biomass.

“front end engineering design study” means a col-
lection of studies that provide the necessary details
to support the carrying out of a construction project
for the capture element of a carbon capture and
storage system, including

(a) technical drawings and documents that de-
scribe the capture element in sufficient detail to
permit the tendering of a contract for its
construction;

(b) an estimation of the capital cost of the cap-

ture element with a margin of error of + 20%;

(c) a safety review of the capture element;

(d) a risk assessment of the carbon capture and

storage system, namely an assessment of the

risks that may delay or prevent the completion of

the construction of the system, including technic-

al, economic, environmental, legal and labour-

related risks;

(e) a strategy to mitigate those risks; and

(f) a detailed plan to carry out the construction of

the carbon capture and storage system, including

a schedule for the completion of its major steps.
“gasification system” includes a gasification system
that is in part located underground.

“GPA” means the Gas Processors Association of
the United States.

« centrale électrique » Tous les groupes, batiments
et autres structures ainsi que les équipements
fixes — notamment ceux utilisés pour la séparation
et la pressurisation initiale du CO, de 1’élément de
captage d’un systeme de captage et de séquestration
de carbone — situés sur un seul site ou sur des sites
adjacents fonctionnant de facon intégrée pour la
production d’électricité et dont ’activité principale
est la production d’électricité pour la vente au ré-
seau €lectrique.

« charbon » Sont assimilés au charbon le coke de
pétrole et le gaz de synthese provenant du charbon
ou du coke de pétrole.

« combustible fossile » Combustible autre que la
biomasse.

« date de mise en service » :
a) Dans le cas du générateur qui produisait de
I’électricité thermique par suite de la combustion
d’un combustible autre que le charbon ou d’un
mélange de combustibles sans charbon mais qui
est devenu un groupe avant le 23 juin 2010, la
date a laquelle ce générateur a commencé a pro-
duire ainsi de 1’électricité pour la vente au réseau
électrique;
b) dans les autres cas, la date a laquelle un
groupe commence a produire de 1’électricité pour
la vente au réseau électrique.
« équipement majeur » Chaudiere, gazogene, con-
vertisseur, turbine, dispositif de contrdle de la pol-
Iution atmosphérique, colonne de distillation d’air,
compresseur, systtme de séparation de CO, ou
toute autre piece d’équipement dont, selon le cas :
a) la fabrication répond aux spécifications de la
commande et le temps de fabrication et de livrai-
son dépasse douze mois aprés la date de
commande;
b) le cofit d’achat est d’au moins dix millions de
dollars.
«étude d’ingénierie d’avant-projet détaillé » En-
semble des études permettant de fournir les détails
nécessaires a la réalisation d’un projet de construc-
tion de I’élément de captage du systeme de captage
et de séquestration de carbone, notamment :
a) les dessins techniques et les documents décri-
vant 1’élément de captage de facon suffisamment
détaillée pour permettre le lancement d’un pro-
cessus d’appel d’offres pour sa construction;
b) une estimation du cofit des investissements re-
liés a la construction de cet élément, avec une
marge d’erreur de 20 %;

¢) une évaluation de la sécurité de I’élément de
captage;

d) une évaluation des risques relatifs au systéme
de captage et de séquestration de carbone, no-
tamment les risques susceptibles de ralentir ou
d’empécher la réalisation du projet de construc-
tion du systeme, ainsi que les risques techniques,
économiques, environnementaux, juridiques et
reliés a la main-d’ceuvre;

« centrale
électrique »
“power plant”

« charbon »
“coal”

« combustible
fossile »
“fossil fuel”

« date de mise
en service »
“commission-
ing date”

« équipement
majeur »
“major
equipment”

« étude
d’ingénierie
d’avant-projet
détaillé »
“front end
engineering
design study”

1955
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“major
equipment”

« équipement
majeur »

“new unit”
« groupe
nouveau »

“old unit”
« groupe en fin
de vie utile »

“operator”
« exploitant »

“power plant”
« centrale
électrique »

“production
capacity”

« capacité de
production »

“Reference
Method”

« Méthode de
référence »

“responsible
person”

« personne
responsable »

3
“standard m™
« m‘i
normalisé »

“standby unit”
« groupe de
réserve »

“unit”
« groupe »

1956

“major equipment” means a boiler, gasifier, shift
reactor, turbine, air pollution control device, air
separation unit, compressor, CO, separation system
or other equipment that
(a) is manufactured in accordance with specifica-
tions in its purchase order and takes more than
12 months after the date of the purchase order to
be manufactured and delivered; or

(b) costs $10,000,000 or more.

“new unit” means a unit, other than an old unit,
whose commissioning date is on or after July 1,
2015.

“old unit” means a unit that has reached the end of
its useful life but continues to produce electricity.

“operator” means the person that operates or has
the charge, management or control of a unit.
“power plant” means all units, buildings and other
structures and all stationary equipment — including
equipment for the separation and initial pressuriza-
tion of CO, of the capture element of a carbon cap-
ture and storage system — on a single site, or on
adjacent sites that function as a single integrated
site, whose primary purpose is the production of
electricity for sale to the electric grid.
“production capacity”, in relation to a unit and a
calendar year, means
(a) the maximum continuous rating of the unit,
expressed in MW, as most recently reported to a
provincial authority of competent jurisdiction or
to the electric system operator in the province
where the unit is located; or
(b) if no report has been made, the most electri-
city that was produced for sale by the unit, ex-
pressed in MW, during two continuous hours in
that calendar year.

“Reference Method” means the document entitled
Reference Method for Source Testing: Quantifica-
tion of Carbon Dioxide Releases by Continuous
Emission Monitoring Systems from Thermal Power
Generation, June 2012, published by the Depart-
ment of the Environment.

“responsible person” means an owner or operator
of a unit.

it}

“standard m™ has the meaning assigned to a cubic
metre at standard pressure and standard temperature
by the definition ‘“standard volume” in subsec-
tion 2(1) of the Electricity and Gas Inspection
Regulations.

“standby unit” means an old unit that, for a given
calendar year, operates at a capacity factor of 9% or
less.

“unit” means physically connected equipment lo-
cated in a power plant — including boilers and
other combustion devices, gasifiers, reactors, tur-
bines, generators and emission control devices —
that operates together to produce electricity

e) une stratégie visant a limiter ces risques;

/) un plan détaillé du projet de construction du
systeme, y compris un échéancier des principales
étapes.
«exploitant » A 1’égard d’un groupe, toute per-
sonne qui I’exploite ou en a la responsabilité ou la
maitrise.

« facteur de capacité » A I’égard d’un groupe pour
une année civile donnée, la proportion de la quanti-
té d’électricité produite par le groupe, calculée
selon I’article 19, par rapport a la quantité d’électri-
cité que celui-ci produirait au cours de I’année a sa
capacité de production de fagon continue pendant
cette année.

«GPA» La Gas Processors
Etats-Unis.

« groupe » Ensemble de I’équipement raccordé qui
se trouve a une centrale électrique, notamment
chaudiéres ou autre dispositif de combustion, gazo-
genes, réacteurs, turbines, générateurs et dispositifs
de controle des émissions, et qui produit de 1’élec-
tricité thermique par suite de la combustion de
charbon ou d’un mélange de charbon et d’autres
combustibles.

« groupe de réserve » Groupe en fin de vie utile qui
fonctionne selon un facteur de capacité de 9 % ou
moins au cours d’une année civile donnée.

« groupe en fin de vie utile » Groupe ayant atteint
la fin de sa vie utile et qui continue a produire de
I’électricité.

« groupe existant » Groupe autre qu’un groupe
nouveau ou un groupe en fin de vie utile.

Association des

« groupe nouveau » Groupe, autre qu’un groupe en
fin de vie utile, dont la date de mise en service est
au plus tot le 17 juillet 2015.

«Loi» La Loi canadienne sur la protection de
I’environnement (1999).

« Méthode de référence » Le document intitulé
Méthode de référence pour le contrdle a la source :
quantification des émissions de dioxyde de carbone
des centrales thermiques par un systeme de mesure
et d’enregistrement en continu des émissions, juin
2012, publié par le ministere de I’Environnement.
«m’ normalisé » S’entend de I’expression metre
cube a la pression normale et a la température
normale au sens de « volume normal », au paragra-
phe 2(1) du Reglement sur l’inspection de [’élec-
tricité et du gaz.

« personne responsable » Le propriétaire ou 1’ex-
ploitant d’un groupe.

« systeme de gazéification » S’entend notamment
d’un systtme de gazéification qui est en partie
souterrain.

« exploitant »
“operator”

« facteur de
capacité »
“capacity
factor”

« GPA »
“GPA”

« groupe »
“unit”

« groupe de
réserve »
“standby unit”

« groupe en fin
de vie utile »
“old unit”

« groupe
existant »
“existing unit”

« groupe
nouveau »
“new unit’

«Loi »
“Act”

« Méthode de
référence »
“Reference
Method”

« m3
normalisé »
“standard m>’

« personne
responsable »
“responsible
person”

« systeme de
gazéification »
“gasification
system”
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by means of thermal energy using coal as a fuel,
whether in conjunction with other fuels or not.
“useful life”, in respect of a unit, means the period
that begins on the commissioning date and ends on

“useful life”
«vie utile »
(a) for a unit other than a unit referred to in para-
graph (a) of the definition “commissioning date”,
(1) in the case of a unit whose commissioning
date is before 1975, the earlier of

(A) December 31 of the calendar year that is

50 years after the commissioning date, and

(B) December 31, 2019; and
(ii) in the case of a unit whose commissioning

date is after 1974 but before 1986, the earlier
of

(A) December 31 of the calendar year that is
50 years after the commissioning date, and

(B) December 31, 2029, and

(iii) in any other case, December 31 of the cal-
endar year that is 50 years after the commis-
sioning date, and
(b) for a unit referred to in paragraph (a) of the
definition “commissioning date”, 18 months after
the applicable date described in subpara-

graph (a)(i), (ii) or (iii).

Interpretation
of incorporated
documents

(2) For the purposes of interpreting documents
incorporated by reference into these Regulations,
“should” must be read to mean “must” and any
recommendation or suggestion must be read as an
obligation.

(3) Any standard of the ASTM or GPA that is in-
corporated by reference into these Regulations is
incorporated as amended from time to time.

Standards
incorporated by
reference

PART 1

REGULATED UNITS AND
EMISSION LIMIT

EMISSION-INTENSITY LIMIT

Limit —

3. (1) A responsible person for a new unit or an
420¢GWh

old unit must not, on average, emit with an inten-
sity of more than 420 tonnes CO, emissions from
the combustion of fossil fuels in the unit for each
GWh of electricity produced by the unit during a
calendar year.

« vérificateur » Personne qui, a la fois :

a) est indépendante de la personne responsable
qui fait I’objet de la vérification;
b) a démontré qu’elle a des connaissances et de
I’expérience en ce qui touche :
(i) la certification, 1’exploitation et la vérifica-
tion de I’exactitude relative des systeémes de
mesure et d’enregistrement en continu des
émissions,
(ii) les procédures d’assurance de la qualité et
de controle de la qualité de ces systemes.
« vie utile » Période commencant a la date de mise
en service et se terminant & I'une ou 1’autre des
dates suivantes :
a) s’il s’agit d’un groupe autre qu’un groupe visé
a I’alinéa a) de la définition de « date de mise en
service » :
(i) dans le cas d’un groupe dont la date de
mise en service est antérieure a 1975, la plus
rapprochée des dates suivantes :
(A) le 31 décembre de la cinquantieme an-
née civile suivant cette date,

(B) 1e 31 décembre 2019,

(ii) dans le cas d’un groupe dont la date de
mise en service est postérieure a 1974 mais an-
térieure a 1986, la plus rapprochée des dates
suivantes :

(A) le 31 décembre de la cinquantieme an-
née civile suivant cette date,

(B) le 31 décembre 2029,
(iii) dans les autres cas, le 31 décembre de la
cinquantieme année civile suivant cette date;

b) s’il s’agit d’un groupe visé a 1’alinéa a) de la

définition de « date de mise en service », dix-huit

mois apres la date applicable visée aux sous-

alinéas a)(i) a (iii).

(2) Pour I'interprétation des documents incorpo-
rés par renvoi dans le présent réglement, toute men-
tion de « should » ainsi que les recommandations et
suggestions expriment une obligation.

(3) Dans le présent réglement, tout renvoi a une
norme de ’ASTM et de la GPA s’entend de sa ver-
sion éventuellement modifiée.

PARTIE 1

GROUPES REGLEMENTES ET
LIMITE D’EMISSIONS

LIMITE DE L’INTENSITE DES EMISSIONS

3. (1) 1l est interdit a la personne responsable
d’un groupe nouveau ou d’un groupe en fin de vie
utile d’émettre a une intensité moyenne de plus de
420 tonnes d’émissions de CO, provenant de la
combustion, par le groupe, de combustibles fossiles
pour chaque gigawattheure d’électricité produite
par le groupe, au cours d’une année civile donnée.

« Vérificateur »
“auditor”

« vie utile »
“useful life”

Interprétation
des documents
incorporés par
renvoi

Normes
incorporées par
renvoi

420t/GWh

1957



2012-09-12 Canada Gazette Part 11, Vol. 146, No. 19

Gazette du Canada Partie I, Vol. 146, n° 19 SOR/DORS/2012-167

Quantification
of electricity
and emissions
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CCS excluded
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application

Registration
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Change of
information

Application
of subsec-
tion 3(1) —
substituted
units

1958

(2) The quantity of
(a) electricity referred to in subsection (1) is to
be determined in accordance with section 19; and

(b) emissions referred to in subsection (1) are to
be determined in accordance with the applicable
provisions of sections 20 to 24.

(3) The CO, emissions released from the use of
sorbent to control the emission of sulphur dioxide
from a unit are to be included as CO, emissions
from the combustion of fossil fuels in that unit for
the purpose of subsection (1).

(4) Emissions from a gasification system that
produces synthetic gas derived from coal or petrol-
eum coke that is used as a fuel to produce electri-
city from a unit referred to in subsection (1) are to
be included as emissions from that unit, for the
purpose of subsection (1), if that coal gasification
system has at least one responsible person in com-
mon with that unit.

(5) The CO, emissions from a unit referred to in
subsection (1) do not include emissions that are
captured in accordance with the laws of Canada or
a province that regulate that capture and that are
transported and stored in accordance with the laws
of Canada or a province, or of the United States or
one of its states, that regulate that transportation or
storage, as the case may be.

(6) For greater certainty, if subsection (1) applies
in respect of a unit only for a period during a calen-
dar year, that period is considered to be the calen-
dar year for the purpose of that subsection.

REGISTRATION

4. (1) A responsible person for a unit must regis-
ter the unit by sending to the Minister a registration
report that contains the information set out in
Schedule 1

(a) for an existing unit and an old unit, on or be-
fore February 1, 2013; and

(b) for a new unit, on or before 30 days after its
commissioning date.

(2) On receipt of the registration report, the Min-
ister must assign a registration number to the unit
and inform the responsible person of that registra-
tion number.

(3) If the information provided in the registration
report changes, the responsible person must send a
notice to the Minister that provides the updated
information not later than 30 days after the change.

SUBSTITUTION OF UNITS AND
DEFERRED APPLICATION

5. (1) For the purpose of subsection 3(1), a re-
sponsible person for a unit (referred to in this sec-
tion as the “original unit”) that reaches the end of
its useful life during a calendar year may apply to
the Minister to have another unit (referred to in this

(2) Pour I’application du paragraphe (1) :
a) la quantité d’électricité produite est calculée
selon I'article 19;

b) la quantité des émissions de CO, est calculée
selon celui des articles 20 a 24 qui s’applique.

(3) Les émissions de CO, attribuables au sorbant
utilisé pour contrdler les émissions de dioxyde de
soufre provenant du groupe en cause sont incluses
dans le calcul des émissions de CO, visées au para-
graphe (1).

(4) Pour T’application du paragraphe (1), les
émissions d’un systeme de gazéification du charbon
qui fournit du gaz de syntheése provenant du char-
bon ou du coke de pétrole utilisé pour la production
d’électricité par le groupe en cause entrent dans le
calcul des émissions de ce groupe, si au moins une
personne responsable de celui-ci est aussi une per-
sonne responsable du systeme de gazéification.

(5) Sont exclues du calcul des émissions de CO,
provenant d’un groupe visé au paragraphe (1) les
émissions qui sont captées conformément aux re-
gles de droit du Canada ou de la province qui ré-
glemente cette activité et transportées et séquestrées
conformément aux regles de droit du Canada ou de
la province qui réglemente ces activités ou a celles
des Etats-Unis ou d’un de ses Etats lorsque ces
activités y sont réglementées.

(6) 1l est entendu que, lorsque le paragraphe (1)
s’applique a 1’égard d’un groupe pour une période
donnée au cours de I’année civile, cette période a
valeur d’une année civile complete.

ENREGISTREMENT

4. (1) La personne responsable d’un groupe en-
registre ce dernier en transmettant au ministre un
rapport d’enregistrement comportant les rensei-
gnements énumérés a I’annexe 1, dans le délai
suivant :

a) s’il s’agit d’un groupe existant ou d’un groupe

en fin de vie utile, au plus tard le 1% février 2013;

b) s’il s’agit d’un groupe nouveau, au plus tard

trente jours apres sa date de mise en service.

(2) Sur réception du rapport d’enregistrement, le
ministre assigne un numéro d’enregistrement au
groupe et en informe la personne responsable.

(3) En cas de modification des renseignements
fournis dans le rapport d’enregistrement, la per-
sonne responsable transmet au ministre un avis
indiquant les nouveaux renseignements dans les
trente jours qui suivent.

SUBSTITUTION DE GROUPES ET
APPLICATION DIFFEREE

5. (1) Pour I'application du paragraphe 3(1), la
personne responsable d’un groupe qui atteint la fin
de sa vie utile au cours d’une année civile peut, sur
présentation d’une demande au ministre, étre auto-
risée a substituer au groupe en cause un autre

Quantification
de I’électricité
produite et des
émissions

Emissions de
CO, provenant
de sorbant

Systeme de
gazéification
du charbon

Exclusion

Application
pour une année
partielle

Enregistrement

Numéro
d’enregistre-
ment

Modification
des
renseignements

Application
du paragra-
phe 3(1) —
substitution de
groupes
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application

Granting of
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Effect

Cessation of
effect

section as the “substituted unit”) substituted for
the original unit if the following conditions are
satisfied:
(a) the substituted unit is an existing unit;
(D) the original unit and the substituted unit have
a common owner who has an ownership interest
of 50% or more in each of those two units;
(c) those two units are located in the same prov-
ince; and
(d) the production capacity of the substituted
unit, during the calendar year preceding the cal-
endar year in which the application is made, was
equal to or greater than the production capacity
of the original unit during that preceding calen-
dar year.

(2) The application must be made

(a) if the original unit reaches the end of its use-
ful life during a calendar year before 2015, in the
period that begins on January 1, 2014 and that
ends on May 31, 2014; and

(b) if the original unit reaches the end of its use-
ful life during a calendar year after 2014, in the
period that begins on January 1 and that ends on
May 31 of that calendar year.

(3) The application must include the registration
number of the original unit and of the substituted
unit and information, with supporting documenta-
tion, to demonstrate that the conditions of para-
graphs (1)(b) to (d) are satisfied.

(4) The Minister must, within 30 days after re-
ceiving the application, grant the substitution if the
following conditions are satisfied:

(a) the substituted unit is not a shut-down unit re-

ferred to in subsection 6(4);

(b) the substituted unit is not involved in an

exemption granted under subsection 14(4); and

(c¢) the Minister is satisfied that the conditions of

paragraphs (1)(a) to (d) are satisfied.

(5) On the granting of the substitution, subsec-
tion 3(1) applies in respect of the substituted unit
rather than the original unit as of the later of

(a) July 1, 2015, and

(b) the beginning of the calendar year that fol-

lows the calendar year in which the application is

made.

(6) The substitution referred to in subsection (5)
ceases to have effect, and subsection 3(1) applies in
respect of the original unit, as of the earliest of

(a) the calendar year that follows the day on

which the responsible person for that unit and the

substituted unit sends the Minister a notice indi-
cating that they wish the substitution to no longer
have an effect,

(b) the calendar year that follows the day on

which the condition of paragraph (1)(b) is no

longer satisfied,

groupe — ci-apres le « groupe substitutif » — si les
conditions ci-apres sont remplies :
a) le groupe substitutif est un groupe existant;
b) le propriétaire du groupe en cause détient un
titre de participation d’au moins 50 % dans ce
groupe et dans le groupe substitutif;
¢) le groupe en cause et le groupe substitutif sont
situés dans la méme province;
d) la capacité de production du groupe substitu-
tif, au cours de 1’année civile précédant celle ou
la demande est présentée, est €gale ou supérieure
a la capacité de production du groupe en cause
au cours de la méme année civile.

(2) La demande est présentée :

a) si le groupe en cause atteint la fin de sa vie
utile avant 2015, au plus tot le 1 janvier 2014 et
au plus tard le 31 mai 2014,

b) si le groupe en cause atteint la fin de sa vie
utile au cours d’une année civile suivant 1’an-
née 2014, au plus tot le 1" janvier et au plus tard
le 31 mai de cette année civile suivant 1’an-
née 2014.

(3) La demande comporte le numéro d’enregis-
trement du groupe substitutif et du groupe en cause
ainsi que les renseignements établissant, documents
a D'appui, que les conditions visées aux ali-
néas (1)b) a d) sont remplies.

(4) Le ministre autorise la substitution, dans les
trente jours suivant la réception de la demande, si
les conditions ci-apres sont remplies :

a) le groupe substitutif n’est pas un groupe mis

en arrét aux termes du paragraphe 6(4);

b) le groupe substitutif n’entre pas en jeu dans
une exemption accordée conformément au para-
graphe 14(4);

¢) il est convaincu que les conditions visées aux
alinéas (1)a) a d) sont remplies.

(5) L autorisation de la substitution entraine 1’ ap-
plication du paragraphe 3(1) a 1’égard du groupe
substitutif au lieu du groupe en cause visé au para-
graphe (1) a compter de la plus éloignée des dates
suivantes :

a) le 1* juillet 2015;

b) la date qui marque le début de I’année civile
suivant celle ou la demande est présentée.

(6) La substitution prend fin a la plus rapprochée
des années civiles ci-apres et le paragraphe 3(1)
s’applique alors a 1’égard du groupe en cause visé
au paragraphe (1) :

a) I’année civile qui suit la date a laquelle la per-

sonne responsable transmet un avis au ministre

indiquant qu’elle ne souhaite plus se prévaloir de

I’autorisation visée au paragraphe (4);

b) I'année civile qui suit la date a laquelle

la condition visée a l’alinéa (1)b) n’est plus

remplie;
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(c) the calendar year that follows a calendar year
during which the production capacity of the
original unit was more than the production cap-
acity of the substituted unit referred to in para-
graph (1)(d),

(d) the calendar year that follows the end of the
useful life of the substituted unit, and

(e) a calendar year during which electricity is
produced by the substituted unit by means of
thermal energy using fossil fuel other than coal,
and not in conjunction with coal.

6. (1) A responsible person for an existing unit
that ceases to produce electricity after June 30,
2015 (referred to in this section as the “shut-down
unit”’) may apply to the Minister to have the appli-
cation of subsection 3(1) deferred in respect of an-
other unit or units (referred to in this section as the
“deferred units”) for the number of years in the
period that begins on January 1 of the calendar year
that follows that cessation and that ends on Decem-
ber 31 of the calendar year in which the useful life
of the shut-down unit ends. If the application is
granted, the application of subsection 3(1) is, in
respect of each calendar year in that period, de-
ferred for the deferred unit and the calendar year
that begins after the end of that deferred unit’s use-
ful life that the responsible person specifies in their
application.

(2) The application may be made only if the fol-
lowing conditions are satisfied:

(a) the shut-down unit and each of the specified
deferred units have a common owner who has an
ownership interest of 50% or more in the shut-
down unit and in each of those specified deferred
units;

(b) the shut-down unit and each of those speci-
fied deferred units are located in the same prov-
ince; and

(c) the production capacity of the shut-down unit,
during the calendar year preceding the day on
which it ceased production, was greater than or
equal to the production capacity of each of those
specified deferred units during the calendar year
preceding the day on which the application was
made.

(3) The application must be made on or before
May 31 of the calendar year preceding the earliest
of the specified calendar years referred to in sub-
section (1) and must

(a) indicate the calendar years included in the

period referred to in subsection (1);

(b) specify the deferred unit referred to in sub-

section (1) in respect of each of the calendar

years referred to in paragraph (a);

(c) for each of those specified deferred units in

respect of each of those calendar years, specify

the calendar year that begins after the end of the
useful life of the unit for which the application of
subsection 3(1) is to be deferred;

¢) I’année civile qui suit celle au cours de la-
quelle la capacité de production du groupe en
cause est supérieure a celle du groupe substitutif
visé a I’alinéa (1)d);

d) I’année civile qui suit la fin de la vie utile du
groupe substitutif;

e) I’année civile au cours de laquelle le groupe
substitutif a produit de 1’électricité thermique par
suite de la combustion de combustibles fossiles
autres que le charbon ou un mélange de charbon
et d’autres combustibles.

6. (1) La personne responsable d’un groupe exis-
tant qui cesse de produire de 1’électricité apres le
30 juin 2015 — ci-aprés « groupe mis en arrét » —
peut, sur présentation d’une demande au ministre,
étre autorisée a se prévaloir d’une application dif-
férée du paragraphe 3(1) a 1’égard d’un ou de
plusieurs groupes — ci-apres « groupes bénéfi-
ciaires » — pour le nombre d’années civiles
comprises dans la période qui commence le 1¢ jan-
vier de ’année civile suivant celle au cours de la-
quelle le groupe existant cesse de produire de
I’électricité et se termine le 31 décembre de I’année
civile au cours de laquelle ce groupe atteint la fin
de sa vie utile. Si elle est autorisée, pour chaque
année civile comprise dans cette période, 1’applica-
tion du paragraphe 3(1) est différée, selon ce qui est
précisé dans la demande, a 1’égard du groupe béné-
ficiaire précisé et au cours de 1’année civile préci-
sée qui suit la fin de la vie utile de ce groupe.

(2) La demande ne peut étre présentée que si les
conditions ci-apres sont remplies :
a) le propriétaire du groupe mis en arrét détient
un titre de participation d’au moins 50 % dans
ce groupe et dans chaque groupe bénéficiaire
précisé;
b) le groupe mis en arrét et chaque groupe
bénéficiaire précisé sont situés dans la méme
province;
c) la capacité de production de chaque groupe
bénéficiaire précisé, au cours de 1’année civile
précédant celle ou la demande est présentée, est
égale ou inférieure a celle du groupe mis en arrét
au cours de I’année civile précédant la date ou ce
groupe cesse de produire de 1’électricité.

(3) La demande est présentée au plus tard le
31 mai de I’année civile précédant la plus rappro-
chée des années civiles qui y sont précisées et com-
porte les renseignements suivants :

a) chaque année civile comprise dans la période

visée au paragraphe (1);

b) pour chacune des années civiles visées a 1’ali-

néa a), le groupe bénéficiaire en cause;

¢) pour chaque groupe bénéficiaire en cause et a

I’égard de chacune de ces années civiles, 1’année

civile qui suit la fin de la vie utile de ce groupe

bénéficiaire et pour laquelle I’application diffé-
rée du paragraphe 3(1) est demandée;
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(d) indicate the registration number of the shut-
down unit and of each of the specified deferred
units; and

(e) include information, with supporting docu-
mentation, to demonstrate that the conditions of
paragraphs (2)(a) to (c) are satisfied.

(4) The Minister must, within 30 days after re-
ceiving the application, grant the deferral if the
following conditions are satisfied:

(a) the shut-down unit is not a substituted unit re-

ferred to in subsection 5(5);

(b) no deferred unit is a unit that is involved

in a temporary exemption granted under subsec-

tion 9(3); and

(c¢) the Minister is satisfied that the conditions of

paragraphs (2)(a) to (c) are satisfied;

(5) It is prohibited for any person to cause the
shut-down unit to recommence producing electri-
city after the application of subsection 3(1) is de-
ferred in respect of a specified deferred unit.

(6) The responsible person referred to in subsec-
tion (1) may change the specified deferred unit in
respect of a specified calendar year referred to in
paragraph (3)(c) by sending a notice to the Minister
if that specified calendar year is not one for which
the application of subsection 3(1) has been de-
ferred. The notice must include

(a) the registration number of the proposed new
specified deferred unit;

(b) the calendar year that begins after the end of
the useful life of the proposed new specified de-
ferred unit for which the application of subsec-
tion 3(1) is to be deferred; and

(c) information, with supporting documentation,
to demonstrate that the conditions of para-
graphs (2)(a) and (b) are satisfied in respect of
the proposed new specified deferred unit and the
condition of paragraph (2)(c) is satisfied in re-
spect of each specified deferred unit, including
the proposed new specified deferred unit, during
the calendar year preceding the day on which the
notification is sent.

(7) The Minister must, within 30 days after re-
ceiving the notification, allow the change if the
Minister is satisfied that the demonstration referred
to in subsection (6) has been made.

(8) Despite subsection (1), the deferral ceases to
have effect and subsection 3(1) applies in respect of
the specified deferred units as of the earliest of

(a) the calendar year that follows the calendar

year in which the application is made, if a shut-

down unit referred to in subsection (1) has not
ceased to produce electricity by January 1 of that
following calendar year,

(b) any calendar year in which a shut-down unit

referred to in subsection (1) recommences to

produce electricity,

d) le numéro d’enregistrement de chaque groupe
bénéficiaire et du groupe mis en arrét;

e) ceux établissant, documents a I’appui, que
les conditions visées aux alinéas (2)a) a c¢) sont
remplies.

(4) Le ministre autorise 1’application différée,
dans les trente jours suivant la réception de la de-
mande, si les conditions ci-apres sont remplies :

a) le groupe mis en arrét n’est pas un groupe

substitutif aux termes du paragraphe 5(5);

b) aucun groupe bénéficiaire n’entre en jeu dans

une exemption accordée conformément au para-

graphe 9(3);

¢) il est convaincu que les conditions prévues aux

alinéas (2)a) a c) sont remplies.

(5) Des lors que ’application différée du para-
graphe 3(1) est appliquée a 1’égard d’un groupe
bénéficiaire précisé, il est interdit de recommencer
a produire de I’électricité a partir du groupe mis en
arrét.

(6) La personne responsable qui souhaite rem-
placer le groupe bénéficiaire précisé dans sa de-
mande, a I’égard de toute année civile visée a 1’ali-
néa (3)c) qui n’en est pas une au cours de laquelle
ce groupe a bénéficié de 1’application différée,
transmet un avis au ministre qui comporte les ren-
seignements suivants :

a) le numéro d’enregistrement du groupe bénéfi-
ciaire de remplacement;

b) I’année civile qui suit la fin de la vie utile de
ce groupe bénéficiaire de remplacement et pour
laquelle I’application du paragraphe 3(1) sera
différée;

c) les renseignements établissant, documents a
I’appui, que les conditions des alinéas (2)a) et b)
a I’égard de ce groupe sont remplies et que celle
de I’alinéa 2c) a I’égard de chacun des groupes
bénéficiaires précisés dans la demande, y com-
pris le groupe bénéficiaire de remplacement, est
remplie a ’égard de 1’année civile précédant la
date ou I’avis est transmis.

(7) Le ministre autorise le remplacement, dans
les trente jours suivant la réception de I’avis, s’il est
convaincu que les renseignements fournis établis-
sent que les conditions prévues au paragraphe (6)
sont remplies.

(8) Malgré le paragraphe (1), I'application diffé-
rée prend fin a la plus rapprochée des années civiles
ci-aprés et le paragraphe 3(1) s’applique alors a
I’égard de tout groupe bénéficiaire précisé :

a) I’année civile qui suit celle ot la demande est

présentée, si le groupe mis en arrét visé au para-

graphe (1) continue de produire de I’é€lectricité le
1¥ janvier de cette année civile;

b) I’année civile au cours de laquelle tout groupe
mis en arrét aux termes du paragraphe (1) re-
commence a produire de 1’électricité;
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(c) the calendar year that follows the day on
which the Minister receives a notice from the re-
sponsible person for the shut-down unit and the
deferred units indicating that they wish the defer-
ral to no longer have an effect,

(d) the calendar year that follows the day on
which the condition of paragraph (2)(a) is no
longer satisfied, and

(e) the calendar year that follows a specified
calendar year referred to in paragraph (3)(c) in
which the specified deferred unit referred to in
that paragraph had a production capacity greater
than the production capacity of the shut-down
unit during the calendar year preceding the day
on which it ceased production.

EMERGENCY CIRCUMSTANCES

7. (1) A responsible person for a unit may, under
emergency circumstances described in subsec-
tion (2), apply to the Minister for an exemption
from the application of subsection 3(1) in respect of
the unit if the following conditions are satisfied:

(a) as a result of the emergency circumstances,

there is a disruption, or a significant risk of dis-

ruption, to the electricity supply in the province
where the unit is located; and

(b) the operation of the unit will end, decrease

the risk of, or mitigate the consequences of, the

disruption.

(2) An emergency circumstance is a circumstance

(a) that arises due to an extraordinary, unfore-
seen and irresistible event; or

(b) under which one or more of the measures re-
ferred to in paragraph 1(a) of the Regulations
Prescribing Circumstances for Granting Waivers
Pursuant to Section 147 of the Act has been
made or issued in the province where the unit is
located.

(3) The responsible person must, within 15 days
after the emergency circumstance arises, provide
the Minister with their application. The application
must include the unit’s registration number, the
date on which the emergency circumstance arose
and information, with supporting documentation, to
demonstrate that the conditions of paragraphs (1)(a)
and (b) are satisfied.

(4) The Minister must, within 30 days after re-
ceiving the application, grant the exemption if the
Minister is satisfied that the conditions of para-
graphs (1)(a) and (b) are satisfied.

(5) The exemption has effect as of the day on
which the emergency circumstance arose and
ceases to have effect on the earliest of

(a) the day that is 90 days after that day,
(b) the day specified by the Minister, and

¢) ’année civile qui suit la date de la réception
par le ministre d’un avis de la personne respon-
sable indiquant qu’elle ne souhaite plus se préva-
loir de 1’autorisation prévue au paragraphe (4);

d) T'année civile qui suit la date a laquelle
la condition prévue a l’alinéa (2)a) n’est plus
remplie;

e) I’année civile qui suit une année civile visée a
I’alinéa (3)c) et au cours de laquelle tout groupe
bénéficiaire visé a cet alinéa a eu une capacité de
production supérieure a celle du groupe mis en
arrét au cours de I’année civile précédant la date
ou ce groupe cesse de produire de 1’électricité.

SITUATIONS D’ URGENCE

7. (1) La personne responsable d’un groupe peut,
dans une situation d’urgence visée au paragra-
phe (2), présenter au ministre une demande
d’exemption de I’application du paragraphe 3(1) a
I’égard de ce groupe si les conditions ci-apres sont
réunies :

a) la situation d’urgence entraine une interrup-

tion ou un risque important d’interruption de

I’approvisionnement en électricité dans la pro-

vince ol ce groupe est situé;

b) I’exploitation du groupe permettra de réduire
le risque d’une telle interruption ou d’en atténuer
les conséquences ou de rétablir 1I’approvisionne-
ment en €lectricité, selon le cas.

(2) Une situation d’urgence résulte de 1’'une ou
I’autre des circonstances suivantes :

a) un cas de force majeure;

b) une circonstance dans laquelle 1’une ou 1’autre
des mesures visées a 1’alinéa 1a) du Reglement
prévoyant les circonstances donnant ouverture a
une exemption en vertu de ’article 147 de la Loi
a été prise au préalable dans la province ou le
groupe est situé.

(3) La personne responsable présente au minis-
tre, dans les quinze jours suivant la survenance de
la situation d’urgence, la demande d’exemption
comportant le numéro d’enregistrement du groupe
en cause, la date a laquelle la situation d’urgence
est survenue ainsi que les renseignements établis-
sant, documents a 1’appui, que les conditions pré-
vues aux alinéas (1)a) et b) sont réunies.

(4) S’il est convaincu que les conditions visées
aux alinéas (1)a) et b) sont réunies, le ministre ac-
corde I’exemption dans les trente jours suivant la
réception de la demande.

(5) L’exemption est valide a compter de la date a
laquelle la situation d’urgence est survenue jusqu’a
la plus rapprochée des dates suivantes :

a) le quatre-vingt-dixieéme jour suivant cette date;
b) la date fixée par le ministre;
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(c) the earlier of

(i) the day on which the event referred to in
paragraph (2)(a) ceases to cause a disruption,
or a significant risk of disruption, to the elec-
tricity supply in the province where the unit is
located, and

(ii) the day on which the measure, if any,
referred to in paragraph (2)(b) ceases to be in
effect.

8. (1) If paragraphs 7(1)(a) and (b) will continue
to apply on and after the day on which an exemp-
tion granted under subsection 7(4) is to cease to
have effect, the responsible person may, before that
day, apply to the Minister for an extension of the
exemption.

(2) The application must include the unit’s regis-
tration number and information, with supporting
documentation, to demonstrate that

(a) paragraphs 7(1)(a@) and (b) will continue to

apply after the day on which the exemption is to

cease to have effect; and

(b) steps — other than the operation of the unit

during the period of the exemption — have been,

and are being, taken to end, decrease the risk of,
or mitigate the consequences of, the disruption.

(3) The Minister must, within 15 days after re-
ceiving the application, grant the extension if the
Minister is satisfied that paragraphs (2)(a) and (b)
have been demonstrated.

(4) The extension ceases to have effect on the
earliest of

(a) the day that is 90 days after the day on which

the application for the extension was made,

(b) the day specified by the Minister, and

(c) the day referred to in paragraph 7(5)(c).

CARBON CAPTURE AND STORAGE

Temporary Exemption — System to be Constructed

9. (1) A responsible person for a new unit or an
old unit may apply to the Minister for a temporary
exemption from the application of subsection 3(1)
in respect of the unit if

(a) in the case of a new unit, the unit is designed

to permit its integration with a carbon capture

and storage system; and

(b) in the case of an old unit, the unit may be

retrofitted to permit its integration with a carbon

capture and storage system.

(2) The application must indicate the unit’s regis-
tration number and include the following support-
ing documents and information:

(a) a declaration that includes statements indicat-

ing that

(i) based on the economic feasibility study
referred to in paragraph (), the unit, when

¢) celle des dates ci-aprés qui est antérieure a
I’autre :
(1) la date a laquelle la circonstance visée a
I’alinéa (2)a) cesse d’entrainer I’interruption,
ou un risque important d’interruption, de I’ap-
provisionnement en électricité dans la pro-
vince ou ce groupe est situé,
(ii) la date a laquelle la mesure visée a 1’ali-
néa (2)b) cesse de s’appliquer.

8. (1) Si les conditions prévues aux ali-
néas 7(1)a) et b) persistent au-dela de la durée de
I’exemption accordée au titre du paragraphe 7(4), la
personne responsable peut, avant 1’expiration de
I’exemption, présenter au ministre une demande de
prolongation de celle-ci.

(2) La demande comporte le numéro d’enregis-
trement du groupe en cause ainsi que les rensei-
gnements établissant, documents a 1’appui :

a) d’une part, que les alinéas 7(1)a) et b) conti-

nueront de s’appliquer apres 1’expiration de

I’exemption accordée au titre du paragraphe 7(4);

b) d’autre part, que des mesures — autres que

I’exploitation du groupe pendant la durée de

I’exemption — ont été prises et sont en voie

d’étre prises, afin de réduire le risque de 1’inter-

ruption ou d’en atténuer les conséquences ou de
rétablir I’approvisionnement en électricité, selon
le cas.

(3) S’il est convaincu que les éléments visés aux
alinéas (2)a) et b) sont établis, le ministre autorise
la prolongation de I’exemption dans les quinze
jours suivant la réception de la demande.

(4) La prolongation est valide jusqu’a la plus
rapprochée des dates suivantes :

a) le quatre-vingt-dixieme jour suivant la date a

laquelle la demande a été présentée;

b) la date fixée par le ministre;

¢) la date visée a I’alinéa 7(5)c).

CAPTAGE ET SEQUESTRATION DE CARBONE

Exemption temporaire — systeme a construire

9. (1) La personne responsable d’un groupe nou-
veau ou d’un groupe en fin de vie utile peut présen-
ter au ministre une demande d’exemption tempo-
raire de I’application du paragraphe 3(1) a 1’égard
du groupe en cause si :

a) s’agissant d’'un groupe nouveau, celui-ci est

congu pour permettre 1’intégration d’un systeme

de captage et de séquestration de carbone;

b) s’agissant d’un groupe en fin de vie utile,

celui-ci peut étre adapté pour permettre 1’ intégra-

tion d’un tel systeme.

(2) La demande comporte le numéro d’enregis-
trement du groupe en cause ainsi que les rensei-
gnements et documents a 1’appui suivants :

a) une déclaration comportant les éléments

suivants :

(1) une mention portant qu’a la connaissance
de la personne responsable et selon ce qu’elle
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operating with an integrated carbon capture
and storage system is, to the best of the re-
sponsible person’s knowledge and belief, eco-
nomically viable, and
(ii) based on the technical feasibility study re-
ferred to in paragraph (c¢) and the implemen-
tation plan referred to in paragraph (e), the
responsible person expects to satisfy the re-
quirements set out in section 10 and, as a re-
sult, to be in compliance with subsection 3(1)
by January 1, 2025;
(b) an economic feasibility study that demon-
strates the economic viability of the unit when it
operates with an integrated carbon capture and
storage system and that
(i) provides project cost estimates, with their
margin of error, for the construction of the in-
tegrated carbon capture and storage system,
and
(ii) identifies the source of financing for that
construction;
(c) a technical feasibility study that establish-
es — based on information referred to in Sched-
ule 2 related to the capture, transportation and
storage elements of the carbon capture and stor-
age system — that there are no insurmountable
technical barriers to carrying out the following
activities:
(i) capturing a sufficient volume of CO, emis-
sions from the combustion of fossil fuels in the
unit to enable the responsible person to com-
ply with subsection 3(1),
(ii) transporting the captured CO, emissions to
suitable geological sites for storage, and
(iii) storing the captured CO, emissions in
those suitable geological sites;
(d) a description of any work that has been done
to satisfy the requirements set out in section 10,
along with the information referred to in Sched-
ule 3 with respect to that work; and
(e) an implementation plan that provides a de-
scription of the work to be done, with a schedule
for the steps necessary to achieve the following
objectives:
(i) satisfaction of the requirements set out in
section 10, and
(ii) compliance of the responsible person with
subsection 3(1) by January 1, 2025 when the
unit is operating with an integrated carbon
capture and storage system that captures CO,
emissions from the combustion of fossil fuels
in the unit in accordance with the laws of Can-
ada or a province that regulate that capture and
that transports and stores those emissions in
accordance with the laws of Canada or a prov-
ince, or of the United States or one of its
states, that regulate that transportation or stor-
age, as the case may be.

tient pour véridique 1I’étude de faisabilité visée
a I’alinéa b) démontre la viabilité économique
du groupe une fois intégré le systéme de cap-
tage et de séquestration de carbone,

(ii) une mention portant que, selon I’étude de
faisabilité visée a I’alinéa c) et le plan de mise
en ceuvre visé a I’alinéa e), elle prévoit respec-
ter les exigences prévues a I’article 10 afin de
se conformer au paragraphe 3(1) au plus tard
le 1¥ janvier 2025;

b) une étude de faisabilité démontrant la viabilité
économique du groupe une fois intégré le sys-
teme de captage et de séquestration de carbone et
comportant les éléments suivants :

(i) une estimation des cofits du projet de cons-
truction du systeme de captage et de séquestra-
tion de carbone intégré au groupe, y compris
la marge d’erreur applicable a cette estimation,

(ii) les sources de financement;

¢) une étude de faisabilité technique démontrant,
d’apreés les renseignements énumérés a 1’an-
nexe 2 portant sur les éléments de captage, de
transport et de séquestration du systeme de cap-
tage et de séquestration de carbone, qu’aucun
obstacle technique insurmontable n’empéche la
réalisation des activités suivantes :

(i) capter un volume suffisant d’émissions de
CO, provenant de la combustion de combusti-
bles fossiles a partir du groupe pour permettre
a la personne responsable de se conformer au
paragraphe 3(1),
(ii) transporter vers des sites de séquestration
géologique adéquats les émissions de CO,
captées,
(iii) séquestrer dans ces sites les émissions de
CO, captées;
d) une description des travaux réalisés afin de
respecter les exigences prévues a l’article 10,
accompagnée des renseignements énumérés a
I’annexe 3 qui ont trait a la réalisation de ces
travaux;

e) un plan de mise en ceuvre comportant une
description des travaux a réaliser, pour permettre
d’atteindre les objectifs ci-apres, accompagné
d’un échéancier des principales étapes de leur
réalisation :

(1) le respect des exigences prévues a 1’arti-
cle 10,

(i1) la conformité de la personne responsable
avec le paragraphe 3(1) au plus tard le 1% jan-
vier 2025, ceci une fois intégré le systeme de
captage et de séquestration de carbone qui
capte les émissions de CO, provenant de la
combustion de combustibles fossiles par le
groupe conformément aux regles de droit
applicables du Canada ou de la province qui
réglemente cette activité et les transporte et
séquestre conformément aux regles de droit
applicables du Canada ou de la province qui
réglemente ces activités ou a celles des Etats-
Unis ou d’un de ses Etats, lorsque ces activités
y sont réglementées.
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Granting of
temporary
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Duration

Requirements

Implementation
report

(3) The Minister must, within 120 days after re-
ceiving the application, grant the temporary exemp-
tion if

(a) the application includes the documents re-

ferred to in subsection (2); and

(b) the information contained in those documents

can reasonably be regarded as establishing that

(1) the unit, when operating with an integrated
carbon capture and storage system, will be
economically viable,

(i) the capture, transportation and storage
elements of the carbon capture and storage
system will be technically feasible,

(iii) if applicable, a requirement set out in sec-
tion 10 has been satisfied by work done before
the application was made, and

(iv) the responsible person will satisfy the re-
quirements set out in section 10 and, as a re-
sult, will be in compliance with subsec-
tion 3(1) by January 1, 2025 when the unit is
operating with an integrated carbon capture
and storage system.

(4) A temporary exemption, unless revoked
under section 13, remains in effect until Decem-
ber 31, 2024.

10. A responsible person who has been granted
a temporary exemption in respect of a unit
under subsection 9(3) must satisfy the following
requirements:

(a) carry out a front end engineering design study
is to be carried out by January 1, 2020;

(b) purchase any major equipment that is neces-
sary for the capture element is to be purchased
by January 1, 2021;

(c) enter into any contract required for the trans-
portation and storage of CO, emissions from the
unit is to be entered into by January 1, 2022;

(d) take all necessary steps to obtain all permits
or approvals required in relation to the construc-
tion of the capture element are to be taken by
January 1, 2022; and

(e) ensure that the unit, when operating with an
integrated carbon capture and storage system,
captures CO, emissions from the combustion of
fossil fuels in the unit in accordance with the
laws of Canada or a province that regulate that
capture and transports and stores those emissions
in accordance with the laws of Canada or a prov-
ince, or of the United States or one of its states,
that regulate that transportation or storage, as the
case may be, by January 1, 2024.

11. (1) A responsible person who has been
granted a temporary exemption in respect of a unit
must, for each calendar year following the granting
of the temporary exemption, provide the Minister

(3) Le ministre autorise 1’exemption temporaire
dans les cent vingt jours suivant la réception de la
demande, si les conditions ci-apres sont réunies :

a) la personne responsable a fourni les docu-
ments visés au paragraphe (2);

b) les renseignements contenus dans ces docu-
ments peuvent raisonnablement étre considérés
comme établissant :

(i) la viabilité économique du groupe une fois
intégré le systeme de captage et de séquestra-
tion de carbone,

(ii) la faisabilité technique des éléments de
captage, de transport et de séquestration du
systtme de captage et de séquestration de
carbone,

(iii) le cas échéant, le respect d’une exigence
prévue a larticle 10 a la suite de travaux
achevés avant la demande,

(iv) la conformité de la personne responsable
avec les exigences prévues a l’article 10 afin
de se conformer au paragraphe 3(1) au plus
tard le 1% janvier 2025, ceci une fois intégré le
systtme de captage et de séquestration de
carbone.

(4) L’exemption temporaire est levée le 31 dé-
cembre 2024, sauf si elle est antérieurement révo-
quée conformément a I’article 13.

10. La personne responsable qui est titulaire
d’une exemption temporaire accordée, a 1’égard
d’un groupe, aux termes du paragraphe 9(3) doit :

a) réaliser une étude d’ingénierie d’avant-projet

détaillé, au plus tard le 17 janvier 2020;

b) acheter tous les équipements majeurs néces-

saires pour 1’élément de captage, au plus tard le

1¢" janvier 2021;

¢) conclure tout contrat nécessaire au transport et
a la séquestration des émissions de CO, prove-
nant du groupe, au plus tard le 1 janvier 2022;

d) prendre toutes les dispositions nécessaires afin
d’obtenir les permis ou autorisations préalables a
la construction de I’élément de captage, au plus
tard le 1 janvier 2022;

e) veiller a ce que le systeme de captage et de sé-
questration de carbone intégré au groupe capte
les émissions de CO, provenant de la combustion
des combustibles fossiles par le groupe confor-
mément aux regles de droit applicables du Cana-
da ou de la province qui réglemente cette activité
et les transporte et les séquestre conformément
aux regles de droit applicables du Canada ou de
la province qui réglemente ces activités ou a cel-
les des Etats-Unis ou d’un de ses Etats, lorsque
ces activités y sont réglementées, au plus tard le
1¥ janvier 2024.

11. (1) La personne responsable qui est titulaire
d’une exemption temporaire a I’égard d’un groupe
fournit au ministre, pour chaque année civile sui-
vant celle ou I’exemption a été accordée, un rapport

Autorisation

Durée

Exigences
rattachées a
I’exemption

Rapport de
mise en ceuvre

1965



2012-09-12 Canada Gazette Part 11, Vol. 146, No. 19

Gazette du Canada Partie I, Vol. 146, n° 19 SOR/DORS/2012-167

Due date

Updated
information

1966

with an implementation report that indicates the

unit’s registration number and includes supporting

documents that contain the following information:
(a) the steps taken during that year to construct
the capture, transportation and storage elements
of the carbon capture and storage system and to
integrate those elements with the unit;
(b) any requirement set out in section 10 that was
satisfied during that year, along with the infor-
mation and documents referred to in Schedule 3;
(c) a description of the manner in which those
steps were carried out or those requirements
were satisfied;
(d) any changes, with respect to the information
most recently provided to the Minister, to the
proposed engineering design for the capture ele-
ment, to the preferred transportation methods or
routes or to the preferred storage sites, for the
carbon capture and storage system; and

(e) a description of any steps necessary, with a
schedule for those steps, to achieve the following
objectives:

(1) the satisfaction of any requirements set out
in section 10 that remain to be satisfied, and

(ii) the compliance of the responsible person
with subsection 3(1) by January 1, 2025 when
the unit is operating with an integrated carbon
capture and storage system that captures CO,
emissions from the combustion of fossil fuels
in the unit in accordance with laws of Canada
or a province that regulate that capture and
transports and stores those emissions in ac-
cordance with laws of Canada or a province,
or of the United States or one of its states, that
regulate, as the case may be, that transporta-
tion or storage.

(2) The implementation report must be provided
by March 31 of the calendar year that follows the
calendar year in question.

12. If any event occurs or any circumstance
arises that may prejudice the ability of the respon-
sible person to achieve an objective referred to in
paragraph 11(1)(e), the responsible person must
send to the Minister, without delay, a notice that
indicates the unit’s registration number and con-
tains the following information:

(a) a description of the event or circumstance and

the nature of the prejudice;

(b) an explanation of how the prejudice is to be

overcome in order to ensure that the objective

will be achieved; and

(c) in relation to that explanation, an update to

any information previously provided to the Min-

ister under paragraphs 11(1)(c) to (e), together
with any necessary supporting documents.

de mise en ceuvre comportant le numéro d’enregis-
trement de ce groupe ainsi que les renseignements
ci-apres, documents a 1’appui :
a) une mention des étapes de la construction des
éléments de capture, de transport et de séquestra-
tion du systeme de captage et de séquestration de
carbone et de leur intégration au groupe, réali-
sées au cours de 1’année en cause;

b) une mention des exigences prévues a 1’arti-
cle 10 qui ont été respectées au cours de cette
année, accompagnée des renseignements ou do-
cuments énumérés a 1’annexe 3;

¢) une description des mesures prises pour réali-
ser ces étapes et de celles prises pour respecter
ces exigences;

d) toute modification apportée aux renseigne-
ments fournis préalablement au ministre a 1’égard
de la conception technique proposée pour 1’élé-
ment de captage, des méthodes ou des routes pri-
vilégiées pour le transport ou des sites de sé-
questration privilégiés du systeme de captage et
de séquestration de carbone;
e) une description des mesures a prendre, pour
permettre d’atteindre les objectifs ci-apres, ac-
compagné d’un échéancier :
(1) le respect des exigences visées a ’article 10
qui n’ont pas encore été respectées,

(ii) la conformité de la personne responsable
avec le paragraphe 3(1) au plus tard le 1 jan-
vier 2025 une fois intégré au groupele systéme
de captage et de séquestration de carbone
qui capte les émissions de CO, provenant de la
combustion de combustibles fossiles par le
groupe conformément aux regles de droit
applicables du Canada ou de la province qui
réglemente cette activité et les transporte et
séquestre conformément aux régles de droit
applicables du Canada ou de la province qui
réglemente ces activités ou a celles des Etats-
Unis ou d’un de ses Etats, lorsque ces activités
y sont réglementées.

(2) Le rapport de mise en ceuvre est fourni au
ministre au plus tard le 31 mars de 1’année civile
suivant I’année civile en cause.

12. En cas de circonstance ou d’événement pou-
vant limiter la capacité de la personne responsable
d’atteindre les objectifs visés a 1’alinéa 11(1)e), la
personne responsable transmet au ministre, sans
délai, un avis comportant le numéro d’enregistre-
ment du groupe en cause ainsi que les renseigne-
ments suivants :

a) une description de la circonstance ou de 1’évé-
nement en question et la nature de la limitation;

b) une explication des solutions envisagées qui
permettront d’atteindre ces objectifs;

¢) a I’égard de cette explication, une mise a jour
des renseignements visés aux alinéas 11(1)c) a e)
qui ont été fournis au ministre, documents a
I’appui.

Date de
présentation

Mise a jour des
renseignements
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Reasons and
representations

Exemption

13. (1) The Minister must revoke a temporary
exemption granted under subsection 9(3) if

(a) the responsible person does not satisfy a re-
quirement set out in section 10; or

(b) any information indicated or contained in the
application for the temporary exemption, in an
implementation report referred to in section 11 or
in a notice referred to in section 12 is false or
misleading.

(2) The Minister may revoke the temporary
exemption if
(a) the responsible person has not provided an
implementation report in accordance with sec-
tion 11;
(D) there are reasonable grounds for the Minister
to believe that the carbon capture and storage
system will not operate so as to capture, transport
and store CO, emissions as described in para-
graph 10(e) by the date referred to in that para-
graph; or
(c) there are reasonable grounds for the Minister
to believe that the responsible person will not
emit CO, from the combustion of fossil fuels in
the unit in accordance with subsection 3(1) by
January 1, 2025.

(3) The Minister must not revoke the temporary
exemption under subsection (1) or (2) unless the
Minister has provided the responsible person with

(a) written reasons for the proposed revocation;

and

(b) an opportunity to be heard, by written rep-
resentation, in respect of the proposed
revocation.

Twenty-four Month Exemption —
Existing Unit with System

14. (1) A responsible person for an old unit may,
on application made to the Minister, be exempted
from the application of subsection 3(1) in respect of
the old unit for a period of 24 consecutive months
that begins on January 1 of the calendar year that
follows the calendar year in which the application
is made if the following conditions are satisfied:

(a) an existing unit and the old unit have a com-

mon owner who has a ownership interest of 50%

or more in each of those two units;

(b) the production capacity of the existing unit,

during the calendar year preceding the calendar

year in which the application is made, was equal
to or greater than the production capacity of the
old unit during that preceding calendar year;

(c) the existing unit and the old unit are located
in the same province;

(d) the quantity of CO, emissions from the com-
bustion of fossil fuels in the existing unit are de-
termined in an accordance with a system or
method referred to in subsection 20(1);

13. (1) Le ministre révoque 1’exemption tempo-
raire accordée conformément au paragraphe 9(3)
dans les cas suivants :

a) la personne responsable ne respecte pas 1’une
ou I’autre des exigences prévues a ’article 10;

b) certains renseignements fournis lors de la de-
mande ou dans le rapport de mise en ceuvre visé
a l’article 11 ou dans ’avis visé a D’article 12,
sont faux ou trompeurs.

(2) Le ministre peut révoquer 1’exemption tem-
poraire dans les cas suivants :

a) la personne responsable n’a pas fourni le rap-

port de mise en ceuvre conformément a 1’arti-

cle 11;

b) le ministre a des motifs raisonnables de croire
que le systeme de captage et de séquestration de
carbone ne sera pas en mesure de capter, de
transporter et de séquestrer les émissions de CO,
provenant du groupe en cause conformément a
I’alinéa 10e) dans le délai qui y est prévu,

¢) le ministre a des motifs raisonnables de croire
que la personne responsable ne sera pas en me-
sure, au 1 janvier 2025, de respecter la limite
d’intensité des émissions de CO, provenant de
la combustion de combustibles fossiles par le
groupe conformément au paragraphe 3(1).

(3) Le ministre ne peut révoquer 1’exemption
temporaire au titre des paragraphes (1) ou (2) que
s’il prend les mesures suivantes :

a) il avise au préalable par écrit la personne res-

ponsable des motifs de la révocation projetée;

b) il lui donne la possibilité de présenter des ob-

servations par écrit a cet égard.

Exemption de vingt-quatre mois — groupe
existant avec systeme construit

14. (1) La personne responsable d’un groupe en
fin de vie utile peut étre exemptée, sur demande
présentée au ministre, de 1’application du paragra-
phe 3(1) a I’égard de ce groupe pour une période de
vingt-quatre mois consécutifs débutant le 1 janvier
de I’année civile suivant celle ou la demande a été
présentée si les conditions ci-apres sont réunies :

a) le propriétaire du groupe en cause détient un

titre de participation d’au moins 50 % dans ce

groupe et dans un groupe existant;

b) la capacité de production du groupe existant,

au cours de I’année civile précédant celle ou la

demande est présentée, est égale ou supérieure a

celle du groupe en fin de vie utile au cours de la

méme année civile;

¢) le groupe en fin de vie utile et le groupe exis-

tant sont situés dans la méme province;

d) la quantité des émissions de CO, provenant de

la combustion de combustibles fossiles par le

groupe existant est déterminé selon un systeme

ou une méthode visés au paragraphe 20(1);

Révocation —
non-respect
d’exigences ou
renseignements
trompeurs

Révocation —
rapport non
fourni ou
motifs
raisonnables

Avis préalable
et observations

Exemption

1967
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(e) the quantity of CO, emissions from the com-
bustion of fossil fuels in the existing unit that are
captured, transported and stored is determined
using a direct measure of the flow of, and the
concentration of CO, in, the emissions from that
combustion of fuel;

(f) the emissions referred to in paragraph (e) are
captured in accordance with the laws of Canada
or a province that regulate that capture and are
transported and stored in accordance with the
laws of Canada or a province, or of the United
States or one of its states, that regulate that trans-
portation or storage, as the case may be;

(g) the emissions referred to in paragraph (e) are
captured, transported and stored for a period of
seven consecutive calendar years;

(h) the emissions referred to in paragraph (e)
comprise at least 30% of the quantity of CO,
emissions produced from the combustion of fos-
sil fuels in the existing unit for each calendar
year during that seven-year period; and

(i) the existing unit does not reach the end of its
useful life during that seven-year period.

(2) A responsible person for an old unit must
apply for the exemption before September 1 of the
calendar year preceding the calendar year for which
the exemption is sought.

(3) The application must include the registration
number of the old unit and of the existing unit and
information, with supporting documentation, to
demonstrate that

(a) the conditions of paragraphs (1)(a) to (f), (h)

and (i) are satisfied; and

(b) at least 30 consecutive months of the period

referred to in paragraph (g) have occurred before

the day on which the application is made.

(4) The Minister must, within 30 days after re-
ceiving the application, grant the exemption if

(a) no exemption referred to in subsection (1)

has been previously granted in respect of the old

unit;

(b) no exemption referred to in subsection (1)

that involved the existing unit has been previ-

ously granted;

(c) the existing unit referred to in subsection (1)

is not a substituted unit referred to in subsec-

tion 5(5); and

(d) the Minister is satisfied that the requirements

set out in subsection (3) are satisfied.

(5) A responsible person who has been exempted
under subsection (4) in respect of an existing unit
must ensure that the conditions of paragraphs (1)(a)
to (f), (h) and (i) are satisfied for the portion of the
period referred to in paragraph (1)(g) that remains
after the occurrence of the period of consecutive
months described in paragraph (3)(b).

e) la quantité des émissions de CO, provenant de
la combustion de combustibles fossiles par le
groupe existant qui sont captées, transportées et
séquestrées est déterminée a 1’aide d’une mesure
directe du débit des émissions provenant de cette
combustion et de leur concentration en CO,;

/) ces émissions sont captées conformément aux
regles de droit applicables du Canada ou de la
province qui réglemente cette activité et trans-
portées et séquestrées conformément aux regles
de droit applicables du Canada ou de la province
qui réglemente ces activités ou a celles des Etats-
Unis ou d’un de ses Etats, lorsque ces activités y
sont réglementées;

g) elles sont également captées, transportées et
séquestrées pendant une période de sept années
civiles consécutives;

h) elles représentent en outre au moins 30 % de
la quantité des émissions de CO, provenant de
la combustion de combustibles fossiles par le
groupe existant au cours de chaque année civile
comprise dans cette période;

i) le groupe existant n’atteint pas la fin de sa vie
utile au cours de la période en question.

(2) La personne responsable d’un groupe en fin
de vie utile présente la demande d’exemption avant
le 1 septembre de I’année civile précédant celle
pour laquelle I’exemption est demandée.

(3) La demande comporte le numéro d’enregis-
trement du groupe en fin de vie utile et du groupe
existant ainsi que les renseignements établissant,
documents a I’appui :

a) que les conditions prévues aux alinéas (1)a)
af), h) et i) sont remplies;

b) qu’au moins trente mois consécutifs au cours
de la période visée a I’alinéa g) se sont écoulés
avant la date a laquelle la demande est présentée.

(4) Le ministre accorde 1’exemption, dans les
trente jours suivant la réception de la demande, si
les conditions ci-apres sont remplies :

a) le groupe en fin de vie utile n’a pas pré-

cédemment fait 1’objet de I’exemption prévue au

paragraphe (1);

b) le groupe existant n’entre pas en jeu dans

une exemption accordée précédemment confor-

mément au paragraphe (1);

c) le groupe existant visé au paragraphe (1) n’est

pas un groupe substitutif aux termes du paragra-

phe 5(5);

d) il est convaincu que les conditions prévues au

paragraphe (3) sont remplies.

(5) La personne responsable d’un groupe existant
qui bénéficie d’une exemption au titre du paragra-
phe (4) veille a ce que les conditions prévues aux
alinéas (1)a) a f), h) et i) soient remplies pour le
reste de la période visée a 1’alinéa (1)g) une fois
écoulée la période de trente mois consécutifs visée
al’alinéa (3)b).

Demande

Renseignements
et documents

Autorisation

Obligation de
capter 30 %
des émissions
de CO,
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PART 2

REPORTING, SENDING, RECORDING
AND RETENTION OF INFORMATION

15. For each calendar year, a responsible person
for each of the following units must, on or before
June 1 that follows that calendar year, send an an-
nual report to the Minister that contains the infor-
mation set out in Schedule 4:

(a) a new unit;

(b) an old unit;

(¢) a substituted unit referred to in subsec-

tion 5(5);

(d) an existing unit referred to in subsec-

tion 14(1), if that calendar year is a calendar year

included in the remaining portion of the seven

consecutive calendar years referred to in subsec-
tion 14(5).

16. (1) A report or notice that is required, or an
application that is made, under these Regulations
must be sent electronically in the form and format
specified by the Minister and must bear the elec-
tronic signature of an authorized official of the re-
sponsible person.

(2) If the Minister has not specified an electronic
form and format or if it is impractical to send the
report, notice or application electronically in ac-
cordance with subsection (1) because of circum-
stances beyond the person’s control, the report,
notice or application must be sent on paper, signed
by an authorized official of the responsible person,
and in the form and format specified by the Minis-
ter. However, if no form and format have been so
specified, it may be in any form and format.

17. (1) A responsible person for a unit must
make a record

(a) of any notice referred to in subsection 4(3),
5(6) or 6(6) or section 12 that was sent to the
Minister and the information that was contained
in it, as well as any supporting documents;

(b) of any application referred to in subsec-
tion 5(3), 6(3), 7(3), 8(2), 9(2) or 14(3) and the
information referred to in the subsection, as well
as any supporting documents;

(c) of every direct measure of the flow of, and
the concentration of CO, in, emissions referred
to in paragraph 14(1)(e), subsection 20(2) and
the descriptions of E, ... in subsection 21(1) and
of E. in section 22;

(d) of every measurement and calculation used to
determine a value of an element of a formula set
out in any of sections 19 and 21 to 24;

(e) that demonstrates that any meter referred to in
section 19 complies with the requirements of the
Electricity and Gas Inspection Act and the Elec-
tricity and Gas Inspection Regulations, including
a certificate referred to in section 14 of that Act;

PARTIE 2

RAPPORTS, TRANSMISSION,
CONSIGNATION ET CONSERVATION
DES RENSEIGNEMENTS

15. Pour chaque année civile, la personne res-
ponsable de 1'un ou 'autre des groupes ci-apres
transmet au ministre un rapport comportant les
renseignements énumérés a 1’annexe 4 pour I’année
civile en cause, au plus tard le 1* juin suivant la fin
de cette année :

a) un groupe nouveau,

b) un groupe en fin de vie utile;

¢) un groupe substitutif visé au paragraphe 5(5);
d) un groupe existant visé au paragraphe 14(1), si
I’année civile en cause est comprise dans le reste
de la période de sept années civiles consécutives
prévue au paragraphe 14(5).

16. (1) Les rapports, avis et demandes au minis-
tre prévus par le présent réglement sont transmis
électroniquement en la forme précisée par le minis-
tre et portent la signature électronique de 1’agent
autorisé de la personne responsable.

(2) Si le ministre n’a pas précisé de forme au titre
du paragraphe (1) ou si, en raison de circonstances
indépendantes de sa volonté, la personne qui trans-
met un rapport ou un avis ou qui présente une de-
mande n’est pas en mesure de le faire confor-
mément a ce paragraphe, elle le transmet ou la
présente sur support papier, signé par son agent
autorisé, en la forme précisée par le ministre, le cas
échéant.

17. (1) La personne responsable d’un groupe
verse aux dossiers les renseignements et documents
suivants :

a) le cas échéant, une copie de ’avis visé aux
paragraphes 4(3), 5(6) ou 6(6) ou a l’article 12
qui a été transmis au ministre et des renseigne-
ments qu’il comporte, y compris une copie des
documents fournis a 1’appui;

b) une copie de toute demande visée aux para-
graphes 5(3), 6(3), 7(3), 8(2), 9(2) ou 14(3) et
des renseignements qu’elle comporte, y compris
une copie des documents fournis a 1’appui;

¢) les mesures directes du débit et de la concen-
tration en CO, des émissions visées a I’ali-
néa 14(1)e) et au paragraphe 20(2), ainsi que
celles visées par la variable E,,, ., au paragra-
phe 21(1) et la variable E, a I’article 22;

d) un relevé des mesures et une description des
calculs effectués pour déterminer la valeur de
chacune des variables des formules prévues aux
articles 19 et 21 a 24;

e) les renseignements établissant que les comp-
teurs visés a I’article 19 répondent aux exigences

Rapport annuel

Rapports, avis
et demandes
électroniques

Support papier

Conservation

1969
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When records
made

Retention of
records and
reports

Change of
address

Electricity

1970

(f) for each calendar year during which a respon-
sible person used a continuous emission monitor-
ing system referred to in paragraph 20(1)(a), of
any document, record or information referred to
in section 8 of the Reference Method;

(g) that demonstrates that the installation, main-
tenance and calibration of measuring devices re-
ferred to in subsection 25(1) was in accordance
with that subsection and subsection 25(3) and of
every calibration referred to in subsection 25(2);
and

(h) of the results of the analysis of every sample
collected in accordance with section 27.

(2) Records referred to in paragraphs (1)(c) to (h)
must be made as soon as feasible but not later
than 30 days after the information to be recorded
becomes available.

18. (1) A responsible person who is required
under these Regulations to make a record or send a
report or notice must keep the record or a copy of
the report or notice, as well as any supporting
documents that relate to the information contained
in that record or copy, for at least seven years after
they make the record or send the report or notice.
The record or copy must be kept at the person’s
principal place of business in Canada or at any
other place in Canada where it can be inspected. If
the record or copy is kept at any of those other
places, the person must provide the Minister with
the civic address of that other place.

(2) If the civic address referred to in subsec-
tion (1) changes, the responsible person must notify
the minister in writing within 30 days after the
change.

PART 3

QUANTIFICATION RULES

PRODUCTION OF ELECTRICITY

19. (1) The quantity of electricity referred to in
paragraph 3(2)(a) is to be determined in accordance
with the following formula:

Ggross - Gaux

where

Ggross i the gross quantity of electricity that is
produced by the unit during the calendar
year, expressed in GWh and measured at the
electrical terminals of the generators of the
unit using meters that comply with the
requirements of the Electricity and Gas
Inspection Act and the Electricity and Gas
Inspection Regulations; and

de la Loi sur l'inspection de I'électricité et du
gaz et du Reglement sur ’inspection de 1’électri-
cité et du gaz, y compris le certificat visé a 1’ar-
ticle 14 de cette loi;

/) al’égard de chaque année civile au cours de
laquelle la personne responsable utilise un sys-
téme de mesure et d’enregistrement en continu
des émissions visé a I’alinéa 20(1)a), les rensei-
gnements et les documents visés a la section 8 de
la Méthode de référence;

g) les renseignements établissant que I’installa-
tion, I’entretien et 1’étalonnage visés au paragra-
phe 25(1) sont faits conformément a ce para-
graphe et que les instruments de mesure sont
conformes au paragraphe 25(3), ainsi que tout
étalonnage visé au paragraphe 25(2);

h) le résultat d’analyse de chaque échantillon
prélevé conformément a 1’article 27.

(2) Les renseignements et documents visés aux
alinéas (1)c) a h) sont versés aux dossiers des que
possible, mais au plus tard trente jours apres le
moment ol ils sont accessibles.

18. (1) Toute personne responsable tenue de ver-
ser aux dossiers des renseignements ou documents
ou de transmettre un rapport ou un avis en applica-
tion du présent réglement doit conserver les rensei-
gnements en cause ou la copie du rapport ou de
I’avis, ainsi que tout document a I’appui, pendant
au moins sept ans apreés les avoir versés aux dos-
siers ou, s’agissant des rapports ou avis, les avoir
transmis. Les renseignements, les documents et les
copies sont conservés a I’établissement principal de
la personne au Canada ou en tout autre lieu au Ca-
nada ou ils peuvent étre examinés. Dans ce dernier
cas, la personne informe le ministre de 1’adresse
municipale du lieu.

(2) Le ministre doit &tre avisé par écrit du
changement d’adresse municipale du lieu visé au
paragraphe (1) dans les trente jours suivant le
changement.

PARTIE 3

REGLES DE QUANTIFICATION

PRODUCTION D’ELECTRICITE

19. (1) La quantité d’électricité visée a 1’ali-
néa 3(2)a) est calculée conformément a la formule
suivante :

Gbrute - Gaux

ou:

Gpee représente la quantité brute d’é€lectricité pro-
duite par ce groupe au cours de I’année
civile, exprimée en GWh, mesurée aux
bornes électriques de tous les générateurs du
groupe a 1’aide de compteurs qui répondent
aux exigences de la Loi sur l'inspection de
Uélectricité et du gaz et du Reglement sur
Uinspection de I’électricité et du gaz;

Consignation

Conservation
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renseignements
et des rapports
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d’adresse

Quantité
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G, is the quantity of electricity that is used by
the power plant in which the unit is located
during the calendar year to operate
infrastructure and equipment that is attributed
to the unit for electricity generation and for
separation, but not for pressurization, of CO,,
expressed in GWh , determined in accord-
ance with an appropriate method of attribu-
tion, based on data collected using meters
that comply with the requirements of the
Electricity and Gas Inspection Act and the
Electricity and Gas Inspection Regulations.

Same method (2) Once a method of attribution is used to make
;’i;:g‘ﬁ‘;;‘fn " the determination referred to in the description of
yea}sq G, for a calendar year, that method of attribution
must be used to make that determination for every
subsequent calendar year, unless
(a) during a subsequent calendar year, a unit lo-
cated at the power plant ceases to produce elec-
tricity or a new unit is added to those located at
the power plant; or
(b) during a subsequent calendar year, the oper-
ation of any unit located at the power plant is
integrated with a carbon capture and storage
system.

Change of (3) If paragraph (2)(a) or (b) applies in a subse-
method of :
P quent calendar year, the responsible person must,

attribution . L .
when making the determination referred to in the
description of G,,, in subsection (1) for that subse-
quent calendar year, use a method of attribution
that is appropriate to the circumstances described in
that paragraph. Subsection (2) applies in respect of
that appropriate method of attribution and that sub-
sequent calendar year as if they were, respectively,
the method of attribution and the calendar year
referred to in that subsection.

CO, EMISSIONS

Means of Quantification

CEMS or 20. (1) For the purposes of sections 3 and 15, the

If;‘glfg‘:fsed quantity of CO, emissions from the combustion of
fossil fuels in a unit for a calendar year is to be
determined

(a) by using a continuous emission monitoring
system (CEMS) in accordance with section 21;
or

(b) by using a fuel-based method, based on the
quantity of carbon in the fossil fuel fed for com-
bustion, in accordance with section 22 and sec-
tion 23 or 24.

Emissions (2) If a coal gasification system referred to in

fr;%z‘;glon subsection 3(4) is used to produce fuel for a unit,
fystems the quantity of emissions from the unit referred to

in subsection (1) must be determined in accordance
with paragraph (1)(a). To the extent that the emis-
sions from the coal gasification system are not
captured, transported and stored as described in

G.x la quantité d’électricité, exprimée en GWh,
utilisée par la centrale électrique ou le groupe
est situé pour le fonctionnement de I’in-
frastructure et de 1’équipement, au cours de
I’année civile en cause, attribuée a ce groupe
pour la production d’électricité et la sépara-
tion de CO,, sauf la pressurisation de CO,, et
déterminée selon une méthode d’attribution
appropriée, a partir de données fournies a
I’aide de compteurs qui répondent aux exi-
gences de la Loi sur l'inspection de [’élec-
tricité et du gaz et du Réglement sur l'ins-
pection de I’électricité et du gaz.

(2) Deés qu’une méthode d’attribution est utilisée
pour déterminer la variable G, a 1’égard d’une
année civile, elle est utilisée pour les années civiles
subséquentes, sauf si, au cours d’une de celles-ci :

a) un groupe qui se trouve a la centrale électrique

cesse de produire de 1’€lectricité ou un groupe

nouveau y est ajouté;

b) un systeme de captage et de séquestration de
carbone est intégré a un groupe qui se trouve a la
centrale électrique.

(3) Dans le cas ou I’un des alinéas (2)a) et b)
s’applique au cours d’une année civile subséquente,
la personne responsable utilise — pour la détermi-
nation de la variable G,,, a 1’égard de cette année
subséquente — la méthode d’attribution appropriée
qui prend en considération le changement visé a
I’alinéa en cause. Le paragraphe (2) s’applique a
I’égard de cette méthode d’attribution et de cette
année subséquente comme si elles étaient, respecti-
vement, la méthode d’attribution et 1’année civile
visées a ce paragraphe.

EMISSIONS DE CO,
Moyens de quantification

20. (1) Pour I’application des articles 3 et 15, la
quantité des émissions de CO, provenant de la
combustion de combustibles fossiles par un groupe
au cours d’une année civile donnée est déterminée:

a) soit a I’aide d’un systeéme de mesure et d’enre-
gistrement en continu des émissions conformé-
ment a I’article 21;

b) soit a I'aide d’une méthode fondée sur la
quantité de carbone contenue dans le type de
combustible fossile utilis¢é pour alimenter le
groupe, précisée aux articles 22 et 23 ou 24.

(2) Lorsqu’un systeme de gazéification du char-
bon visé au paragraphe 3(4) est utilisé pour pro-
duire du combustible pour un groupe, la quantité
des émissions provenant du groupe visé au para-
graphe (1) est déterminée conformément a 1’ali-
néa (1)a). Dans la mesure ou les émissions prove-
nant de ce systéme ne sont pas captées, transportées

Méthode
d’attribution —
années civiles
subséquentes

Changement de
méthode
d’attribution

Systeme de
mesure et
d’enregis-
trement en
continu des
émissions ou
méthode
fondée sur le
type de
combustible

Emissions
provenant du
systeme de
gazéification

1971
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Quantification

1972

subsection 3(5), that quantity must be determined
for the purpose of subsection 3(1) by using a direct
measure of the flow of, and the concentration of
CO, in, those emissions.

Continuous Emissions Monitoring System

21. (1) If paragraph 20(1)(a) applies, the quantity
of CO, emissions referred to in subsection 20(1) is
to be determined in accordance with the following
formula:

Eu - Ebio + Enon-ccs
where
E, is the quantity of CO, emissions, ex-

pressed in tonnes, from the unit, “u”,
during the calendar year from the com-
bustion of fuel, as measured by the CEMS
in accordance with sections 7.1 to 7.7 of

the Reference Method;
is the quantity of CO, emissions, ex-
pressed in tonnes, from the combustion of
biomass in the unit during the calendar
year, determined
(a) by using a fuel-based method
(i) in accordance with para-
graph 24(1)(a) or (b), if the unit
combusts solid biomass at an aver-
age daily rate of less than 3t/day
during the given calendar year, and
(ii) in accordance with the applic-
able formula set out in one of para-
graphs 23(1)(a) to (c¢) for the type of
biomass combusted, in any other
case, or
(b) by using the method, based on data
from the CEMS, described in subsec-
tion (2); and
is the quantity of CO, emissions, ex-
pressed in tonnes, from the combustion of
fuel in the unit, including those emissions
referred to in subsection 3(4), during the
calendar year — other than the quantity of
those emissions as measured by the
CEMS and set out in the description of
E, — that is determined using a direct
measure of the flow of, and the con-
centration of CO, in, the emissions from
that combustion of fuel but that is
not ultimately captured, transported and
stored as described in subsection 3(5).

Ebio

EﬂOﬂ-CCS

et séquestrées conformément au paragraphe 3(5),
leur quantité est calculée, pour I’application du pa-
ragraphe 3(1), a I’aide d’une mesure directe de leur
débit et de leur concentration en CO,.

Systeme de mesure et d’enregistrement
en continu des émissions

21. (1) Dans le cas visé a I’alinéa 20(1)a), la
quantité d’émissions de CO, visée au paragra-
phe 20(1) est calculée conformément a la formule
suivante :

Eg - Ebio + Enon scs

E, représente la quantité, exprimée en tonnes,
des émissions de CO, provenant de la
combustion de combustibles par le groupe
« g » au cours de I’année civile en cause,
mesurée par le systeme de mesure et
d’enregistrement en continu des émissions
conformément aux sections 7.1 a 7.7 de la
Méthode de référence;

la quantité, exprimée en tonnes, des émis-
sions de CO, provenant de la combustion
de biomasse par le groupe au cours de
I’année civile en cause, calculée :

a) soit a I’aide d’une des méthodes de
quantification ci-apres fondée sur le
type de combustible :

(i) si la quantité de biomasse solide
briilée est inférieure a un taux quoti-
dien moyen de 3t/jour au cours de
I’année civile en cause, celle visée
aux alinéas 24(1)a) ou b),

(ii) dans les autres cas, celle utilisée
conformément a 1’une des formules
visées aux alinéas 23(1)a) a ¢) qui
s’applique, selon le type de bio-
masse en cause,

b) soit a I’aide de la méthode de quan-
tification fondée sur les données pro-
venant du systeme de mesure et d’enre-
gistrement en continu des émissions,
prévue au paragraphe (2);
la quantité, exprimée en tonnes, des émis-
sions de CO, provenant de la combustion
de combustibles par le groupe au cours
de I’année civile en cause, y compris les
émissions visées au paragraphe 3(4) — a
I’exclusion de la quantité représentée par
la variable E, et mesurée par le systeme
de mesure et d’enregistrement en continu
des émissions — qui est déterminée a
I’aide d’une mesure directe du débit des
émissions provenant de cette combustion
et de leur concentration en CO, et qui
n’est pas captée, transportée et séquestrée
conformément au paragraphe 3(5).

Ebio

EﬂOﬂ SCS

Quantification
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Ej based on (2) For the purpose of determining the value of (2) Pour la détermination de la variable Ey,, on Ewi selon la

CEMS data Eiio, the method, based on data from the CEMS, utilise la méthode de quantification fondée sur les nf;ggﬁi;?on
consistg o_f making the following sequence of données_ provenant du .systéme ) dg mesure et ?Ondée sur les
determinations: d’enregistrement en continu des émissions, selon données

provenant du

laquelle les opérations ci-apres sont effectuées,
systeme de

(a) the volume of CO, emitted from combustion
dans I’ordre :

of fuel in the unit for each hour of production of
electricity during the calendar year determined in
accordance with the following formula:
0.01 x %COZW,h X Qw,h X th
where
%CO,,, is the average concentration of CO, in
relation to all gases in the stack emitted
from the combustion of fuel in the unit
during a given hour, “h”, during which
the unit produced electricity in the
calendar year — or, if applicable, a
calculation made in accordance with
section 7.4 of the Reference Method
of that average concentration of CO,
based on a measurement of the concen-
tration of oxygen (O,) in those gases in
the stack — expressed as a percentage
on a wet basis,
is the average volumetric flow during
that hour, measured on a wet basis by
the stack gas volumetric flow monitor,
expressed in standard m’, and
th is the period during which the unit
produced electricity, expressed in
hours;
(b) the volume of CO, emitted from combustion
of fossil fuel in the unit during the calendar year,
expressed in standard m’ and referred to in this
subsection as Vg, determined in accordance with
the following formula:

Qw,h

ZQi X Fe; X HHVq,
i=1
where
Q; is the quantity of fossil fuel type “i”
combusted in the unit during the
calendar year, determined

(a) for a solid fuel, in the same man-
ner as the one used in the determina-
tion of M; in the formula set out in
paragraph 23(1)(a) and expressed in
tonnes,
(b) for a liquid fuel, in the same
manner as the one used in the deter-
mination of V;in the formula set out
in paragraph 23(1)(b) and expressed
in kL, and
(c) for a gaseous fuel, in the same
manner as the one used in the deter-
mination of V;in the formula set out
in paragraph 23(1)(c) and expressed
in standard m’,

a) calcul du volume de CO, émis a partir du
groupe pour chaque heure de production d’élec-
tricité par suite de la combustion de combustibles
au cours de l’année civile, selon la formule
suivante :
0,01 X %COZW,h X Qw,h X th
ou:
%CO,,,, représente la concentration moyenne
d’émissions de CO, provenant de la
combustion de combustibles par le
groupe pour chaque heure « h » de pro-
duction d’électricité au cours de 1’année
civile, mesurée a partir des gaz de che-
minée — ou, le cas échéant, calculée
conformément a ’article 7.4 de la Mé-
thode de référence a partir d’une me-
sure de la concentration d’oxygene (O,)
dans ces gaz de cheminée — exprimée
en pourcentage de CO, sur une base
humide,
le débit volumétrique moyen durant
I’heure en cause, exprimé en m’ norma-
lisés, mesuré sur une base humide par
un appareil de mesure du débit volumé-
trique placé sur la cheminée,
ty la période au cours de laquelle le
groupe a produit de 1’électricité, expri-
mée en heures;
b) calcul du volume d’émissions de CO, prove-
nant de la combustion de combustibles fossiles
par le groupe au cours de I’année civile, exprimé
en m” normalisés et identifié par la variable V.,
selon la formule suivante :

Qw,h

D QX Fe; X HHV4,
i=1

ou :

Q; représente la quantité de chaque com-
bustible fossile de type « i » brilé par le
groupe au cours de D’année civile,
déterminée :

a) pour les combustibles solides, de
la mé&me facon que la variable M, de
la formule prévue a 1’alinéa 23(1)a),
cette quantité étant exprimée en
tonnes,

b) pour les combustibles liquides, de
la méme facon que la variable V. de
la formule prévue a I’alinéa 23(1)b),
cette quantité étant exprimée en kL,
¢) pour les combustibles gazeux, de
la méme facon que la variable V. de

mesure et

d’enregistre-

ment en

continu des

émissions

1973
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1974

i is the i™ fossil fuel type combusted in
the unit during the calendar year, with
“i” going from the number 1 to n,
where n is the number of fossil fuels so

combusted,
F.; is the fuel-specific carbon-based

F-factor for each fossil fuel type “i” —
being, as the case may be, the default
value as set out in column 3 of the table
to subsection (3) for that fuel type set
out in column 2 or determined for that
fuel type in accordance with Appen-
dix A of the Reference Method —

expressed in standard m® of CO,/GJ,

HHV,; — expressed in GJ/tonne, for a solid
fuel, in GJ/KL, for a liquid fuel, and in
Gl/standard m>, for a gaseous fuel —

@z

is, for each fossil fuel type “i”,

(a) the default higher heating value
set out in column 2 of Schedule 5 for
that fuel type set out in column 1,
and

(b) in the absence of a default higher
heating value for that fuel type re-
ferred to in paragraph (a), a default
higher heating value for that fuel
type established by a body that is
internationally recognized as being
competent to establish default higher
heating values for fuels;

(¢) the volume of CO, emitted from the combus-
tion of biomass in the unit during the calendar
year, expressed in standard m” and referred to in
this subsection as Vy,,, determined in accordance
with the following formula:

V- Vi
where

Vr is the sum of the volumes of CO,
emitted from combustion of fuel in the
unit during each hour of production of
electricity during the calendar year, as
determined under paragraph (a), and

Vi is Vi determined in accordance with
the formula set out in paragraph (b);
and

(d) the quantity of the CO, emissions from the
combustion of biomass in the unit during the cal-
endar year, namely E,;, determined in accordance
with the formula set out in subsection (1), based
on the following two determinations:
(i) the fraction of the volume of CO, emissions
from all fuel combusted in the unit attributable
to the combustion of biomass in the unit dur-
ing the calendar year, referred to in this sec-
tion as Biog, determined in accordance with
the following formula:

Vbio
VT

la formule prévue a I’alinéa 23(1)c)
cette quantité étant exprimée en m
normalisés,

i le i° type de combustible fossile briilé
par le groupe au cours de 1’année civile
en cause, « i » équivalant au chiffre 1 a
n et n équivalant au nombre de ces
combustibles,

F.; le facteur de carbone propre au com-
bustible fossile de type « i », soit, selon
le cas, le facteur F par défaut qui figure
dans la colonne 3 du tableau du para-
graphe (3) pour le type de combustible
visé a la colonne 2 ou celui déterminé
conformément a I’annexe A de la Mé-
thode de référence, exprimé en m° nor-
malisés de CO,/GJ,

HHV,; le pouvoir calorifique supérieur ci-apres,
exprimé en GJ/tonne pour les combus-
tibles solides, en GJ/KL pour les com-
bustibles liquides et en GJ/m® norma-
lisés pour les combustibles gazeux :

a) le pouvoir calorifique supérieur
par défaut prévu a la colonne 2 de
I’annexe 5 pour le combustible fos-
sile de type « i » visé a la colonne 1,

b) en 1’absence d’un tel pouvoir
calorifique, le pouvoir calorifique
supérieur par défaut pour le com-
bustible fossile de type «i» établi
par un organisme reconnu a 1’échelle
internationale comme compétent
pour établir des pouvoir calorifiques
supérieurs par défaut pour les
combustibles;

¢) calcul du volume d’émissions de CO, prove-
nant de la combustion de biomasse par le groupe
au cours de I’année civile en cause, exprimé en
m’ normalisés et identifié par la variable Vi,
selon la formule suivante :

V=V

ou:

A représente la somme des volumes de
CO, émis par le groupe pour chaque
heure de production d’électricité par
suite de la combustion de combustibles
au cours de ’année civile en cause et
calculés selon I’alinéa a),

Ve la valeur déterminée pour cette variable
selon la formule prévue a 1’alinéa b);

d) calcul de la quantité des émissions de CO,

provenant de la combustion de biomasse par le

groupe au cours de I’année civile en cause, soit
la variable Ey;, de la formule prévue au paragra-
phe (1), conformément aux deux opérations
suivantes :
(i) calcul de la fraction correspondant au
volume des émissions de CO, provenant de la
combustion de biomasse par le groupe par
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Viio is the volume of CO, emitted from
the combustion of biomass in the
unit during the calendar year deter-
mined in accordance with the for-
mula set out in paragraph (c),

V¢ is the value of Vr determined in ac-
cordance with the formula set out in
paragraph (c), and

(ii) the quantity of CO, emissions described by

E,;, determined in accordance with the follow-

ing formula:

(Biogx E,) — Eq
where

Bioy, is the fraction of the volume of CO,
emissions from all fuel combusted in
the unit attributable to the combus-
tion of biomass in the unit during the
calendar year determined in accord-
ance with the formula set out in sub-
paragraph (i),

E, is the value of E, determined in the
formula set out in subsection (1), and

E, is the quantity of CO, emissions, ex-
pressed in tonnes, that is released
from the use of sorbent to control the
emission of sulphur dioxide from the
unit during the calendar year, deter-
mined in accordance with the fol-
lowing formula:

SxR x 44

where

S is the quantity of calcium carbonate
(CaCO0;3) or other sorbent material so
used, expressed in tonnes,

R is the stoichiometric ratio, on a mole
fraction basis, of CO, released on
usage of one mole of sorbent materi-
al, where R=1 if the sorbent material
is CaCO;, and

MM, is the molecular mass of the sorbent
material, where MM, = 100 if the
sorbent material is CaCOs.

rapport au volume total des émissions
provenant de la combustion de combustibles
par le méme groupe au cours de 1’année civile
en cause, identifiée par la variable Biog, selon
la formule suivante :

Vbio
Vr

ou:

Viio représente le volume des émissions
de CO, provenant de la combustion
de biomasse par le groupe au cours
de T’année civile en cause, calculé
conformément a la formule prévue a
I’alinéa ¢),

V¢ la valeur déterminée pour cette varia-
ble selon la formule prévue a 1’ali-
néa c),

(ii) calcul de la quantité des émissions de CO,

identifiée par la variable E,;,, selon la formule

suivante :
(Biogx E,) — E;

ou:

Biog représente la fraction correspondant
au volume des émissions de CO, pro-
venant de la combustion de biomasse
par le groupe par rapport au volume
total des émissions provenant de la
combustion de combustibles par le
méme groupe au cours de I’année
civile en cause déterminée conformé-
ment a la formule prévue au sous-
alinéa (i),

E, la valeur déterminée pour cette varia-
ble selon la formule prévue au para-
graphe (1),

E, la quantité, exprimée en tonnes, des

émissions de CO, provenant du sor-
bant utilisé pour contrdler les émis-
sions de dioxyde de soufre par le
groupe au cours de I’année civile en
cause, calculée selon la formule

suivante :
SxRx
N

ou :

S représente la quantité de sorbant —
notamment carbonate de calcium
(CaCOj3) — ainsi utilisée, exprimée
en tonnes,

R le rapport steechiométrique — selon

la fraction molaire — de CO, attri-
buable 4 une mole de sorbant, ou
R=1 lorsque le sorbant est du CaCQOs;,

MM, la masse moléculaire du sorbant ol
MM; = 100 lorsque le sorbant est du
CaCO:;.

1975
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Default (3) The default value for the fuel-specific carbon- (3) Le facteur F de carbone par défaut propre a Facteur F par
F-factor based F-factor for certain types of fossil fuel is set certains types de combustibles fossiles est celui défaut
out in column 3 of the following table: prévu a la colonne 3 du tableau :
TABLE TABLEAU
Column 1 Column 2 Column 3 Colonne 1 Colonne 2 Colonne 3
F-factor Combustible Facteur F
Item Fossil fuel Type (standard m*/GJ ) Article fossile Type (m3 normalisés/GJ)
1. Coal Anthracite 54.2 1. Charbon Anthracite 54,2
Bituminous 49.2 Bitumineux 49,2
Sub-bituminous 49.2 Sous-bitumineux 49,2
Lignite 53.0 Lignite 53,0
2. Oil Crude, residual or distillate ~ 39.3 2. Huile Brute, résiduaire, distillée 39,3
3 Gas Natural 28.4 3 Gaz Naturel 284
Propane 325 Propane 32,5
Conll(mon (4) Despite subsection (1), if there is one or more (4) Malgré le paragraphe (1), dans le cas ol plu- Cheminée
stack — commune —

disaggregation

1976

other units at a power plant where a unit is located
and a CEMS measures emissions from that unit and
from one or more of those other units at a common
stack rather than at the exhaust duct of that unit and
of each of those other units that brings those emis-
sions to the common stack, then the quantity of
emissions attributable to that unit for the purpose of
subsection (1) is determined based on the ratio of
the heat input of that unit to the total of the heat
input of that unit and of all of those other units
sharing the common stack in accordance with the
following formula:

m

Z]Quj x HHV,;
=

n m
> Y0, xHHV;

i=l j=1

xE

where

Qy

(1311}

is the quantity of fuel type “j” combusted
in that unit “u” during the calendar year,
determined

(a) for a solid fuel, in the same manner
as the one used in the determination
of M; in the formula set out in para-
graph 23(1)(a) and expressed in tonnes,

(b) for a liquid fuel, in the same manner
as the one used in the determination
of V; in the formula set out in para-
graph 23(1)(b) and expressed in kL,
and

(c) for a gaseous fuel, in the same man-
ner as the one used in the determination
of V; in the formula set out in para-
graph 23(1)(c) and expressed in stan-
dard m3;

is the higher heating value, determined in
accordance with section 24 and expressed
in the applicable unit of measure referred
to in that section of fuel type “j” com-
busted during the calendar year in that

unit “u”’;

HHV,

uj

sieurs groupes sont situés a une centrale électrique
ou se trouve le groupe en cause et ou un systeme de
mesure et d’enregistrement en continu des €mis-
sions est utilisé pour mesurer les émissions pro-
venant de certains de ces groupes, y compris le
groupe en cause, au point de rejet d’une cheminée
commune plutdt qu’au conduit d’évacuation de
chacun de ces groupes vers la cheminée commune,
la quantité d’émissions attribuable au groupe en
cause, pour l’application du paragraphe (1), est
calculée en fonction de la proportion du flux calori-
fique a I’alimentation du groupe par rapport a celui
de ’ensemble des groupes qui partagent une che-
minée commune, selon la formule suivante :

m
>0, xHHV,;
=1
n m
2> Q,; x HHV;;

i=1 j=1

xE

ou:
Qg représente la quantit¢ du combustible
de type «j» brllé par le groupe «g»
au cours de l’année civile en cause,
déterminée :
a) pour un combustible solide, de la
méme facon que la variable M, de la
formule prévue a I’alinéa 23(1)a), cette
quantité étant exprimée en tonnes,

b) pour un combustible liquide, de la
méme facon que la variable V. de la
formule prévue a I’alinéa 23(1)b), cette
quantité étant exprimée en kL,

¢) pour un combustible gazeux, de la
méme facon que la variable V. de la
formule prévue a [I’alinéa 23(1)C)i
cette quantité étant exprimée en m’
normalisés;
HHV,; le pouvoir calorifique supérieur du com-
bustible de type «j » brillé par le groupe
« g» au cours de ’année civile en cause,
déterminé conformément a ’article 24 et

g

désagrégation
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Determination

i is the i™ unit located at the power plant
with “1” going from the number 1 to n,
where n is the number of units that share a
common stack;

Jj is the j™ fuel type, including types of bio-

mass, combusted during the calendar year
in a unit located at the power plant with

7" going from the number 1 to m, where
m is the number of those fuel types;

Q; is the quantity of fuel type “j” combusted
in each unit “i” during the calendar year,
determined for a solid fuel, a liquid fuel
and a gaseous fuel, respectively, in the
manner set out in the description of Q;

HHV; is the higher heating value, determined
in accordance with section 24 and ex-
pressed in the applicable unit of measure
referred to in that section, of fuel type *j”
combusted during the calendar year in

[T3IN

unit “1”’; and

E is the quantity of CO, emissions, expressed
in tonnes, from the combustion of fuels in
all the units during the calendar year,
measured by a CEMS at the common
stack in accordance with subsection 21(1).

Fuel-based Methods

22. If paragraph 20(1)(b) applies, the quantity of
CO, emissions referred to in subsection 20(1) is to
be determined by the following formula:

n
in + Es - Ecss
i=1

where

E; is the quantity of CO, emissions attribut-
able to the combustion of fossil fuel of
type “i” in the unit during the calendar
year, expressed in tonnes, determined for
that fuel type in accordance with sec-

tion 23 or 24;

i is the i type of fossil fuel combusted in
the unit during the calendar year, with “i”
going from the number 1 to n, where n
is the number of types of fossil fuel so
combusted;

E, is E, determined in accordance with
the formula set out in subpara-
graph 21(2)(d)(ii); and

Eee is the quantity of CO, in those emissions,
expressed in tonnes, from the combustion
of fuel in the unit, during the calendar
year, that are captured in accordance with

exprimé selon 1’unité de mesure applica-
ble mentionnée a cet article;

i le i° groupe situé a la centrale électrique,
«1» équivalant au chiffre 1 a n et n équi-
valant au nombre de groupes qui partagent
une cheminée commune;

Jj le j° type de combustible, y compris tout

type de biomasse, brlé au cours de
I’année civile en cause par un groupe situé
a la centrale électrique, « j » équivalant au
chiffre 1 a m et m équivalant au nombre
de types de combustible;

Q; la quantité du combustible de type «j»
brilé par chaque groupe « i » au cours de
I’année civile en cause, déterminée pour
un combustible solide, liquide et gazeux,
respectivement, de la maniere prévue pour
la variable Q;

i le pouvoir calorifique supérieur du com-
bustible de type «j » brillé par le groupe
«1» au cours de I’année civile en cause,
déterminé conformément a 1’article 24 et
exprimé selon 1’unité de mesure applica-
ble mentionnée a cet article;

E la quantité, exprimée en tonnes, des émis-

sions de CO, provenant de la combustion

de combustibles par tous les groupes au
cours de I’année civile en cause, mesurée
par un systeme de mesure et d’enregistre-
ment en continu des émissions sur la
cheminée commune conformément au
paragraphe 21(1).

HHV

Quantification fondée sur le
type de combustible briilé

22. Dans le cas visé a I’alinéa 20(1)b), la quantité
des émissions de CO, visée au paragraphe 20(1) est
calculée conformément a la formule suivante :

n
in + Es - Escs
i=1

E; représente la quantité d’émissions de CO,,
exprimée en tonnes, qui est attribuable a
la combustion de combustible fossile de
type «i» par le groupe au cours de
I’année civile en cause et est calculée
selon le type de combustible conformé-
ment a I’article 23 ou 24;

i le i type de combustible fossile qui a été
brilé par le groupe au cours de cette an-
née, «i» équivalant au chiffre l anetn
équivalant au nombre de types de com-
bustibles fossiles briilés;

E, la valeur déterminée pour cette varia-
ble selon la formule prévue au sous-
alinéa 21(2)d)(ii);

Eq la quantit¢ de CO,, exprimée en tonnes,

contenue dans les émissions provenant de
la combustion de combustibles par le

Calcul

1977
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Measured
carbon content

1978

the laws of Canada or a province that
regulate that capture and that are trans-
ported and stored in accordance with the
laws of Canada or a province, or of the
United States or one of its states, that
regulate that transportation or storage, as
the case may be, that quantity being de-
termined using a direct measure of the
flow of, and the concentration of CO, in,
those emissions.

23. (1) Subject to section 24, the quantity of CO,
emissions attributable to the combustion of a fuel in
a unit during a calendar year, expressed in tonnes,
is determined in accordance with the applicable
formula, as follows:

(a) for a solid fuel

where
M;

CCy

M; x CC,4 x 3.664

is the mass of the fuel combusted dur-
ing the calendar year as determined, as
the case may be, on a wet or dry basis,
expressed in tonnes and measured by a
measuring device, and

is the weighted average, expressed in
kg of carbon per kg of the fuel, of the
carbon content of the fuel determined in
accordance with subsection (2) on the
same wet or dry basis as the one used in
the determination of Mg,

(b) for a liquid fuel

where
Vi

CC,

Vi x CC, x 3.664

is the volume of the fuel combusted
during the calendar year, expressed
in kL, determined by using flow meters,
and

is the weighted average, expressed in
tonnes of carbon per kL of the fuel,
of the carbon content of the fuel deter-
mined in accordance with subsec-
tion (2) at the same temperature as the
one used in the determination of Vg
and

(c) for a gaseous fuel

where
Vi

CC,

MM,

MM ,
V; XCC, X x3.664x0.001
MV

cf

is the volume of the fuel combusted
during the calendar year, expressed in
standard m’, determined by using flow
meters,

is the weighted average, expressed in
kg of carbon per kg of the fuel, of the
carbon content of the fuel determined in
accordance with subsection (2),

is the average molecular mass of the
fuel, expressed in kg per kg-mole of the

groupe au cours de 1’année civile en cause
qui sont captées conformément aux regles
de droit du Canada ou de la province qui
réglemente cette activité et transportées et
séquestrées conformément aux regles de
droit du Canada ou de la province qui ré-

lemente ces activités ou a celles des
Etats-Unis ou d’un de ses Etats lorsque
ces activités y sont réglementées, et qui
est déterminée & 1’aide d’une mesure di-
recte du débit de ces émissions et de leur
concentration en CO,.

23. (1) Sous réserve de I’article 24, la quantité
d’émissions de CO,, exprimée en tonnes, qui est
attribuable a la combustion d’un combustible par le
groupe en cause au cours d’une année civile donnée
est calculée selon celle des formules ci-apres qui
s’applique :

a) dans le cas de combustibles solides :

M, x CCy; x 3,664

ou :

M. représente la masse du combustible
brlé au cours de I’année civile en
cause déterminée, selon le cas, sur une
base séche ou humide, a 1’aide d’un
instrument de mesure et exprimée en
tonnes,

CCy la moyenne pondérée du contenu en
carbone de ce combustible, exprimée en
kg de carbone par kg de combustible,
déterminée conformément au paragra-
phe (2), sur la méme base seche ou hu-
mide que celle choisie pour déterminer
M.

b) dans le cas de combustibles liquides :

V. x CCy x 3,664

ou :

V. représente le volume du combusti-
ble briilé au cours de 1’année civile,
exprimé en kL, déterminé a 1’aide de
débitmetres,

CCy la moyenne pondérée du contenu en
carbone de ce combustible, exprimée en
tonnes de carbone par kL de combusti-
ble, déterminée conformément au para-
graphe (2), a la méme température que
celle choisie pour déterminer V,;

¢) dans le cas de combustibles gazeux :

MM,
V,XCCy; X X 3,664x0,001
MVfC

V. représente le volume du combustible
briilé au cours de I’année civile en cause,
exprimé en m’ normalisés, déterminé a
I’aide de débitmetres,

CCy la moyenne pondérée du contenu en
carbone de ce combustible, exprimée
en kg de carbone par kg de combusti-
ble, calculée conformément au paragra-
phe (2),

Contenu en
carbone mesuré
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Weighted
average

fuel, determined based on fuel samples
collected in accordance with section 27,
and

is the molar volume conversion factor,
namely 23.645 standard m’ per kg-mole
of the fuel at standard conditions of
15°C and 101.325 kPa.

Mvcf

(2) The weighted average referred to in para-
graphs (1)(a) to (c¢) as CC, is, based on fuel sam-
ples collected in accordance with section 27, to
be determined in accordance with the following
formula:

n
2.CC;xQ;

i=1

where
CC; is the carbon content of, as the case may
be, the composite sample, or the sample,
of the fuel for the i sampling period ex-
pressed for solid fuels, liquid fuels and
gaseous fuels, respectively, in the same
unit of measure as the one set out in CC,,
as provided by the supplier of the fuel to
the responsible person and, if not so pro-
vided, as determined by the responsible
person, and measured
(a) for a solid fuel, on the same wet or
dry basis as the one used in the deter-
mination of CC,, in accordance with,
(i) for coal, biomass or solid fuel
derived from waste, ASTM D5373 -
08, entitled Standard Test Methods
for Instrumental Determination of
Carbon, Hydrogen, and Nitrogen in
Laboratory Samples of Coal, and
(ii) for any other solid fuel,
(A) an applicable ASTM standard
for the measurement of the carbon
content of the fuel, and

(B) if no such ASTM standard ap-
plies, an applicable internationally
recognized method for the meas-
urement of the carbon content of
the fuel,

(b) for a liquid fuel, in accordance with
any of the following standards or meth-
ods that applies for the measurement of
the carbon content of the fuel:

(1) ASTM D3238 - 95(2010), entitled
Standard Test Method for Calcu-
lation of Carbon Distribution and
Structural Group Analysis of Petrol-
eum Qils by the n-d-M Method, along
with either of the following applica-
ble ASTM standards:

MM, la masse moléculaire moyenne du com-
bustible, exprimée en kg par kg-mole
de combustible, déterminée a partir des
échantillons de combustibles prélevés

conformément a 1’ article 27,

le facteur de conversion du volume
molaire, soit 23,645 m’ normalisés par
kg-mole de combustible aux conditions
normalisées de 15 °C et 101,325 kPa.

(2) La moyenne pondérée « CCy » visée aux ali-
néas (1)a) a c¢) est déterminée a partir des échantil-
lons de combustible prélevés conformément a 1’ar-
ticle 27, selon la formule suivante :

MV[C

n
2.CC;xQ;

i=1

N

ou:
CC; représente le contenu en carbonede cha-
que échantillon ou échantillon composite,
selon le cas, de combustible pour la i° pé-
riode d’échantillonnage, exprimé pour un
combustible solide, liquide et gazeux, res-
pectivement, selon la méme unité de me-
sure applicable que celle mentionnée pour
la variable CCy, et fourni a la personne
responsable par le fournisseur du combus-
tible ou, s’il ne I’est pas, celui établi par la
personne responsable — ce contenu étant
déterminé :
a) dans le cas des combustibles solides,
sur la méme base séche ou humide que
celle choisie pour déterminer CCy,
conformément a :

(i) s’agissant du charbon, de bio-
masse ou de dérivés de matieres rési-
duaires, la norme ASTM D5373-08
intitulée Standard Test Methods
for Instrumental Determination of
Carbon, Hydrogen, and Nitrogen in
Laboratory Samples of Coal,

(ii) s’agissant d’autres combustibles
solides, conformément a 1’une ou
I’autre des normes ou méthodes ap-
plicables ci-aprés qui permet d’en
mesurer le contenu en carbone :

(A) la norme ASTM applicable au

type de combustible en cause,
(B) en [I’absence d’une telle
norme, toute méthode applica-
ble qui est reconnue a I’échelle
internationale;
b) dans le cas des combustibles liqui-
des, conformément a 1’une ou 1’autre
des normes ou méthodes applicables
ci-aprés qui permet d’en mesurer le
contenu en carbone :

Moyenne
pondérée

1979
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1980

Q

(A) ASTM D2503 - 92(2007),
entitled Standard Test Method for
Relative Molecular Mass (Mo-
lecular Weight) of Hydrocarbons
by Thermoelectric Measurement of
Vapor Pressure, and
(B) ASTM D2502 - 04(2009),
entitled Standard Test Method for
Estimation of Molecular Weight
(Relative Molecular Mass) of
Petroleum QOils From Viscosity
Measurements,
(i) ASTM D5291 - 10, entitled
Standard Test Methods for Instru-
mental Determination of Carbon,
Hydrogen, and Nitrogen in Petrol-
eum Products and Lubricants, and
(iii) if no such ASTM standard ap-
plies, an applicable internationally
recognized method, and
(c) for a gaseous fuel,
(i) in accordance with either of the
following ASTM standards that ap-
plies for the measurement of the car-
bon content of the fuel:
(A) ASTM D1945 - 03(2010),
entitled Standard Test Method for
Analysis of Natural Gas by Gas
Chromatography, and
(B) ASTM D1946 - 90(2011),
entitled Standard Practice for
Analysis of Reformed Gas by Gas
Chromatography, or
(ii) by means of a direct measuring
device that determines the carbon
content of the fuel;
is the i" sampling period referred to in
section 27, with “i” going from the num-
ber 1 to n, where n is the number of those
sampling periods; and
is the mass or volume, as the case may be,
of the fuel combusted during the i" sam-
pling period, expressed
(a) for a solid fuel, in tonnes, on the
same wet or dry basis as the one used in
the determination of CC,,

(b) for a liquid fuel, in kL, and
(c) for a gaseous fuel, in standard m’.

Q

(i) la norme ASTM D3238-95(2010)
intitulée Standard Test Method for
Calculation of Carbon Distribution
and Structural Group Analysis of Pet-
roleum QOils by the n-d-M Method,
accompagnée de I’une ou I’autre des
normes applicables suivantes :
(A) la norme ASTM D2503-
92(2007) intitulée Standard Test
Method for Relative Molecular
Mass (Molecular Weight) of
Hydrocarbons by Thermelectric
Measurement of Vapor Pressure,
(B) la norme ASTM D2502-
04(2009) intitulée Standard Test
Method for Estimation of Molecu-
lar Weight (Relative Molecular
Mass) of Petroleum Oils From
Viscosity Measurements,
(i) la norme ASTM D5291-10 in-
titulée Standard Test Methods for In-
strumental Determination of Carbon,
Hydrogen, and Nitrogen in Petrol-
eum Products and Lubricants,
(iii) en [D’absence d’une norme
ASTM, toute méthode applicable
qui est reconnue a [’échelle
internationale;
c¢) dans le cas des combustibles
gazeux :
(i) soit conformément a 1’une ou
I’autre des normes applicables ci-
apres qui permet d’en mesurer le
contenu en carbone :
(A) la norme ASTM D1945-
03(2010) intitulée Standard Test
Method for Analysis of Natural
Gas by Gas Chromatography,
(B) la norme ASTM DI1946-
90(2011) intitulée Standard Prac-
tice for Analysis of Reformed Gas
by Gas Chromatography,
(ii) soit a I’aide d’un instrument de
mesure directe qui détermine le
contenu en carbone du combustible
en cause,
le i période d’échantillonnage visée a
I’article 27, « i » équivalant au chiffre 1 a
n et n équivalant au nombre de ces pério-
des d’échantillonnage,
la masse ou le volume, selon le cas, du
combustible briilé au cours de la i° période
d’échantillonnage, exprimée :
a) en tonnes, pour les combustibles
solides, sur la méme base seéche ou
humide que celle choisie pour détermi-
ner CCy,

b) en kL pour les combustibles liquides,

3 . .
¢) en m” normalisés, pour les combusti-
bles gazeux.
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Quantification
based on HHV

Eligible fuels

Average daily
rates

Quantity of
emissions

24. (1) For an eligible fuel referred to in subsec-
tion (2), the quantity of CO, emissions attributable
to the combustion of the fuel in a unit during a cal-
endar year, expressed in tonnes, may be deter-
mined in accordance with subsection (4) based on
the following higher heating value of the fuel:

(a) the higher heating value of the fuel that is
measured in accordance with subsection (6) as
provided by the supplier of the fuel to the re-
sponsible person but, if not so provided, as so
measured by the responsible person; and
(b) in the absence of a measured higher heating
value of the fuel referred to in paragraph (a), the
default higher heating value, set out in column 2
of Schedule 5, for the fuel’s type, as set out in
column 1 but, in the absence of that default
higher heating value, a default higher heating
value for that fuel type established by a body that
is internationally recognized as being competent
to establish default higher heating values for
fuels.

(2) Eligible fuels are

(a) a fuel combusted in a unit in respect of which
an exemption from the application of subsec-
tion 3(1) has been granted under subsection 7(4);

(b) a fuel referred to in section 23 that is com-
busted during the calendar year at less than any
of the average daily rates referred to in subsec-
tion (3);

(c) a fuel listed in Part 4 of Schedule 5; and

(d) a fuel combusted in a standby unit.

(3) The average daily rates are

(a) for a solid fuel, 3 t/day;

(b) for a liquid fuel, 1900 L/day; and

(¢) for a gaseous fuel, 500 standard m*/day.

(4) The quantity of emissions is to be determined
in accordance with the following formula:

Q x HHV x EF x 0.001
where
Q is the quantity of the fuel combusted
in the unit during the calendar year
determined

(a) for a solid fuel, in the same manner
as the one used in the determination
of M; in the formula set out in para-
graph 23(1)(a) and expressed in tonnes,
(b) for a liquid fuel, in the same manner
as the one used in the determination
of V; in the formula set out in para-
graph 23(1)(b) and expressed in kL, and

24. (1) La quantité d’émissions de CO,, exprimée
en tonnes, qui est attribuable a la combustion d’un
combustible visé au paragraphe (2) par un groupe
au cours d’une année civile donnée peut étre déter-
minée, conformément au paragraphe (4), a 1’aide de
la valeur du pouvoir calorifique supérieur applica-
ble suivante :

a) la mesure du pouvoir calorifique supérieur dé-
terminée conformément au paragraphe (6), dans
le cas ou elle est fournie par le fournisseur du
combustible a la personne responsable ou, si elle
ne l’est pas, celle ainsi déterminée par la per-
sonne responsable;

b) en I’absence de la mesure du pouvoir calo-

rifique supérieur visée a 1’alinéa a), le pouvoir

calorifique supérieur par défaut mentionné a la
colonne 2 de I’annexe 5 pour le combustible visé

a la colonne 1 ou, a défaut, celui établi par un

organisme reconnu a [’échelle internatio-

nale comme compétent pour établir des pouvoirs
calorifiques supérieurs par défaut pour les
combustibles.

(2) Les combustibles visés sont les suivants :

a) un combustible brlilé par un groupe a 1’égard
duquel une exemption de I’application du para-
graphe 3(1) a été accordée conformément au pa-
ragraphe 7(4);

b) chaque combustible visé a ’article 23 brilé au
cours de 1’année civile a un taux inférieur a I'un
ou l’autre des taux quotidiens moyens visés au
paragraphe (3);

¢) un combustible visé a la partie 4 de 1’an-
nexe 5;

d) un combustible brilé par un groupe de
réserve.

(3) Les
suivants :

a) dans le cas des combustibles solides, 3 t/jour;

b) dans le cas des combustibles liquides,

1900 L/jour;

¢) dans le cas des combustibles gazeux, 500 m’

normalisés/jour.

taux quotidiens moyens sont les

(4) La quantité des émissions est calculée selon
la formule suivante :

Q x HHV x EF x 0,001

Q représente la quantité du combustible
brlilé par le groupe au cours de I’année
civile en cause, déterminée :

a) pour un combustible solide, de la
méme maniere que la variable M, de la
formule prévue a I’alinéa 23(1)a), cette
quantité étant exprimée en tonnes,

b) pour un combustible liquide, de la
méme maniere que la variable V. de la
formule prévue a I’alinéa 23(1)b), cette
quantité étant exprimée en kL,

Quantification
fondée sur le
pouvoir
calorifique
supérieur

Criteres

Taux
quotidiens
moyens

Quantité des
émissions

1981
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Weighted
average

1982

HHV

EF

(c) for a gaseous fuel, in the same man-
ner as the one used in the determination
of V; in the formula set out in para-
graph 23(1)(c) and expressed in stan-
dard m®;

— expressed in GJ/tonne, for a solid fuel,

in GJ/KL, for a liquid fuel, and in GJ/

standard m’, for a gaseous fuel — is
(a) if paragraph (1)(a) applies, the
weighted average higher heating value
of the fuel, determined in accordance
with subsection (5), based on fuel sam-
ples collected in accordance with sec-
tion 27, and
(b) if paragraph (1)(b) applies, the de-
fault higher heating value, set out in
column 2 of Schedule 5, for the fuel’s
type, as set out in column 1 and, in the
absence of that default higher heating
value, a default higher heating value for
that fuel type established by a body that
is internationally recognized as being
competent to establish default higher
heating values for fuels; and

is the default CO, emission factor, set out
in column 3 of Schedule 5, for that fuel
listed in column 1 and, in the absence of
that default CO, emission factor, a default
CO, emission factor for that fuel estab-
lished by a body that is internationally
recognized as competent to establish de-
fault CO, emission factors for fuels.

(5) The weighted average higher heating value of
the fuel is determined in accordance with the fol-
lowing formula:

where
HHYV;

Q

n
> HHY, xQ,
i=1

2Q
i=l

is the higher heating value of, as the case
may be, each composne sample, or sam-
ple, of the fuel for the i sampling period
measured in accordance with subsec-
tion (6), as provided by the supplier of the
fuel to the responsible person but, if
not so provided, as so measured by the re-
sponsible person;
is the i" sampling period referred to in
section 27, with “i” going from the num-
ber 1 to n, where n is the number of those
sampling periodS' and
is the mass or volume, as the case may be,
of the fuel combusted during the i" sam-
pling period, expressed
(a) for a solid fuel, in the same manner
as the one used in the determination

HHV

EF

¢) pour un combustible gazeux, de
la méme maniere que la variable V. de
la formule prévue a 1’alinéa 23(1)c)
cette quantité¢ étant exprimée en m’
normalisés;
la valeur ci-apres exprimée en GJ/tonne
pour les combustibles solides, en GJ/kL
pour les combustibles liquides et en GJ/m’
normalisés pour les combustibles gazeux :
a) dans le cas visé a l’alinéa (1)a),
la moyenne pondérée du pouvoir calori-
fique supérieur de ce combustible,
déterminée conformément au paragra-
phe (5), a partir des échantillons de
combustibles prélevés conformément a
I’article 27,
b) dans le cas visé a ’alinéa (1)b), le
pouvoir calorifique supérieur par défaut
prévu a la colonne 2 de ’annexe 5 pour
le combustible visé a la colonne 1 ou,
en I’absence d’un tel pouvoir calorifi-
que, celui établi par un organisme re-
connu a I’échelle internationale comme
compétent pour établir des pouvoirs ca-
lorifiques supérieurs par défaut pour les
combustibles;
le facteur d’émissions de CO, par défaut
prévu a la colonne 3 de 1’annexe 5 pour le
combustible visé a la colonne 1 ou, en
I’absence d’un tel facteur, celui établi par
un organisme reconnu a 1’échelle interna-
tionale comme compétent pour établir des
facteurs d’émissions par défaut pour les
combustibles.

(5) La moyenne pondérée du pouvoir calorifique
supérieur du combustible est calculée conformé-
ment a la formule suivante :

N

ou @
HHV,

Q

n
> HHY, xQ,
i=1

2Q
i=l

représente le pouvoir calorifique supérieur
de chaque échantillon ou échantillon com-
posite, selon le cas, du combustible pour
la i° période d’échantillonnage, déterminé
conformément au paragraphe (6), dans le
cas ou il est fourni par le fournisseur du
combustible a la personne responsable ou,
s’il ne I’est pas, celui ainsi déterminé par
la personne responsable;
le i période d’échantillonnage visée a
Particle 27, «i» équivalant au chiffre 1
a n et n équivalant au nombre de périodes
d’échantillonnage;
la masse ou le volume, selon le cas, du
combustible briilé au cours de la i° période
d’échantillonnage, exprimé :

a) pour un combustible solide, de la

méme facon que la variable M, de la

Moyenne
pondérée
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of M; in the formula set out in para-
graph 23(1)(a) and expressed in tonnes,
(b) for a liquid fuel, in the same manner
as the one used in the determination
of V; in the formula set out in para-
graph 23(1)(b) and expressed in kL, and
(c) for a gaseous fuel, in the same man-
ner as the one used in the determination
of V; in the formula set out in para-
graph %3(1)(c) and expressed in stan-

formule prévue a I’alinéa 23(1)a), et en
tonnes,

b) pour un combustible liquide, de la
méme facon que la variable V. de la
formule prévue a 1’alinéa 23(1)b), et
en kL,

¢) pour un combustible gazeux, de la
méme facon que la variable V. de la
formule prévue a I’alinéa 23(1)c), et en
m” normalisés.

dard m’.
Measurement (6) The higher heating value of a fuel is to be (6) La mesure du pouvoir calorifique supérieur Mesure du
of HHV measured d’un combustible est déterminée : E;’l‘:)‘;iotlquue
(a) for a solid fuel that is a) dans le cas des combustibles solides suivants :  supérieur

(i) coal or biomass, in accordance with ASTM
D5865 - 11a, entitled Standard Test Method
for Gross Calorific Value of Coal and Coke,
(i) a fuel derived from waste, in accord-
ance with either ASTM D5865 - 1la or
ASTM D5468 - 02(2007), entitled Standard
Test Method for Gross Calorific and Ash
Value of Waste Materials, and
(iii) any other solid fuel type,
(A) in accordance with an applicable ASTM
standard for the measurement of the higher
heating value of the fuel, and
(B) if no such ASTM standard applies, in
accordance with an applicable internation-
ally recognized method; and
(b) for a liquid fuel that is
(1) an oil or a liquid fuel derived from waste,
in accordance with
(A) ASTM D240 - 09, entitled Standard
Test Method for Heat of Combustion of
Liquid Hydrocarbon Fuels by Bomb Calor-
imeter, or

(B) ASTM D4809 - 09a, entitled Standard
Test Method for Heat of Combustion of
Liquid Hydrocarbon Fuels by Bomb Calor-
imeter (Precision Method), and
(ii) any other liquid fuel type,

(A) in accordance with an applicable ASTM
standard for the measurement of the higher
heating value of the fuel, and

(B) if no such ASTM standard applies, in
accordance with an applicable internation-
ally recognized method; and

(c) for a gaseous fuel,

(i) in accordance with any of the following ap-
plicable ASTM or GPA standards:
(A) ASTM D1826 - 94(2010), entitled Stan-
dard Test Method for Calorific (Heating)
Value of Gases in Natural Gas Range by
Continuous Recording Calorimeter,
(B) ASTM D3588 - 98(2003), entitled Stan-
dard Practice for Calculating Heat Value,
Compressibility Factor, and Relative Dens-
ity of Gaseous Fuels,

b) dans
suivants :

(i) charbon ou biomasse, conformément a la
norme ASTM D5865-11a intitulée Standard
Test Method for Gross Calorific Value of Coal
and Coke,

(i) dérivés de matieres résiduaires, confor-
mément a la norme ASTM D5865-11a ou a la
norme ASTM D5468-02(2007) intitulée Stan-
dard Test Method for Gross Calorific and Ash
Value of Waste Materials,

(iii) s’agissant d’autres combustibles solides,
conformément a I'une ou 1’autre des normes
ou méthodes ci-apres applicables au combus-
tible en cause qui permet d’en mesurer le pou-
voir calorifique supérieur :

(A) la norme ASTM applicable au type de
combustible en cause,

(B) en I’absence d’une telle norme, toute
méthode applicable qui est reconnue a
I’échelle internationale,

le cas des combustibles liquides
(i) huile et dérivés de matieres résiduaires,
conformément a I'une ou 1’autre des normes
suivantes :

(A) la norme ASTM D240-09 intitulée
Standard Test Method for Heat of Combus-
tion of Liquid Hydrocarbon Fuels by Bomb
Calorimeter,
(B) la norme ASTM D4809-09a intitulée
Standard Test Method for Heat of Combus-
tion of Liquid Hydrocarbon Fuels by Bomb
Calorimeter (Precision Method),
(ii) s’agissant d’autres combustibles liquides,
conformément a I'une ou 1’autre des normes
ou méthodes ci-apres applicables au combus-
tible en cause qui permet d’en mesurer le pou-
voir calorifique supérieur :
(A) la norme ASTM applicable au type de
combustible en cause,
(B) en I’absence d’une norme ASTM, toute
méthode applicable qui est reconnue a
I’échelle internationale;

¢) dans le cas des combustibles gazeux :

(i) conformément a I'une ou Dautre des
normes ci-apres applicables au combustible en
cause :

1983
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Measuring
devices —
installation,
maintenance
and calibration

Frequency of
calibration

Accuracy of
measurements

CEMS

Certification

1984

(C) ASTM D4891 - 89(2006), entitled
Standard Test Method for Heating Value
of Gases in Natural Gas Range by
Stoichiometric Combustion,

(D) GPA Standard 2172 - 09, entitled Cal-
culation of Gross Heating Value, Relative
Density, Compressibility and Theoretical
Hydrocarbon Liquid Content for Natural
Gas Mixtures for Custody Transfer, and

(E) GPA standard 2261 - 00, entitled Analy-

sis for Natural Gas and Similar Gaseous

Mixtures by Gas Chromatography, or
(i1) by means of a direct measuring device that
determines the higher heating value of the
fuel, but if the measuring device provides only
lower heating values, those lower heating val-
ues must be converted to the corresponding
higher heating values.

ACCURACY OF DATA

25. (1) A responsible person for a unit must
install, maintain and calibrate any measuring
device — other than a CEMS referred to in para-
graph 20(1)(@) and any measuring device that is
subject to the Electricity and Gas Inspection Act —
that is used for the purpose of section 3 or 15 in
accordance with the manufacturer’s instructions or
any applicable generally recognized national or
international industry standard.

(2) The responsible person must calibrate each of
those measuring devices at the greater of the fol-
lowing two frequencies:

(a) at least once in every calendar year but at
least five months after a previous calibration, and

(b) the minimum frequency recommended by the
manufacturer.

(3) Each of those measuring devices must enable
measurements to be made with a margin of error
of +5%.

26. (1) A responsible person who uses a CEMS
referred to in paragraph 20(1)(a) for the purpose of
section 3 or 15 must ensure that the Reference
Method is complied with.

(2) Before a CEMS referred to in para-
graph 20(1)(a) is used for the purpose of that para-
graph, it must be certified by the responsible person
in accordance with section 5 of the Reference
Method.

(A) la norme ASTM D1826-94(2010)
intitulée Standard Test Method for Calorific
(Heating) Value of Gases in Natural
Gas Range by Continuous Recording
Calorimeter,
(B) la norme ASTM D3588-98(2003) intitu-
1ée Standard Practice for Calculating Heat
Value, Compressibility Factor, and Relative
Density of Gaseous Fuels,
(C) la norme ASTM D4891-89(2006)
intitulée Standard Test Method for Heating
Value of Gases in Natural Gas Range by
Stoichiometric Combustion,
(D) la norme 2172-09 de la GPA intitu-
1ée Calculation of Gross Heating Value,
Relative Density, Compressibility and Theor-
etical Hydrocarbon Liquid Content for
Natural Gas Mixtures for Custody Transfer,
(E) la norme 2261-00 de la GPA intitulée
Analysis for Natural Gas and Similar
Gaseous Mixtures by Gas Chromatography,
(i) a I’aide d’un instrument de mesure directe
qui détermine le pouvoir calorifique supérieur
du combustible en cause, mais s’il ne déter-
mine que le pouvoir calorifique inférieur,
celui-ci est converti en pouvoir calorifique
supérieur.

EXACTITUDE DES DONNEES

25. (1) La personne responsable du groupe
installe, entretient et étalonne les instruments de
mesure — autres que le systtme de mesure et
d’enregistrement en continu des émissions visé a
I’alinéa 20(1)a) et tout instrument de mesure assu-
jetti a la Loi sur ’inspection de ’électricité et du
gaz — utilisés pour D’application des articles 3
ou 15 conformément aux instructions recomman-
dées par le fabricant ou a une norme généralement
reconnue par l’industrie a 1’échelle nationale ou
internationale.

(2) La personne responsable étalonne les instru-
ments de mesure selon la plus exigeante des fré-
quences suivantes :

a) au moins une fois par année civile et a au
moins cinq mois d’intervalle;

b) a la fréquence minimale recommandée par le
fabricant.

(3) Les instruments de mesure permettent une
détermination des mesures selon une marge
d’erreur de £ 5 %.

26. (1) La personne responsable qui utilise un
systtme de mesure et d’enregistrement en continu
des émissions visé a Il’alinéa 20(1)a) pour
I’application des articles 3 ou 15 s’assure que la
Meéthode de référence est suivie et que le systeme y
est conforme.

(2) Avant son utilisation par la personne respon-
sable pour I’application de I’alinéa 20(1)a), le sys-
teme est homologué conformément a la section 5 de
la Méthode de référence.

Installation,
entretien et
étalonnage des
instruments de
mesure

Fréquence de
I’étalonnage

Exactitude des
mesures

Systeme de
mesure et
d’enregistre-
ment en
continu des
émissions

Homologation
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Annual audit

Auditor’s
report

Fuel sampling

Frequency

(3) For each calendar year during which a re-
sponsible person uses a CEMS referred to in para-
graph 20(1)(a), an auditor must

(a) assess, based on the review referred to in sec-
tion 6.5.2 of the Reference Method, whether, in
the auditor’s opinion, the responsible person’s
use of the CEMS complied with the Quality
Assurance/Quality Control manual referred to in
section 6 of the Reference Method;

(b) ensure that the Quality Assurance/Quality
Control manual has been updated in accordance
with sections 6.1 and 6.5.2 of the Reference
Method; and

(c) assess whether, in the auditor’s opinion, the
responsible person complied with the Reference
Method and the CEMS met the specifications set
out in the Reference Method, in particular, in its
sections 3 and 4.

(4) The responsible person must obtain a report,
signed by the auditor, that contains the information
set out in Schedule 6 and send the auditor’s report
to the Minister with their annual report referred to
in section 15.

FUEL SAMPLING AND TESTING
REQUIREMENTS

27. (1) The determination of the value for the
elements related to carbon content and higher heat-
ing values referred to in sections 21 to 24 must be
based on fuel samples taken in accordance with this
section.

(2) Each fuel sample must be taken at a time and
location in the fuel handling system of the power
plant that provides the following representative
sample of the fuel combusted at the following
minimum frequency:

(a) for coal other than synthetic gas derived from

coal or derived from petroleum coke, one com-

posite sample, during each week that the unit
produces electricity, that is prepared in accord-
ance with ASTM D2013 / D2013M - 11, entitled

Standard Practice for Preparing Coal Samples

for Analysis, and that consists of sub-samples

taken at least twice from coal that was fed
for combustion during that week and at least

48 hours apart, in accordance with

(1) ASTM D2234 / D2234M - 10, entitled
Standard Practice for Collection of a Gross
Sample of Coal, or

(ii)) ASTM D7430 - 1lael, entitled Standard
Practice for Mechanical Sampling of Coal,

(b) for a type of solid fuel other than coal, one

composite sample per month that consists of sub-

samples of fuel of that type, each having the
same mass, that were taken from fuel that was
fed for combustion during each week that begins
in that month and during which the unit produces
electricity and that were taken at least 48 hours
after any previous sub-sample and after all fuel
treatment operations had been carried out but

(3) Pour chaque année civile au cours de la-
quelle la personne responsable utilise le systeme, le
vérificateur :

a) évalue, a partir des éléments devant faire 1’ ob-
jet de son examen aux termes de la section 6.5.2
de la Méthode de référence si, a son avis, 1’utili-
sation de ce systeme par la personne responsable
était conforme au manuel d’assurance de la qua-
lité et de contrdle de la qualité visé a la section 6
de la Méthode de référence;

b) s’assure que ce manuel a ét€ mis a jour con-
formément aux sections 6.1 et 6.5.2 de la Mé-
thode de référence;

¢) évalue si, a son avis, la personne responsable a
suivi la Méthode de référence et le systeme ré-
pondait aux spécifications qui y sont prévues, no-
tamment celles mentionnées aux sections 3 et 4
de cette méthode.

(4) La personne responsable obtient du vérifica-
teur un rapport, signé par ce dernier, comportant les
renseignements énumérés a I’annexe 6 et le trans-
met au ministre avec le rapport visé a I’article 15.

EXIGENCES EN MATIERE D’ ECHANTILLONNAGE
ET D’ ANALYSE

27. (1) La valeur des variables relatives au con-
tenu en carbone et au pouvoir calorifique supérieur
visées aux articles 21 a 24 est déterminée a partir
d’échantillons de combustible prélevés conformé-
ment au présent article.

(2) Chaque prélevement est effectué a un mo-
ment et a un point du systtme de manutention du
combustible de la centrale électrique permettant de
fournir 1’échantillon représentatif ci-aprés du com-
bustible briilé, a la fréquence minimale suivante :

a) s’il s’agit de charbon, autre que du gaz de

syntheése provenant de charbon ou de coke de pé-

trole, un échantillon composite pour chaque se-
maine au cours de laquelle le groupe produit de

I’électricité, préparé conformément a la norme

ASTM D2013 / D2013M-11 intitulée Standard

Practice for Preparing Coal Samples for Analy-

sis et établi a partir de sous-échantillons du char-

bon ayant servi a la combustion prélevés au
moins deux fois au cours de la semaine et a au
moins quarante-huit heures d’intervalle confor-
mément a I’une ou 1’autre des normes suivantes :

(1) la norme ASTM D2234 / D2234M-10 inti-

tulée Standard Practice for Collection of a

Gross Sample of Coal,

(i) la norme ASTM D7430 - 11ael intitulée

Standard Practice for Mechanical Sampling of

Coal,
b) s’il s’agit d’un type de combustible solide au-
tre que le charbon, un échantillon composite par
mois établi a partir de sous-échantillons de méme
masse du combustible ayant servi a la combus-
tion, prélevés a chaque semaine au cours de la-
quelle le groupe produit de I’électricité et qui

Vérification
annuelle de la
qualité

Rapport du
vérificateur

Echantillonnage

Fréquence

1985
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before any mixing of the fuel from which the commence au cours du mois et & au moins
sub-sample is taken with other fuels; quarante-huit heures d’intervalle, apres tout trai-

(C) for a type of hqu1d fuel and of a gaseous fuel tement du combustible mai.s avant qu’il ne soit
other than natural gas, one sample per quarter, mélangé a d’autres combustibles;

with each sample of fuel of that type being taken ¢) s’il s’agit d’un type de combustible liquide ou
at least one month after any previous sample has gazeux autre que du gaz naturel, un prélevement
been taken; and d’échantillon a chaque trimestre, avec au moins
(d) for natural gas, two samples per calendar un mois d’intervalle entre chaque prélévement;
year, with each sample being taken at least four d) s’il s’agit du gaz naturel, un prélevement
months after any previous sample has been d’échantillon deux fois par année civile, avec un
taken. intervalle d’au moins quatre mois entre chaque

prélevement.

Additional (3) For greater certainty, the responsible person (3) 1l est entendu que la personne responsable qui Ech_a!ltillons

samples who takes, for the purpose of these Regulations, préleve, pour I’application du présent réglement, additionnels
more samples than the minimum required under plus d’échantillons que le nombre minimal prévu
subsection (2) must make the determination re- au paragraphe (2), doit tenir compte de tous les
ferred to in subsection (1) based on each sample —  échantillons ou, s’il s’agit d’échantillons composi-
and, in the case of composite samples, each tes, de tous les sous-échantillons prélevés aux fins
sub-sample — taken, including those additional de la détermination prévue au paragraphe (1).
samples.

Missing Data 28. (1) Subject to subsections (2) and (3), if, for 28. (1) Sous réserve des paragraphes (2) et (3), Données
any reason beyond the responsible person’s control,  si, pour une raison indépendante de la volonté de la Mmanquantes
the emission-intensity referred to in subsection 3(1) personne responsable, il manque une donnée pour
cannot be determined in accordance with a formula  déterminer I’intensité des émissions visée au para-
set out in any of sections 19 and 21 to 24 because graphe 3(1), au cours d’une période donnée de
data required to determine the value of an element [’année civile en cause, conformément aux formu-
of that formula has not been obtained for a given les prévues a I’article 19 ou a ’'un des articles 21
period during a calendar year, replacement data for  a 24, une donnée de remplacement pour la variable
that given period obtained in accordance with an visée a I'une de ces formules, établie selon une
appropriate method must be used to determine that —méthode appropriée pour cette période, est utilisée
value. a cette fin.

Replacement (2) If a CEMS referred to in paragraph 20(1)(a) (2) Dans le cas ou le systtme de mesure et Donnéede

data—CEMS  j5 ysed for the determination of an element of a  d’enregistrement en continu des émissions visé & remplace-
formula set out in section 21 but data has not been 1’alinéa 20(1)a) est utilisé pour déterminer, au cours ISI;:?;II; de
obtained for that determination during a given per- d’une période donnée, une quelconque variable mesure et

Replacement
data —
Fuel-based
methods

Replacement
data —
multiple
periods

1986

iod, the replacement data is to be obtained in ac-
cordance with section 3.5.2 of the Reference
Method.

(3) If a fuel-based method referred to in para-
graph 20(1)() is used for the determination of an
element — related to the higher heating value, car-
bon content or molecular mass of a fuel — of a
formula set out in any of sections 21 to 24 for
which data has not been obtained during a given
period, the replacement data is to be the average of
the determinations for that element, using the fuel-
based method in question, during the equivalent
period prior to and, if available, subsequent to that
given period. However, if the determination of that
element is not available during the equivalent per-
iod prior to that given period, the replacement data
is to be the determination for that element, using
the fuel-based method in question, during the
equivalent period subsequent to the given period.

(4) During a calendar year, there may be more
than one given period, but replacement data may be
obtained under subsection (1) or (3) for a maximum
of 28 days during the calendar year, distributed
among any or all of those periods.

d’une formule visée a I’article 21 et ot une donnée
n’a pu étre obtenue a 1’aide de ce systéme, la don-
née de remplacement est obtenue conformément a
la section 3.5.2 de la Méthode de référence.

(3) Dans le cas ou la méthode fondée sur le type
de combustible, visée a 1’alinéa 20(1)b), est utili-
sée pour déterminer une quelconque variable d’une
formule visée a 1'un des articles 21 a 24 visant,
selon le cas, le pouvoir calorifique supérieur, le
contenu en carbone ou la masse moléculaire d’un
combustible et ou une donnée nécessaire au calcul
de la variable ne peut étre fournie pour une période
donnée, la donnée de remplacement correspond a la
moyenne des données disponibles pour cette varia-
ble, établie a I’aide de la méthode en question, pen-
dant la période équivalente précédant la période en
cause et, le cas échéant, la période équivalente qui
la suit. Toutefois, si aucune donnée n’est disponible
pour cette variable pendant la période équivalente
précédant la période en cause, la donnée de rempla-
cement est la valeur établie pour celle-ci a ’aide de
cette méthode, au cours de la période équivalente
qui suit cette période.

(4) Si une donnée n’est pas disponible au cours
d’une ou plusieurs périodes données au cours de
I’année civile en cause, une donnée de remplace-
ment visée aux paragraphes (1) ou (3) ne peut étre
fournie que pour un maximum de vingt-huit jours

d’enregistre-
ment en continu
des émissions

Donnée de
remplace-
ment —
méthode
fondée sur le
type de
combustible

Données de
remplace-
ment —
plusieurs
périodes
données
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PART 4

COMING INTO FORCE

29. (1) Subject to subsections (2) and (3), these
Regulations come into force on July 1, 2015.

July 1, 2015

January 1,2013  (2) Sections 1, 2 and 4, subsections 5(1) to (4)
and sections 9 to 14 and 29 come into force on

January 1, 2013.

(3) Section 3, in respect of standby units, comes
into force on January 1, 2030.

January 1, 2030

SCHEDULE 1
(Subsection 4(1))

REGISTRATION REPORT —
INFORMATION REQUIRED

1. The following information respecting the responsible person:

(a) an indication of whether they are the owner or operator of
the unit and their name and civic address;

(b) the name, title, civic and postal addresses, telephone num-
ber and, if any, email address and fax number, of their author-
ized official; and

(c) the name, title, civic and postal addresses, telephone num-
ber and, if any, email address and fax number, of a contact per-
son, if different from the authorized official.

2. The following information respecting the unit:

(a) for each responsible person for the unit, other than the re-
sponsible person mentioned in paragraph 1(a), if any

(i) their name and civic address,

(i1) an indication of whether they are an owner or operator,
and

(iii) in the case of an owner, their percentage of ownership
interest;

(b) its name and civic address, if any;

(c) if applicable, its National Pollutant Release Inventory iden-
tification number assigned by the Minister for the purpose of
section 48 of the Act;

(d) for an existing or old unit

(i) the calendar year in which it reaches, or has reached, the
end of its useful life, and

(i1) an indication of whether it will cease to produce electri-
city for sale before July 1, 2015 and, if known, the date by
which it will cease production;

(e) its commissioning date; and
(f) its production capacity.

de cette année civile, répartis sur une ou plusieurs
des périodes en cause.

PARTIE 4

ENTREE EN VIGUEUR

29. (1) Sous réserve des paragraphes (2) et (3), le 17 juillet 2015
présent reglement entre en vigueur le 1 juillet
2015.

(2) Les articles 1, 2 et 4, les paragraphes 5(1) 17 janvier 2013
a(4) et les articles 9 a 14 et 29 entrent en vigueur le
1« janvier 2013.

(3) L’article 3, a I’égard des groupes de réserve, 1% janvier 2030
entre en vigueur le 1* janvier 2030.

ANNEXE 1
(paragraphe 4(1))

RAPPORT D’ENREGISTREMENT —
RENSEIGNEMENTS A FOURNIR

1. Renseignements sur la personne responsable :

a) une mention portant qu’elle est le propriétaire ou 1’exploitant
du groupe, ainsi que ses nom et adresse municipale;

b) les nom, titre, adresses municipale et postale, numéro de
téléphone et, le cas échéant, numéro de télécopieur et adresse
électronique de son agent autorisé;

¢) les nom, titre, adresses municipale et postale, numéro de
téléphone et, le cas échéant, numéro de télécopieur et adresse
électronique d’une personne-ressource, si celle-ci n’est pas
I’agent autorisé.

2. Renseignements sur le groupe :

a) le cas échéant, a I’égard de chaque personne responsable du
groupe autre que celle mentionnée a I’alinéa 1a) :
(i) ses nom et adresse municipale,
(i) une mention portant qu’elle est le propriétaire ou
I’exploitant,
(iii) dans le cas ou elle est le propriétaire, le pourcentage du
titre de participation dans ce groupe;
b) ses nom et adresse municipale, le cas échéant;

¢) le cas échéant, le numéro d’identification que lui a attribué le
ministre pour les besoins de I’inventaire national des rejets de
polluants établi en application de 1’article 48 de la Loi;

d) s’il s’agit d’un groupe existant ou d’un groupe en fin de vie
utile :

(i) I’année civile durant laquelle il a atteint ou atteindra la fin
de sa vie utile,

(ii) la mention qu’il cessera de produire de 1’électricité pour
la vente & une date antérieure au 1% juillet 2015, le cas
échéant, et, si elle est connue, cette date;

¢) sa date de mise en service;
/) sa capacité de production.

1987
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SCHEDULE 2
(Paragraph 9(2)(c))

TECHNICAL FEASIBILITY STUDY —
INFORMATION REQUIRED

1. The following information respecting the capture element of

the carbon capture and storage system:

(a) a description of how the emissions are to be captured, in-
cluding a preliminary engineering design and a description of
the preferred technology and processes to be used;

(b) a description of the principal modifications to the unit that
are needed for its integration with the capture element to enable
the responsible person to comply with subsection 3(1) of these
Regulations;

(c) an identification of any major equipment to be installed and
of any other significant equipment to be modified or replaced;
(d) process flow diagrams and mass and energy balances, in-
cluding external energy inputs;

(e) a summary of auxiliary energy loads;

(f) an estimate of the unit’s production capacity when it is oper-
ating with an integrated capture element;

(g) an estimate of the unit’s gross quantity of electricity pro-
duced for a calendar year — set out in the description of Ggyoss
in subsection 19(1) of these Regulations — when it is operating
with an integrated capture element;
(h) an estimate of the rate of capture of CO, emissionsgand of
the volume of CO, emissions, expressed in standard m’, to be
captured for a calendar year and for the operating life of the
unit;
(i) a preliminary resource analysis for the unit when it is oper-
ating with an integrated capture element, including water con-
sumption, heat and power consumption, raw material consump-
tion and fuel consumption;
(j) documents establishing that adequate space has been set
aside at the power plant in which the unit is located and that
adequate access is to be provided for the purpose of installing
the required equipment, including site plans that show
(i) the outline and location of all significant electricity gen-
erating equipment, carbon capture equipment and compres-
sion equipment, as well as any ancillary equipment neces-
sary, sized to capture the sufficient volume of CO, referred
to in subparagraph 9(2)(c)(i) of these Regulations,
(ii) all areas that are to be used for carrying out the construc-
tion of the capture element, and
(iii) the point of exit of the pipeline to transport the captured
CO, emissions from the power plant to the storage site, if the
captured CO, emissions are not stored at the power plant;
(k) an identification of the potential risks and obstacles, based
on the preferred capture technology, to the construction and
operation of the capture element integrated with the unit;
(D) a list of each environmental, safety and other approval or
permit that is required for the construction or operation of the
unit integrated with the capture element; and
(m) a list of potential suppliers of equipment, materials or ser-
vices that are needed for the construction and operation of the
unit integrated with the capture element.

1988

ANNEXE 2
(alinéa 9(2)c))

ETUDE DE FAISABILITE TECHNIQUE —
RENSEIGNEMENTS A FOURNIR

1. Renseignements sur I’élément de captage du systeme de cap-

tage et de séquestration de carbone :

a) une description de la méthode qui sera utilisée pour capter
les émissions, y compris un avant-projet de conception techni-
que et une description de la technologie et du procédé privilé-
giés qui seront utilisés;
b) une description de toute modification majeure qui devra étre
apportée au groupe pour réaliser 1’intégration de 1’élément de
captage d’une maniére permettant a la personne responsable de
se conformer au paragraphe 3(1) du présent réeglement;
¢) la mention de tout équipement majeur devant étre installé et
de tout autre équipement d’importance devant étre modifié ou
remplacé;
d) les schémas des processus et les bilans massique et énergéti-
que, y compris les intrants énergétiques externes;
e) un sommaire des charges énergétiques auxiliaires;
/) une estimation de la capacité de production du groupe une
fois I’élément de captage intégré;
g) une estimation de la quantité brute d’électricité produite par
ce groupe, au cours d’une année civile — selon la variable
Girue Visée au paragraphe 19(1) du présent reglement —, une
fois I’élément de captage intégré;
h) une estimation du taux de captage d’émi%sions de CO, et du
volume d’émissions de CO,, exprimée en m” normalisés, a cap-
ter par année civile et de celles a capter au cours de la durée de
service du groupe;
i) une analyse préliminaire des ressources qui seront utilisées
par le groupe une fois 1’élément de captage intégré, y compris
la consommation d’eau, de chaleur, d’énergie, de maticres
premicres et de combustibles;
J) les documents établissant qu’un espace et un acces adéquats
ont été prévus a la centrale électrique ou le groupe est situé
pour l'installation de I’équipement nécessaire au captage, y
compris les plans du site qui comportent :
(i) le dessin graphique et I’emplacement des principales pie-
ces d’équipement de la production d’électricité, et de captage
et de compression de carbone, ainsi que de tout équipement
accessoire de la dimension appropriée pour capter le volume
suffisant de CO, visé au sous-alinéa 9(2)c)(i) du présent
reglement,
(ii) 'espace qui sera utilisé pour procéder a la construction
de I’élément de captage du systeme,
(iii) le point de sortie du pipeline qui transporte les émissions
de CO, captées, a partir de la centrale électrique ou le groupe
est situé jusqu’au site de séquestration, si elles ne sont pas
séquestrées a cette centrale électrique;
k) la mention des risques et des obstacles éventuels liés a la
construction du systeme de captage et a son exploitation une
fois qu’il sera intégré au groupe, compte tenu de la technologie
de captage privilégiée;
D) la liste des autorisations et des permis requis pour la cons-
truction et 1’exploitation du groupe auquel est intégré I’élément
de captage, notamment ceux qui sont liés a la protection de
I’environnement et a la sécurité;
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2. The following information respecting the transportation ele-

ment of the carbon capture and storage system:

(a) an identification of, and justification for, one or more pre-
ferred transport methods and routes to an appropriate geologic-
al storage site referred to in paragraph 3(b), supported by a
routing map and a geographic information system (GIS) file for
each method and route;

(b) the expected location and size of pumping stations, of re-
ceipt and delivery points and of any interconnects on the pipe-
line for each preferred route;

(c) an estimation of the diameter of the pipeline for each pre-
ferred route that is required to transport the sufficient volume
of CO, referred to in subparagraph 9(2)(c)(i) of these
Regulations;

(d) if applicable, a detailed description of how any tankers that
are to be used to transport the captured CO, emissions are to be
obtained and, if required, commissioned and a plan detailing
how any required port infrastructure for shipping the captured
CO, emissions on those tankers is to be developed;

(e) an identification of the potential risks and obstacles, for
each preferred route, to the construction and operation of the
pipeline or shipping network along that route, including any
surface or subsurface land use that may conflict with that con-
struction or operation, along with an explanation of how those
risks and obstacles are to be overcome ;

(f) a list of each environmental, safety and other approval or
permit that is required for the construction or operation of the
transportation element; and

(g) a list of potential suppliers of equipment, materials or ser-
vices that are needed for the construction and operation of the
transportation element.

3. The following information respecting the storage element of

the carbon capture and storage system:

(a) an estimation of the volume of CO, emissions, expressed in
standard rn3, to be captured and stored during each calendar
year and over the anticipated operating life of the unit;

(b) an identification of one or more suitable geological sites for
storage that are expected to be used to store the captured CO,
emissions, supported by a delineation of the geographical ex-
tent of each storage site and at least one study showing that the
required capacity to store the sufficient volume of CO, referred
to in subparagraph 9(2)(c)(i) of these Regulations is available
based on generally accepted national or international protocols
for storage capacity estimation;

(c) an identification of any requirement under federal or prov-
incial laws for the purity of captured CO, emissions, along with
an explanation of how that requirement is to be met;

(d) a preliminary assessment of the integrity of the storage
element in preserving an impervious barrier to leakage of
stored CO, emissions and of any risk to breaching that integ-
rity, at each feasible storage site referred to in paragraph (b),
along with a preliminary strategy to mitigate the risk;

(e) a preliminary plan for measuring and verifying the volume
of stored CO, emissions and for monitoring any leak of the
stored CO, emissions from the storage element;

m) la liste des fournisseurs potentiels de 1’équipement, des ma-
tériaux et des services nécessaires a la construction et a 1’ex-
ploitation du groupe auquel est intégré I’élément de captage.

2. Renseignements sur 1’élément de transport du systeme de

captage et de séquestration de carbone :

a) la mention d’une ou de plusieurs méthodes de transport et
des routes privilégiées menant au site de séquestration géologi-
que visé a I’alinéa 3b) et la justification de ces choix, y compris
les parcours et les fichiers du systteme d’information géogra-
phique (SIG) a I’appui, pour chaque méthode et chaque route
choisie;

b) I’emplacement prévu et la taille des stations de pompage, y
compris I’emplacement des points de réception et de livraison
ainsi que des interconnexions du pipeline pour chaque route
privilégiée;

¢) pour chaque route privilégiée, une estimation du diametre du
pipeline qui est requis pour transporter le volume suffisant de
CO, visé au sous-alinéa 9(2)c)(i) du présent reglement;

d) le cas échéant, une description détaillée de la facon d’obtenir
les navires-citernes requis pour le transport des émissions de
CO, captées ou de les mettre en service, accompagnée d’un
plan détaillé de I’infrastructure portuaire & aménager pour per-
mettre 1’expédition de ces émissions de CO, a bord de ces
navires-citernes;

e) la mention des risques et des obstacles éventuels liés a la
construction et a 1’exploitation, pour chacune des routes privi-
légiées, du pipeline ou du réseau d’expédition, selon le cas, y
compris ceux reliés a 1’utilisation des terres de surface ou sou-
terraines a ces fins, accompagnée d’une indication de la fagon
de surmonter ces risques et obstacles;

/) la liste des autorisations et des permis requis pour la cons-

truction et ’exploitation de 1’élément de transport, notamment
ceux qui sont liés a la protection de I’environnement et a la
sécurité;

g) la liste des fournisseurs potentiels de 1’équipement, des ma-
tériaux et des services nécessaires a la construction et a I’ex-

ploitation de I’élément de transport.
3. Renseignements sur I’élément de séquestration du systeme

de captage et de séquestration de carbone :

a) une estimation du volume d’émissions de CO,, exprimée en
m’ normalisés, devant étre capté et séquestré au cours d’une
année civile et pendant la durée de service envisagée du
groupe;

b) la mention du ou des sites adéquats pour la séquestration
géologique des émissions de CO, captées, accompagnée de la
délimitation de I’étendue géographique de chacun de ces sites
et d’au moins une étude, effectuée selon une méthode d’esti-
mation de la capacité de séquestration généralement reconnue
au plan national ou international, démontrant que la capacité
requise pour capter le volume suffisant d’émissions de CO, vi-
sé au sous-alinéa 9(2)c)(i) du présent réglement est disponible;
¢) la mention des exigences imposées par les regles de droit fé-
dérales ou provinciales a I’égard de la pureté des émissions de
CO, captées, accompagnée d’une explication de la fagon dont
elles seront respectées;

d) une évaluation préliminaire de I’intégrité de I’élément de sé-
questration, notamment de son étanchéité, et de tout risque sus-
ceptible de porter atteinte a cette intégrité a chacun des sites
potentiels retenus, accompagnée d’une stratégie préliminaire
pour limiter ces risques;

1989
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() an identification of any surface or subsurface land use that
may conflict with the operation of the storage element at each
feasible storage site referred to in paragraph (b), along with an
explanation of how the conflict is to be resolved in order to
ensure access to each of those sites;

(g) a list of each environmental, safety and other approval or
permit that is required for the construction or operation of the
storage element; and

(h) a list of potential suppliers of equipment, materials or ser-
vices that are needed for the construction and operation of
the storage element for each feasible site referred to in para-

graph (D).

SCHEDULE 3
(Paragraphs 9(2)(d) and 11(1)(b))

INFORMATION ON SECTION 10 REQUIREMENTS

1. If a front end engineering design study referred to in para-
graph 10(a) of these Regulations has been carried out, the follow-

ing information to summarize that study:

(a) an overall description of the construction project for the
carbon capture and storage system, including technical draw-
ings and documents that describe
(i) the configuration and layout of the power plant in which
the unit is located when it is operating with an integrated
capture element of the system,
(ii) the transportation element of the system, and
(iii) the site of the storage element of the system;
(b) an estimate of capital cost of the construction project, in-
cluding a summary of the analysis that led to that estimate and
a justification for the margin of error of that estimate;
(c) a summary of the safety review of the capture element of
the carbon capture and storage system;
(d) a summary of the risk assessment of the carbon capture and
storage system,
(e) a summary of the strategy to mitigate those risks;
(f) a summary of the plan to carry out the construction of the
carbon capture and storage system, including a schedule for the
completion of its major steps;
(g) an identification of potential persons with whom agree-
ments can be entered into to carry out the construction of the
carbon capture and storage system;
(h) the name and business address of the persons responsible
for the development of the front end engineering design study
and a description of their contribution to its development;
(i) a description of the capture technology selected in the front
end engineering design study for the capture element of the
carbon capture and storage system and of the capture element’s
integration with the unit;

1990

e¢) un plan préliminaire de mesure et de vérification du volume
des émissions de CO, séquestrées et de surveillance de
toute fuite d’émissions de CO, provenant de 1’élément de
séquestration;

/) la mention de toute utilisation des terres de surface ou souter-

raines qui sont susceptibles d’entrer en conflit avec le fonction-
nement de 1’élément de séquestration a chacun des sites poten-
tiels retenus, accompagnée d’une explication des solutions
envisagées pour régler ce conflit et permettre 1’acces a chacun
de ces sites;

g) la liste des autorisations et des permis requis pour la cons-
truction et I’exploitation de 1’élément de séquestration, notam-
ment ceux qui sont liés a la protection de I’environnement et a
la sécurité;

h) la liste des fournisseurs potentiels de 1’équipement, des ma-
tériaux et des services nécessaires a la construction et a ’ex-
ploitation de 1’élément de séquestration a chacun des sites
potentiels retenus.

ANNEXE 3
(alinéas 9(2)d) et 11(1)b))

RENSEIGNEMENTS RELATIFS AUX EXIGENCES
DE L’ARTICLE 10

1. Si I’étude d’ingénierie d’avant-projet détaillé visée a 1’ali-

néa 10a) du présent reglement est achevée, les renseignements
ci-apres qui résument cette étude :

a) une description générale du projet de construction du sys-
teéme de captage et de séquestration de carbone, accompagnée
des dessins et documents techniques décrivant :
() 1a configuration et la disposition de la centrale électrique
ou est situé le groupe auquel 1’élément de captage sera
intégré,
(ii) I’élément de transport du systéme,
(iii) le site de séquestration du systeme;
b) une estimation des cofits du projet de construction, accom-
pagnée d’un résumé de 1’analyse menant a cette estimation et
d’une explication de la marge d’erreur de cette estimation;
¢) un résumé de 1’évaluation de la sécurité de 1’élément de cap-
tage du systéme de captage et de séquestration de carbone;
d) un résumé de 1’évaluation des risques relatifs au systeéme de
captage et de séquestration de carbone;
e) un résumé de la stratégie visant a limiter ces risques;

/) un résumé du plan relatif au projet de construction du sys-

teéme de captage et de séquestration de carbone, y compris un
échéancier des principales étapes;

g) l'identification des personnes qui seront potentiellement les
parties contractantes aux accords établis pour la construction
du systeme de captage et de séquestration de carbone;

h) les nom et adresse d’affaires des personnes ayant contribué a
I’élaboration de 1’étude d’ingénierie d’avant-projet détaillé,
ainsi qu’une description de leur contribution;

i) dans le cadre de I’étude d’ingénierie d’avant-projet détaillé,
une description de la technologie qui sera utilisée pour 1’élé-
ment de captage du systeme de captage et de séquestration de
carbone et une indication de la fagon dont cet élément de cap-
tage sera intégré au groupe;
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(j) an identification of any major equipment required to be pur-
chased for the construction of the capture element of the carbon
capture and storage system;
(k) an estimate of the performance of the unit when it is operat-
ing with an integrated carbon capture and storage system, sup-
ported by process flow diagrams and mass and energy bal-
ances, including an estimate of
(i) the rate of capture of CO, emissions and the volume of
CO, emissions, expressed in standard m3, to be captured for
a calendar year and for the operating life of the unit,
(ii) the production capacity of the unit,
(iii) the unit’s gross quantity of electricity produced for a
calendar year — as set out in the description of G in sub-
section 19(1) of these Regulations — when it is operating
with an integrated capture element,
(iv) a summary of auxiliary energy loads,

(v) the period during a calendar year during which a unit is
expected to be available for producing electricity, and
(vi) for a calendar year, the quantity of CO, emissions from
the combustion of fossil fuels in the unit and the quantity of
emissions of nitrogen oxides, sulphur oxides, particulate
matter, mercury and, if applicable, ammonia from the unit;
and
(I) a summary of the resource analysis for the unit when it is
operating with an integrated capture element of the carbon cap-
ture and storage system, including water consumption, heat
and power consumption, raw material consumption and fuel
consumption.

2. If any major equipment that is necessary for the capture ele-
ment referred to in paragraph 10(b) of these Regulations has been
purchased, a copy of the purchase orders and receipts respecting
the purchase of that equipment.

3. A declaration, signed by all contracting parties to any con-
tract referred to in paragraph 10(c) of these Regulations, that indi-
cates that the contract has been entered into and the date on which
it was entered into.

4. A copy of any permit or approval referred to in para-
graph 10(d) that has been obtained.

5. A declaration — signed by the responsible person and, if ap-
plicable, any party contracting with the responsible person for the
capture, transportation or storage elements of the carbon capture
and storage system — that indicates the date on which CO, emis-
sions from the combustion of fossil fuels in the unit have been
captured in accordance with the laws of Canada or a province that
regulate that capture and have been transported and stored in ac-
cordance with the laws of Canada or a province, or of the United
States or one of its states, that regulate that transportation or stor-
age, as the case may be.

SCHEDULE 4
(Section 15)

ANNUAL REPORT — INFORMATION REQUIRED

1. The following information respecting the responsible person:

(a) an indication of whether they are the owner or operator of
the unit and their name and civic address;

J) la mention de tout équipement majeur a acquérir pour la
construction de 1’élément de captage du systeme de captage et
de séquestration de carbone;
k) les prévisions quant a la performance du groupe une fois le
systeme de captage et de séquestration de carbone intégré, ac-
compagnées des schémas des processus et des bilans massique
et énergétique, y compris une estimation des éléments
suivants :
(i) le taux de captage d’émissions de CO, et le volume
d’émissions de CO,, exprimée en m’ normalisés, & capter par
année civile et de celles a capter au cours de la durée de ser-
vice du groupe,
(ii) la capacité de production du groupe,
(iii) une estimation de la quantité brute d’électricité produite
par le groupe au cours d’une année civile — selon la variable
Goruee Visée au paragraphe 19(1) du présent reglement — une
fois I’é1ément de captage intégré,
(iv) un sommaire des charges énergétiques auxiliaires,
(v) la période au cours d’une année civile pendant laquelle le
groupe devrait étre disponible pour produire de 1’électricité,
(vi) a I’égard d’une année civile, la quantité des émissions de
CO, provenant de la combustion de combustibles fossiles et
la quantité des émissions d’oxyde d’azote, d’oxyde de sou-
fre, de particules, de mercure et, s’il y a lieu, d’ammoniac
provenant du groupe;
) un résumé de I’analyse des ressources qui seront utilisées par
le groupe une fois 1’élément de captage intégré, y compris la
consommation d’eau, de chaleur, d’énergie, de matieres pre-
mieres et de combustibles.

2. Si les pieces d’équipements majeurs nécessaires pour 1’élé-
ment de captage, visées a 1’alinéa 10b) du présent reglement, ont
été achetées, une copie des bons de commande et des recus rela-
tifs a leur achat.

3. Une déclaration, signée par les parties contractantes a tout
contrat visé a 1’alinéa 10c) du présent réglement, établissant que
le contrat a été conclu, et la date a laquelle il a été conclu.

4. Une copie des autorisations et des permis obtenus, aux
termes de 1’alinéa 10d) du présent reéglement.

5. Une déclaration, signée par la personne responsable et, le cas
échéant, par toute partie contractante avec cette personne relati-
vement a I’élément de captage, de transport ou de séquestration,
selon laquelle le systeme de captage et de séquestration de car-
bone intégré au groupe a capté les émissions de CO, provenant de
ce groupe par suite de la combustion des combustibles fossiles,
conformément aux regles de droit du Canada ou de la province
qui réglemente cette activité, et les a transportées et séquestrées,
conformément aux régles de droit du Canada ou d’une province
qui réglemente ces activités ou a celles des Etats-Unis ou d’un de
ses Etats, lorsque ces activités y sont réglementées, et une indica-
tion de la date a laquelle le captage, le transport et la séquestra-
tion, selon le cas, a commencé.

ANNEXE 4
(article 15)
RAPPORT ANNUEL — RENSEIGNEMENTS A FOURNIR

1. Renseignements sur la personne responsable :

a) une mention portant qu’elle est le propriétaire ou 1’exploitant
du groupe, ainsi que ses nom et adresse municipale;

1991



2012-09-12 Canada Gazette Part 11, Vol. 146, No. 19

Gazette du Canada Partie I, Vol. 146, n° 19 SOR/DORS/2012-167

(b) the name, title, civic and postal addresses, telephone num-
ber and, if any, email address and fax number, of their author-
ized official; and

(c) the name, title, civic and postal addresses, telephone num-
ber and, if any, email address and fax number, of a contact per-
son, if different from the authorized official.

2. The following information respecting the unit:
(a) for each responsible person for the unit, other than the re-
sponsible person mentioned in paragraph 1(a), if any
(i) their name and civic address,
(i1) an indication of whether they are an owner or operator,
and
(iii) in the case of an owner, their percentage of ownership
interest;
(b) its name and civic address, if any;
(c) its registration number and, if applicable, its National Pol-
lutant Release Inventory identification number assigned by the
Minister for the purpose of section 48 of the Act;
(d) if applicable, the number of other units located at the power
plant in which the unit is located and, for each of those other
units, the information referred to in paragraph (a); and
(e) if applicable, a statement that indicates that the unit shares a
common stack with one or more of those other units, along
with a statement that identifies each of those other units.

3. The following information respecting the emission-intensity

b) les nom, titre, adresses municipale et postale, numéro de té-
léphone et, le cas échéant, numéro de télécopieur et adresse
électronique de son agent autorisé;

¢) les nom, titre, adresses municipale et postale, numéro de té-
1éphone et, le cas échéant, numéro de télécopieur et adresse
électronique d’une personne-ressource, si celle-ci n’est pas
I’agent autorisé.

2. Renseignements sur le groupe :

a) le cas échéant, a I’égard de chaque personne responsable du
groupe autre que celle mentionnée a I’alinéa 1a) :
(i) ses nom et adresse municipale,
(i) une mention portant qu’elle est le propriétaire ou
I’exploitant,
(iii) dans le cas ou elle est le propriétaire, le pourcentage du
titre de participation dans ce groupe;
b) ses nom et adresse municipale, le cas échéant;
¢) le numéro d’enregistrement et, le cas échéant, le numéro
d’identification que lui a attribué le ministre pour les besoins
de I’inventaire national des rejets de polluants établi en applica-
tion de ’article 48 de la Loi;
d) le cas échéant, le nombre de groupes situés a la centrale
électrique ou se trouve le groupe en cause et, pour chacun de
ces groupes, les renseignements prévus a 1’alinéa a);
e) le cas échéant, une mention indiquant que le groupe en cause
partage une cheminée commune avec I’un ou I’autre des grou-
pes visés a l’alinéa d), et les renseignements permettant
d’identifier chacun de ces groupes.

3. Renseignements sur l'intensité des émissions — visées au

referred to in subsection 3(1) of these Regulations from the com-
bustion of fuel in the unit — other than a unit referred to in para-
graph 4(d) — during the calendar year:

paragraphe 3(1) du présent reglement — provenant de la combus-
tion de combustibles par le groupe, autre qu’un groupe visé a
I’alinéa 4d), au cours de I’année civile en cause :

(a) the emission-intensity for the unit, namely the ratio of the
quantity of CO, emissions referred to in paragraph (c) to the
quantity of electricity referred to in subparagraph (b)(i), ex-
pressed in tonnes per GWh;

() in respect of the quantity of electricity produced by the unit

(1) that quantity determined in accordance with section 19 of
these Regulations, expressed in GWh,

(ii) the value determined for Gy and G, in the formula set
out in subsection 19(1) of these Regulations, expressed in
GWh,

(iii) the gross electricity produced by the units located at the
power plant for the calendar year, namely the sum of the
value determined for Gy referred to in subparagraph (ii)
and of the gross electricity produced by all other units lo-
cated at the power plant determined in accordance with that
description of Gyoss,

(iv) the quantity of electricity, expressed in GWh, that is
used by the power plant in which the unit is located during
the calendar year to operate infrastructure and equipment for
electricity generation and for separation, but not pressuriza-
tion, of CO,, based on data collected using meters that com-
ply with the requirements of the Electricity and Gas Inspec-
tion Act and the Electricity and Gas Inspection Regulations,
(v) if that calendar year is the calendar year referred to in
subsection 19(2) of these Regulations for which a method of
attribution was first used, a detailed description of that
method of attribution and an explanation of why it is appro-
priate, and

1992

a) Pintensité des émissions provenant du groupe, soit la pro-

portion de la quantit¢é d’émissions de CO, mentionnée a

I’alinéa c) par rapport a la quantité d’électricité mentionnée au

sous-alinéa b)(i), exprimée en tonnes par GWh;

b) al’égard de la quantité d’électricité produite par le groupe :
(i) le résultat du calcul effectué conformément a 1’article 19
du présent réglement, exprimé en GWh,

(ii) les valeurs déterminées pour les variables Gy €t G,y de
la formule prévue au paragraphe 19(1) du présent reglement,
exprimées en GWh,

(iii) la quantité brute d’électricité produite par les groupes si-
tués a la centrale électrique au cours de I’année civile en
cause, obtenue par addition de la valeur de la variable Gy,
visée au sous-alinéa (ii) pour le groupe en cause et de la
quantité brute d’électricité produite par les autres groupes si-
tués a cette centrale électrique et déterminée par application
de la description de cette méme variable Gy, a chacun
d’eux,

(iv) la quantité d’électricité, exprimée en GWh, utilisée par
la centrale électrique ou le groupe est situé, au cours de
I’année civile en cause, pour le fonctionnement de 1’infra-
structure et de 1I’équipement pour la production d’électricité
et la séparation de CO,, autres que les équipements de pres-
surisation, déterminée a partir de données fournies a 1’aide
de compteurs qui répondent aux exigences de la Loi sur
Uinspection de [l’électricité et du gaz et du Reglement sur
linspection de I’électricité et du gaz,
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(vi) if that calendar year is a subsequent calendar year re-
ferred to in subsection 19(3) of these Regulations, a detailed
description of the method of attribution referred to in that
subsection used for that subsequent calendar year and an ex-
planation of why it is appropriate;

(c) in respect of the quantity of CO, emissions from the com-
bustion of fuels in the unit,

(1) if paragraph 20(1)(a) of these Regulations applies for the
determination of that quantity,
(A) that quantity, expressed in tonnes, determined in ac-
cordance with section 21 of these Regulations,
(B) the values, expressed in tonnes, determined for E,, Ey;,
and E,,,. in the formula set out in subsection 21(1) of
these Regulations,
(C) a statement that indicates which of paragraphs (a) and
(b) of the description of that Ey;, was used to determine
the value of that element, and
(D) the value, expressed in tonnes, determined for E, in
the formula set out in subparagraph 21(2)(d)(ii) of these
Regulations, and
(ii) if paragraph 20(1)() of these Regulations applies for the
determination of that quantity,
(A) that quantity, expressed in tonnes, determined in ac-
cordance with section 22 of these Regulations and, as the
case may be, section 23 or 24 of these Regulations,
(B) the values, expressed in tonnes, determined for E; for
each fuel combusted, and for E_., in the formula in sec-
tion 22 of these Regulations,
(C) the value, expressed in tonnes, determined for E in
the formula set out in subparagraph 21(2)(d)(ii) of these
Regulations,
(D) a statement for each fuel combusted that indicates
which of section 23 and 24 of these Regulations was used
to determine the quantity referred to in clause (A),
(E) if that quantity was determined in accordance with
section 23 of these Regulations,
(D) the value of CC, in the formula set out in para-
graph 23(1)(a), (b) or (c) of these Regulations, as the
case may be, for each fuel combusted, and
(IT) a statement that indicates which of the ASTM stan-
dards and of the methods referred to in the description
of CC; in the formula in subsection 23(2) of these Regu-
lations were used to determine the value of CC, re-
ferred to in subclause (I) or, for a sample of gaseous
fuel, that indicates that a direct measuring device was
used to determine that value, and
(F) if that quantity was determined in accordance with
section 24 of these Regulations,
(D) for each fuel combusted,
1. its type,
2. a statement that indicates which of para-
graphs 24(2)(a) to (d) of these Regulations describes
the fuel, and
3. in the case of a fuel described by para-
graph 24(2)(b) of these Regulations, the average
daily rate at which the fuel was combusted,
(IT) if paragraph 24(1)(a) of these Regulations applies,
1. the value of HHV, as described in paragraph (a) of
that element, in the formula set out in subsec-

tion 24(4) of these Regulations, for each fuel
combusted,

(v) si I’année civile en cause est celle visée au paragra-
phe 19(2) du présent reglement, a I’égard de laquelle une
méthode d’attribution a été utilisée pour la premiere fois, le
détail de cette méthode et la justification de ce qui en fait
une méthode appropriée,

(vi) si I’année civile en cause est une année civile subsé-
quente visée au paragraphe 19(3) du présent reéglement, le
détail de la méthode d’attribution visée a ce paragraphe utili-
sée a I’égard de cette année et la justification de ce qui en
fait une méthode appropriée;

¢) a I’égard de la quantité des émissions de CO, provenant de
la combustion de combustibles par le groupe :

(i) dans le cas visé a I’alinéa 20(1)a) du présent reglement :
(A) le résultat du calcul effectué conformément a I’arti-
cle 21 du présent reglement, exprimé en tonnes,

(B) les valeurs, exprimées en tonnes, déterminées pour les
variables E,, Ey, et Eo, s de la formule prévue au para-
graphe 21(1) du présent réglement,

(C) 1a mention de celle des méthodes de quantification vi-
sées aux alinéas a) ou b) de la description de cette variable
qui a été appliquée, le cas échéant, pour déterminer la va-
leur de la variable E,;,,

(D) la valeur déterminée pour la variable E de la formule
prévue au sous-alinéa 21(2)d)(ii) du présent réglement,
exprimée en tonnes,

(ii) dans le cas visé a I’alinéa 20(1)b) du présent reglement :
(A) le résultat du calcul effectué conformément a I’arti-
cle 22 et, selon le cas, aux articles 23 ou 24 du présent re-
glement, exprimé en tonnes,

(B) les valeurs, exprimées en tonnes, de la variable E; pour
chaque combustible brilé et de la variable E de la for-
mule prévue a I’article 22 du présent réeglement,
(C) 1a valeur déterminée pour la variable E, de la formule
prévue au sous-alinéa 21(2)d)(ii) du présent réglement,
exprimée en tonnes,
(D) pour chaque combustible briilé, la mention de celui
des articles 23 ou 24 du présent reglement qui a été utilisé
pour arriver au résultat visé a la division (A),
(E) dans le cas ou ’article 23 du présent reglement est uti-
lisé pour déterminer le résultat visé a la division (A) :
(D 1a valeur déterminée pour la variable CCy de la for-
mule applicable prévue, selon le cas, aux ali-
néas 23(1)a), b) ou c¢) du présent reglement, pour cha-
que combustible briilé,
(II) la mention de celles des normes ASTM ou de la
méthode mentionnées dans la description de la variable
CC; qui ont été utilisées pour déterminer la valeur de la
variable CCy; visée a la subdivision (I) ou, dans le cas
d’un combustible gazeux, une indication qu’un instru-
ment de mesure directe a été utilisé,
(F) dans le cas ou I’article 24 du présent réglement est uti-
lisé pour arriver au résultat visé a la division (A) :

(I) pour chaque combustible brilé :
1. son type,

2. la mention de celui des alinéas 24(2)a) a d) du pré-
sent reglement qui s’applique a ce combustible,

3. ¢’il s’agit d’un combustible visé a 1’alinéa 24(2)b)
du présent réglement, le taux quotidien moyen auquel
ce combustible a été brilé,

1993
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2. if the fuel’s type is set out in column 1 of the ap-
plicable table to Schedule 5, its default CO, emission
factor as set out in column 3 and, if that fuel’s type is
not so set out, the default CO, emission factor for
that fuel’s type established by a body that is inter-
nationally recognized as being competent to establish
default CO, emission factors for fuels and a state-
ment that indicates the name of the body, and
3. a statement that indicates which of the ASTM and
GPA standards and of the methods referred to in sub-
section 24(6) of these Regulations were used to de-
termine the measured value of HHV referred to in
sub-subclause 1 or, for a gaseous fuel, that indicates
that a direct measuring device was used to determine
that measured value, and

(II) if paragraph 24(1)() of these Regulations applies
1. the default value of HHV, as described in para-
graph (b) of that element, in the formula set out in
subsection 24(4) of these Regulations, for each fuel
combusted,

2. a statement that explains the absence of a meas-
ured higher heating value and that indicates, if that
default higher heating value is established by a body
that is internationally recognized as being competent
to establish default higher heating values for fuels,
the name of the body, and
3. if the fuel’s type is set out in column 1 of the ap-
plicable table to Schedule 5, its default CO, emission
factor as set out in column 3 and, if that fuel’s type is
not so set out, the default CO, emission factor for
that fuel’s type established by a body that is inter-
nationally recognized as being competent to establish
default CO, emission factors for fuels and a state-
ment that indicates the name of the body;

(d) if applicable, documents that establish that the captured

CO, emissions were captured, transported and stored as de-

scribed in subsection 3(5) of these Regulations;

(e) if applicable, the quantity of CO, emissions that were cap-

tured, determined using a direct measure of the flow of, and the

concentration of CO, in, those emissions; and

(f) for each type of fuel combusted,

(i) the type and, if that type is biomass, an explanation of
why that type is biomass as defined in subsection 2(1) of
these Regulations, and

(i) the quantity of fuel combusted.

4. Information for the calendar year respecting

(a) the number of hours during which the unit produced
electricity;

(b) if a substituted unit referred to in subsection 5(1) of these
Regulations has been substituted for an original unit, the pro-
duction capacity of that substituted unit;

(c) for a standby unit, the capacity factor for the standby unit;

1994

(IT) dans le cas ou I’alinéa 24(1)a) du présent reglement
s’applique :
1. la valeur déterminée pour la variable HHV de la
formule prévue au paragraphe 24(4) du présent re-
glement, pour chaque combustible briilé, selon
I’alinéa a) de cette variable,
2. le facteur d’émissions de CO, par défaut mention-
né a la colonne 3 du tableau applicable de 1’annexe 5
pour chaque combustible briilé visé a la colonne 1
ou, si le combustible n’y est pas visé, celui fixé par
un organisme reconnu a ’échelle internationale
comme compétent pour établir des facteurs d’émis-
sions par défaut pour les combustibles, et la mention
du nom de cet organisme,
3. la mention de celle des normes de I’ASTM ou de
la GPA, ou de la méthode, visées au paragra-
phe 24(6) du présent réglement qui ont été utilisées
pour déterminer la valeur mesurée de la variable
HHYV visée a la sous-subdivision 1 ou, dans le cas
d’un combustible gazeux, la mention qu’un instru-
ment de mesure directe a été€ utilisé,
(ITI) dans le cas ou I’alinéa 24(1)b) du présent regle-
ment s’ applique :
1. la valeur par défaut pour la variable HHV a
I’alinéa b) de cette variable — de la formule prévue
au paragraphe 24(4) du présent reglement, pour cha-
que combustible brilé,
2. a défaut de cette valeur, une explication de
I’absence d’une mesure du pouvoir calorifique supé-
rieur et, lorsque cette valeur par défaut du pouvoir
calorifique supérieur est fixée par un organisme re-
connu a 1’échelle internationale comme compétent
pour établir des facteurs d’émissions par défaut pour
les combustibles, le nom de cet organisme,
3. le facteur d’émissions de CO, par défaut mention-
né a la colonne 3 du tableau applicable de 1’annexe 5
pour chaque combustible brlilé visé a la colonne 1
ou, si le combustible n’y est pas visé, celui fixé par
un organisme reconnu a I’échelle internationale
comme compétent pour établir des facteurs d’émis-
sions par défaut pour les combustibles, et la mention
du nom de cet organisme;
d) le cas échéant, les documents établissant que les émissions
de CO, qui sont captées ont été captées, transportées et séques-
trées conformément au paragraphe 3(5) du présent reglement;
e) le cas échéant, la quantité des émissions de CO, captées dé-
terminée a I’aide d’une mesure directe de leur débit et de leur
concentration en COy;

) al’égard de chaque type de combustible briilé :

(i) le type et, s’il s’agit de biomasse, une mention indiquant
en quoi ce type est de la biomasse au sens du paragra-
phe 2(1) du présent réglement,

(ii) la quantité briilée.

4. Renseignements, au cours de ’année civile, a 1I’égard des

éléments suivants :

a) le nombre d’heures pendant lesquelles le groupe en cause a
produit de I’électricité;

b) dans le cas ou un groupe qui atteint la fin de sa vie utile a
fait I’objet d’une substitution aux termes du paragraphe 5(1)
du présent réglement, la capacité de production du groupe
substitutif;
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(d) for a unit granted an exemption under subsection 7(4) of
these Regulations,
(i) the emergency period for the calendar year, namely, the
period that begins on the first day in the calendar year on
which the emergency existed and that ends on the last day in
the calendar year on which it existed,
(i) the number of hours in the emergency period during
which the unit operated, and
(iii) the information referred to in item 3 for each emergency
period for, and any other period of, the calendar year; and
(e) for an existing unit referred to in subsection 14(4) of these
Regulations, the percentage of CO, emissions from the unit
that are captured, transported and stored, along with supporting
documents to establish the validity of that percentage.

5. A copy of the auditor’s report referred to in subsection 26(4)

¢) s’il s’agit d’un groupe de réserve, le facteur de capacité de ce
groupe;
d) s’il s’agit d’un groupe a I’égard duquel une exemption a été
accordée au titre du paragraphe 7(4) du présent reglement :
(1) au cours de I’année civile en cause, la période qu’a duré
la situation d’urgence, soit la date a laquelle la situation a
débuté et celle a laquelle elle a pris fin,
(ii) le nombre d’heures au cours de la période visée au sous-
alinéa (i) pendant lesquelles le groupe €tait en service,
(iii) les renseignements visés a I’article 3 a 1’égard de toute
période visée au sous-alinéa (i) et de toute autre période au
cours de I’année civile en cause;
e) dans le cas d’un groupe existant visé au paragraphe 14(4) du
présent reglement, le pourcentage des émissions de CO, prove-
nant du groupe qui sont captées, transportées et séquestrées
ainsi que les documents démontrant son exactitude.

5. Une copie du rapport du vérificateur visé au paragra-

of these Regulations. phe 26(4) du présent reglement.

6. If replacement data referred to in section 28 of these Regula-
tions was used for a day or days for a given period referred to in
subsection 28(1) of these Regulations during the calendar year,

6. Renseignements sur les données de remplacement établies
conformément a I’article 28 du présent réglement pour un jour
donné au cours de 1’année civile en cause, le cas échéant :

(a) the reason for which data required to determine the value of
an element of a formula set out in section 19 or any of sec-
tions 21 to 24 of these Regulations was not obtained and an ex-
planation as to why that reason was out of the control of the re-
sponsible person;
(b) the element of the formula for which data was not obtained
and the date of the day on which the data was not obtained and,
if that data was not obtained for a period of several days, the
dates of the days on which the period begins and ends; and
(c) the value determined for that element using replacement
data, along with details of that determination, including
(i) the data used to make that determination for each period
of one or several days,
(ii) the method used to obtain that data, and
(iii) in the case of a determination of the value of an element
referred to in subsection 28(3) of these Regulations for a
given period, a justification for the given period being used
as the basis of that determination.

a) les raisons de 1’absence de la donnée pour la variable visée a
I’une des formules visées a I’article 19 ou a I’'un des articles 21
a 24 du présent reglement et une justification établissant que
cette absence était indépendante de la volonté de la personne
responsable;

b) la variable pour laquelle la donnée n’a pas été obtenue et la
date du jour en cause et, s’il s’agit d’une période de plusieurs
jours, la date du début de cette période et la date a laquelle elle
a pris fin;

¢) la valeur de la variable visée a 1’alinéa b) déterminée a I’aide
de données de remplacement, et le détail de sa détermination,
notamment :

(1) les données utilisées au cours de toute période d’un ou
plusieurs jours pour établir la valeur de remplacement,

(i) la méthode utilisée pour établir la donnée de
remplacement,

(iii) dans le cas de la détermination de 1’une ou 1’autre des
variables visées au paragraphe 28(3) du présent reglement,
les raisons qui justifient toute période utilisée pour cette
détermination.

SCHEDULE 5 ANNEXE 5
(Paragraphs 21 (2)(b) and 24 (1)(b) (alinéas 21(2)b) et 24(1)b) et (2)c)
and (2)(c) and Subsection 24(4)) et paragraphe 24(4))
LIST OF FUELS LISTE DES COMBUSTIBLES
TABLE 1 TABLEAU 1
SoOLID FUELS COMBUSTIBLES SOLIDES
Column 1 Column 2 Column 3 Colonne 1 Colonne 2 Colonne 3
Default higher Default CO, Pouvoir calorifique Facteur d’émissions
heating value emission factor supérieur par défaut de CO, par défaut
Item Type of fuel (GJ/tonne)! (kg CO/GJ) Article Type de combustible (GJ/tonne)! (kg CO/GJ)
Bituminous Canadian 25.6 86.1 1. Charbon bitumineux 25,6 86,1

coal — Western

canadien — Ouest

1995
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SCHEDULE 5 — Continued

TABLE 1 — Continued

SoLID FUELS — Continued

ANNEXE 5 (suite)

TABLEAU 1 (suite)

COMBUSTIBLES SOLIDES (suite)

Column 1 Column 2 Column 3 Colonne 1 Colonne 2 Colonne 3
Default higher Default CO, Pouvoir calorifique Facteur d’émissions
heating value emission factor supérieur par défaut de CO, par défaut
Item Type of fuel (GJ/tonne)! (kg CO/GJ) Article Type de combustible (GJ/tonne)! (kg CO/GJ)
2. Bituminous Canadian 279 82.1 2. Charbon bitumineux 27,9 82,1
coal — Eastern canadien — Est
3. Bituminous non-Canadian 25.7 95.6 3. Charbon bitumineux non 25,7 95,6
coal - U.S. canadien — E.-U.
4. Bituminous non-Canadian 299 85.2 4. Charbon bitumineux non 29,9 85,2
coal — Other Countries canadien — autres pays
5. Sub-bituminous Canadian 19.2 89.9 5. Charbon subbitumineux 19,2 89,9
coal — Western canadien — Ouest
6. Sub-bituminous non-Canadian 19.2 95.0 6. Charbon subbitumineux non 19,2 95,0
coal - U.S. canadien — E.-U.
7. Coal — lignite 15.0 92.7 7. Charbon — lignite 15,0 92,7
8. Coal — anthracite 27.7 86.3 8. Charbon — anthracite 27,7 86,3
9. Coal coke and metallurgical  28.8 86.0 9. Coke de charbon et coke 28,8 86,0
coke métallurgique
10. Petroleum coke from 46.4 82.3 10. Coke de pétrole (raffineries) 46,4 82,3
refineries
11. Petroleum coke from 40.6 86.1 11. Coke de pétrole (usines de 40,6 86,1
upgraders valorisation)
12. Municipal solid waste 11.5 86.0 12. Déchets solides municipaux 11,5 86,0
13. Tires 31.2 81.5 13. Pneus 31,2 81,5
14. Wood and wood waste' 19.0 88.0 14. Bois et déchets ligneux! 19,0 88,0
15. Agricultural byproducts' 17.0 112.0 15. Sous-produits agricoles' 17,0 112,0
16. Peat! 9.3 106.0 16. Tourbe! 9,3 106,0

' The default higher heating values for wood and wood waste, agricultural
byproducts and peat are on a totally dry basis. The default higher heating values

for the other types of fuel are on a wet basis.

! Les valeurs du pouvoir calorifique supérieur du bois et des déchets ligneux, des
sous-produits agricoles et de la tourbe sont établies sur une base anhydre. Celles

des autres types de combustibles sont établies sur une base humide.

TABLE 2 TABLEAU 2
L1QuiD FUELS COMBUSTIBLES LIQUIDES
Column 1 Column 2 Column 3 Colonne 1 Colonne 2 Colonne 3
Default higher Default CO, Pouvoir calorifique Facteur d’émissions
heating value emission factor supérieur par de CO, par défaut
Item Type of fuel (GJ/KL) (kg CO/GI) Article  Type de combustible défaut (GJ/KL) (kg CO»/GI)
1. Diesel 383 69.5 1. Diesel 38,3 69,5
2. Light fuel oil 38.8 70.2 2. Mazout léger 38,8 70,2
3. Heavy fuel oil 425 73.5 3. Mazout lourd 42,5 73,5
4. Ethanol 21.0 64.9 4 Ethanol 21,0 64,9
TABLE 3 TABLEAU 3
GASEOUS FUELS COMBUSTIBLES GAZEUX
Column 1 Column 2 Column 3 Colonne 1 Colonne 2 Colonne 3
Default higher Default CO, Pouvoir calorifique Facteur d’émissions
heating value emission factor supérieur par défaut de CO, par défaut
Item Type of fuel (G/standard m®) (kg CO/GJ) Article Type de combustible (GJ/m® normalisés) (kg CO,/GJ)
1. Biogas (captured methane)  0.0281 494 1. Biogaz (méthane capté) 0,0281 494

1996
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TABLE 4

LIST OF FUELS FOR THE PURPOSE OF SUBSECTION 24(2)

TABLEAU 4

LISTE DE COMBUSTIBLES POUR L’ APPLICATION

DU PARAGRAPHE 24(2)
Column 1 Column 2 Column 3 Colonne 1 Colonne 2 Colonne 3
Pouvoir calorifique Facteur d’émissions de
Default higher heating Default CO, emission supérieur par défaut CO, par défaut
Item Type of fuel value (GJ/kL)2 factor (kg CO,/GJ) Article  Type de combustible (GJ/kL)2 (kg CO/GI)
1. Distillate fuel oil No.1 38.78 69.37 1. Mazout léger n° 1 38,78 69,37
2. Distillate fuel oil No. 2 38.50 70.05 2. Mazout léger n° 2 38,50 70,05
3. Distillate fuel oil No. 4 40.73 71.07 3. Mazout lourd n° 4 40,73 71,07
4. Kerosene 37.68 67.25 4. Kéroséne 37,68 67,25
5. Liquefied petroleum  25.66 59.65 5. Gaz de pétrole liquéfié¢ 25,66 59,65
gases (LPG) (GPL)
6. Propane (pure, not 25.31 59.66 6. Propane (pur, pasun 25,31 59,66
mixtures of LPGs)" mélange de GPL)"
7. Propylene 25.39 62.46 7. Propyléne 25,39 62,46
8. Ethane 17.22 56.68 8. Ethane 17,22 56,68
9. Ethylene 27.90 63.86 9. Ethylene 27,90 63,86
10. Isobutane 27.06 61.48 10. Isobutane 27,06 61,48
11. Isobutylene 28.73 64.16 11. Isobutyléne 28,73 64,16
12. Butane 28.44 60.83 12. Butane 28,44 60,83
13. Butylene 28.73 64.15 13. Butylene 28,73 64,15
14. Natural gasoline 30.69 63.29 14. Essence naturelle 30,69 63,29
15. Motor gasoline 34.87 65.40 15. Essence a moteur 34,87 65,40
16. Aviation gasoline 33.52 69.87 16. Essence aviation 33,52 69,87
17. Kerosene-type aviation 37.66 68.40 17. Kérosene type aviation 37,66 68,40
18. Pipeline quality natural 0.03793% 50.12 18. Gaz naturel de qualité  0,03793% 50,12

gas

pipeline

! The default higher heating value and the default CO, emission factor for propane
are only for pure gas propane. The product commercially sold as propane is to be
considered LPG for the purpose of these Regulations.

% The default higher heating value for pipeline quality natural gas is expressed in
GJ/standard m”

SCHEDULE 6
(Subsection 26(4))

AUDITOR’S REPORT — INFORMATION REQUIRED

1. The name, civic address and telephone number of the re-

sponsible person.

2. The name, civic address, telephone number and qualifica-

tions of the auditor and, if any, the auditor’s fax number and
email address.

3. The procedures followed by the auditor to assess whether

(a) the responsible person’s use of the CEMS complied with
the Quality Assurance/Quality Control manual referred to in
section 6 of the Reference Method; and

(b) the responsible person complied with the Reference Method
and the CEMS meets the specifications set out in the Reference
Method, in particular, in its sections 3 and 4.

1

2

Le pouvoir calorifique supérieur par défaut et le facteur d’émissions de CO, par
défaut pour le propane s’appliquent uniquement au gaz propane pur. Pour 1’ap-
plication du présent reglement, les produits commerciaux vendus comme étant du
propane sont réputés étre du gaz de pétrole liquéfié (GPL).

Le pouvoir calorifique supérieur par défaut pour le gaz naturel de qualité pipeline
est exprimé en GJ/m® normalisés.

ANNEXE 6
(paragraphe 26(4))

RAPPORT DU VERIFICATEUR — RENSEIGNEMENTS
A FOURNIR

1. Les nom, adresse municipale et numéro de téléphone de la

personne responsable.

2. Les nom, adresse municipale, numéro de téléphone et titres

de compétence du vérificateur et, le cas échéant, son numéro de
télécopieur et son adresse électronique.

3. Les procédures utilisées par le vérificateur pour évaluer si :

a) D'utilisation du systtme de mesure et d’enregistrement en
continu des émissions par la personne responsable est con-
forme au manuel d’assurance de la qualité et de contrdle de la
qualité visé a la section 6 de la Méthode de référence;

b) la personne responsable a suivi la Méthode de référence et si
le systeme répond aux spécifications qui y sont prévues, no-
tamment aux sections 3 et 4.

1997
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4. A declaration of the auditor’s opinion as to whether

(a) the responsible person’s use of the CEMS complied with
the Quality Assurance/Quality Control Manual referred to in
section 6 of the Reference Method; and

(b) the responsible person complied with the Reference Method
and the CEMS has met the specifications set out in the Refer-
ence Method, in particular, in its sections 3 and 4.

5. A statement of the auditor’s opinion as to whether the re-
sponsible person has ensured that the Quality Assurance/Quality
Control manual was updated in accordance with sections 6.1 and
6.5.2 of the Reference Method.

REGULATORY IMPACT
ANALYSIS STATEMENT

(This statement is not part of the Regulations.)

1. Executive summary

4. Une attestation portant qu’a son avis :

a) T'utilisation du systtme de mesure et d’enregistrement en

continu des émissions par la personne responsable était

conforme au manuel d’assurance de la qualité et de contrdle de
la qualité visé a la section 6 de la Méthode de référence;

b) la personne responsable a suivi la Méthode de référence et le

systeme répondait aux spécifications qui y sont prévues, no-

tamment aux sections 3 et 4.

5. Une attestation du vérificateur portant qu’a son avis le ma-
nuel d’assurance de la qualité et de contrdle de la qualité a été mis
a jour conformément aux sections 6.1 et 6.5.2 de la Méthode de
référence.

RESUME DE L’ETUDE D’IMPACT
DE LA REGLEMENTATION

(Ce résumé ne fait pas partie du Reglement.)

1. Résumé

Issue: Greenhouse gases (GHGs) contribute to climate change
and the most significant source of anthropogenic GHG emis-
sions is the combustion of fossil fuels. The emissions of
GHGs have been increasing significantly since the industrial
revolution and this trend is likely to continue if no action is
taken.

In December 2009, the Government of Canada committed to a
national greenhouse gas reduction target of 17% below 2005
levels by 2020, and inscribed this in the Copenhagen Accord.
The 2020 target is aligned with that of Canada’s largest trad-
ing partner, the United States (U.S.).

To achieve its target, the Government of Canada has estab-
lished a comprehensive plan to reduce GHG emissions in all
major emitting sectors, on a sector-by-sector basis. In moving
forward with this plan, the Government of Canada published
the proposed Reduction of Carbon Dioxide Emissions from
Coal-fired Generation of Electricity Regulations on Aug-
ust 27, 2011 (Canada Gazette, Part 1 [CGI], Vol. 145, No. 35).

In 2010, the latest year of emissions data available under Can-
ada’s National Inventory Report (NIR) under the United Na-
tions Framework Convention on Climate Change (UNFCCC),
total GHG emissions were about 6% (48 megatonnes [Mt]) be-
low 2005 levels.

In the same year, GHG emissions from the electricity genera-
tion sector represented around 15% (101 Mt) of Canada’s total
emissions.' Coal-fired electricity generation, which represents
only 15% of total electricity generation, was responsible for
77 Mt of GHG emissions in Canada, about 77 % of total elec-
tricity sector emissions.

Enjeu : Les gaz a effet de serre (GES) contribuent aux chan-
gements climatiques et la source la plus importante d’émis-
sions anthropiques de ces gaz est la combustion de combus-
tibles fossiles. Les émissions de gaz a effet de serre ont
augmenté considérablement depuis la révolution industrielle et
cette tendance devrait se poursuivre si aucune mesure n’est
prise.

En décembre 2009, le gouvernement du Canada s’est engagé a
atteindre d’ici 2020 un objectif de réduction des émissions de
gaz a effet de serre a 1’échelle nationale de 17 % par rapport
aux niveaux de 2005, et a inscrit cet objectif dans 1’Accord de
Copenhague. L’objectif de 2020 est en harmonie avec celui du
principal partenaire commercial du Canada, les Etats-Unis.

Pour atteindre son objectif, le gouvernement du Canada a éla-
boré un plan d’ensemble visant a réduire les émissions de gaz
a effet de serre dans tous les principaux secteurs émetteurs, et
ce, en procédant secteur par secteur. Pour aller de 1’avant
avec ce plan, le gouvernement du Canada a publié le projet
de Reglement sur la réduction des émissions de dioxyde de
carbone — secteur de I’électricité thermique au charbon le
27 aott 2011 (Partie I de la Gazette du Canada, Vol. 145,
n° 35).

En 2010, d’apres les données sur les émissions de la derniere
année qui sont disponibles dans le cadre du Rapport d’inven-
taire national du Canada en vertu de la Convention-cadre des
Nations Unies sur les changements climatiques, les émissions
canadiennes étaient d’environ 6 % (48 mégatonnes) infé-
rieures aux niveaux de 2005.

Au cours de la méme année, les émissions de gaz a effet de
serre provenant du secteur de la production d’électricité ont
représenté environ 15 % (101 mégatonnes) de I’inventaire des
émissions du Canada'. La production d’électricité a partir du
charbon, qui représente seulement 15 % de la production to-
tale d’électricité au Canada, était la cause de 77 mégatonnes
d’émissions de gaz a effet de serre, soit environ 77 % des
émissions totales du secteur de I’électricité.

! http://ec.gc.ca/ges-ghg/default.asp?lang=En&n=AC8F85A5 (Table S-2: Can-
ada’s GHG Emissions 1990-2010, by IPCCSector). Table references electricity
and heat sector.

1998

U http://ec.gc.ca/ges-ghg/default.asplang=Fr&n=AC8F85A5 (Tableau S-2 : Emis-
sions de GES du Canada de 1990 a 2010, selon les secteurs du GIEC). Le tableau
renvoie aux secteurs de I’électricité et de la chaleur.
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These Regulations addressing coal-fired electricity generation
are a key part of meeting the Government of Canada’s 2020
commitments under the Copenhagen Accord and ensuring that
investments in new electricity generation infrastructure sup-
port long-term GHG emission reduction goals.

Description: The Reduction of Carbon Dioxide Emissions
from Coal-fired Generation of Electricity Regulations (the
Regulations) will set a stringent performance standard for new
coal-fired electricity generation units and those that have
reached the end of their useful life. The level of the perform-
ance standard will be fixed at 420 tonnes of carbon dioxide
per gigawatt hour (CO,/GWh). This approach will implement
a permanent shift to lower- or non-emitting types of genera-
tion, such as high-efficiency natural gas, renewable energy, or
fossil fuel-fired power with carbon capture and storage (CCS).

The performance standard of the Regulations will come into
effect on July 1, 2015. Regulated entities will be subject to
enforcement and compliance requirements and penalties as
specified under the Canadian Environmental Protection Act,
1999 (CEPA 1999).

The Government’s approach to addressing climate change is
based on the principle of maximizing environmental perform-
ance improvements while minimizing adverse economic im-
pacts. The electricity industry is facing major capital stock
turnover. A number of electricity generation facilities are
reaching the end of their useful lives, and regulatory uncer-
tainty would impede investments in new generation capacity.
These Regulations provide industry with the certainty needed
to make the necessary investments to continue to meet the
growing need for electricity generation given projected eco-
nomic growth, while at the same time delivering significant
reductions in GHG emissions by regulating the phase-in of
lower-emitting sources of generation.

The Regulations are designed to minimize stranded capital by
targeting the point of capital stock turnover. For example, in
the absence of regulations now, industry may build new stan-
dard coal-fired units to replace those due to retire in the com-
ing years, and as a result would face much higher costs to re-
duce GHG emissions under potential, future regulations.

Consultation: Since publication of the Regulations in CGI,
the Government has received a significant number of com-
ments and has undertaken extensive consultations on both the
details of the Regulations and the economic analysis. Overall,
support was expressed for the proposed regulated performance
standard but concerns were raised regarding the impact on
specific units, or alignment with existing provincial regula-
tory programs. Among the non-governmental organizations

Ce reglement, qui aborde la question de la production d’élec-
tricité a partir du charbon, est un élément clé pour le respect
des engagements de 2020 du gouvernement du Canada en ver-
tu de 1’ Accord de Copenhague. Il permettra également de veil-
ler & ce que les investissements dans les nouvelles infra-
structures de production d’électricité appuient les objectifs de
réduction des émissions de gaz a effet de serre a long terme.

Description : Le Reglement sur la réduction des émissions de
dioxyde de carbone — secteur de l’électricité thermique au
charbon (ci-aprés le « Réglement ») établira une norme de
rendement stricte pour les groupes nouveaux de production
d’électricité alimentés au charbon et ceux qui ont atteint la fin
de leur vie utile. Le niveau de la norme de rendement sera fixé
a 420 tonnes de dioxyde de carbone (CO,) par gigawatt-heure
(GWh). Cette approche permettra d’implanter un changement
permanent pour des types de production d’énergie sans émis-
sions ou a faibles émissions comme le gaz naturel a rendement
élevé, les énergies renouvelables et la production d’énergie a
partir de combustibles fossiles avec captage et séquestration
de carbone (CSC).

La norme de rendement du Réglement entrera en vigueur le
1 juillet 2015. Les entités réglementées seront alors soumises
aux exigences de conformité et d’application de la loi, et aux
amendes prévues dans la Loi canadienne sur la protection de
I’environnement (1999) [LCPE (1999)].

En ce qui concerne la lutte contre les changements climati-
ques, 1’approche du gouvernement est fondée sur le principe
qu’il faut améliorer le plus possible la performance environ-
nementale tout en réduisant au minimum les conséquences
économiques négatives. L’industrie de 1’électricité est aux pri-
ses avec une importante rotation de son stock de capital. Un
certain nombre d’installations de production d’électricité at-
teignent la fin de leur vie utile et ’incertitude réglementaire
pourrait nuire aux investissements dans de nouvelles capacités
de production. Le Reglement fournit a I’industrie la certitude
dont celle-ci a besoin pour faire les investissements nécessai-
res afin de continuer a répondre aux besoins croissants en ma-
tiere de production d’électricité vu la croissance économique
prévue et, en méme temps, il permettra une réduction considé-
rable des émissions de gaz a effet de serre en réglementant la
mise en ceuvre progressive de sources de production d’énergie
a faibles émissions.

Le Reglement est congu de maniere a réduire au minimum les
capitaux non récupérables en ciblant le point de rotation du
stock de capital. Par exemple, en 1’absence d’un réglement,
I’industrie risque de construire de nouveaux groupes standard
alimentés au charbon pour remplacer ceux qui devront cesser
leurs activités dans les années a venir et elle devra par consé-
quent faire face a des cofts bien plus élevés pour réduire ses
émissions de gaz a effet de serre dans le cadre de reglements
éventuels futurs.

Consultation : Depuis la publication du Reglement dans la
Partie I de la Gazette du Canada, le gouvernement a regu un
nombre considérable de commentaires et entrepris de vastes
consultations sur les détails du Reglement et I’analyse écono-
mique. Dans I’ensemble, la norme de rendement réglementaire
proposée a recu des appuis, mais des préoccupations ont été
soulevées concernant les répercussions de groupes de produc-
tion en particulier ou I’harmonisation avec les programmes de

1999
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(NGOs) consulted, some had questions regarding the regula-
tory approach in terms of the impact on GHG emission reduc-
tions. As well, significant changes to the underlying economic
analysis were made as a result of productive consultations
with provinces. This Regulatory Impact Analysis Statement
(RIAS) outlines the final regulatory provisions, the updated
cost-benefit analysis (CBA) that is a result of these consul-
tations, and the Government’s responses to major comments
received.

Cost-benefit statement: The Regulations are estimated to re-
sult in a net reduction of approximately 214 Mt CO,e of GHG
emissions over the period 2015-2035. The Regulations result
in significant climate change and air quality benefits; the pres-
ent value of the benefits in 2015 is estimated at $23.3 bil-
lion, due in part to the avoided costs of climate change of
$5.6 billion, avoided generation costs of $7.2 billion, and
health benefits of $4.2 billion from reduced smog exposure
associated with reduced risk of death, avoided emergency
room visits and hospitalization for respiratory or cardiovascu-
lar problems. The analysis also assumes that the Regulations
will spur investments in fossil fuel-fired power with carbon
capture and storage (CCS) technology. Where the captured
CO, is used for enhanced oil recovery (EOR) an additional net
benefit of $4.7 billion is expected as a result of incremental oil
production.

The present value of the costs of the Regulations in 2015 is
estimated at $16.1 billion, largely due to the increased use of
natural gas for fuel ($8.0 billion), reduced net exports of elec-
tricity ($0.3 billion), and incremental capital costs ($1.9 bil-
lion). The net present value (NPV) of the Regulations in 2015
is estimated at $7.3 billion (i.e. the benefits of the Regulations
outweigh the costs by a margin of $7.3 billion).?

The sensitivity analysis shows that the costs and benefits are
sensitive to key variables such as fuel prices and the discount
rate. However, under all the sensitivities that were analyzed,
the NPV remained positive with the Regulations generating
a net benefit. The results of the analysis are expressed in
2010 dollars and are discounted at 3% after 2015, when the
Regulations take effect.

Distributional analysis: The largest GHG reductions from
the utility sector are expected in Alberta (160 Mt), followed
by Saskatchewan (45 Mt) and Nova Scotia (15 Mt). Avoided
costs of climate change associated with provincial reductions
are as follows: $4.1 billion in Alberta; $1.1 billion in Sas-
katchewan; and $0.4 billion in Nova Scotia.

réglementation provinciaux existants. Parmi les organisations
non gouvernementales consultées, certaines avaient des ques-
tions au sujet de I’incidence de 1’approche réglementaire sur
les réductions des émissions de gaz a effet de serre. De plus,
des changements importants ont été apportés a 1’analyse éco-
nomique sous-jacente a l’issue des consultations avec les
provinces. Le présent résumé de I’étude d’impact de la ré-
glementation (REIR) donne un apergu des dispositions régle-
mentaires finales et de 1’analyse cofits-avantages a jour qui
découle de ces consultations, ainsi que les réponses du gou-
vernement aux principaux commentaires regus.

Enoncé des coiits et avantages : On estime que le Réglement
permettra une réduction nette des émissions de gaz a effet de
serre, notamment du CO,, d’environ 214 mégatonnes au cours
de la période s’échelonnant de 2015 a 2035. Le Reglement en-
trainera d’importants avantages sur le plan des changements
climatiques et de qualité de I’air. La valeur actuelle des avan-
tages en 2015 est estimée a 23,3 milliards de dollars. Ces éco-
nomies s’expliquent en partie par les colts des changements
climatiques de 5,6 milliards de dollars et les cofits de produc-
tion de 7,2 milliards de dollars qui seront évités ainsi que les
avantages pour la santé de 4,2 milliards de dollars, en raison
d’une réduction de 1’exposition au smog et donc d’une réduc-
tion des risques de déces, et des visites a 1’urgence et des hos-
pitalisations pour des problemes respiratoires ou cardiovascu-
laires qui seront évitées. L’analyse présume également que le
Reéglement encouragera les investissements dans les technolo-
gies de production d’énergie a partir de combustibles fossiles
avec captage et séquestration de carbone. Dans les cas ou le
CO, capté est utilisé pour la récupération assistée des hydro-
carbures, un avantage net supplémentaire de 4,7 milliards de
dollars est prévu en raison de la production accrue de pétrole.

La valeur actuelle des cofits du Reglement en 2015 est estimée
a 16,1 milliards de dollars, notamment en raison de I’augmen-
tation de l’utilisation du gaz naturel comme combustible
(8,0 milliards de dollars), de la baisse nette des exportations
d’électricité (0,3 milliard de dollars) et des cofits en capital
supplémentaires (1,9 milliard de dollars). La valeur actualisée
nette du Reglement en 2015 est estimée a 7,3 milliards de dol-
lars (c’est-a-dire que les avantages du Reglement dépassent les
cofits de 7,3 milliards de dollars)®.

L’analyse de sensibilité montre que les cofits et les avantages
sont sensibles a des variables clés telles que le prix des com-
bustibles et le taux d’actualisation. Or, avec toutes les sensibi-
lités qui ont été analysées, la valeur actualisée nette demeure
positive et le Reglement géneére un avantage net. Les résultats
de I’analyse sont exprimés en dollars de 2010 et actualisés a
3 % apres 2015, c’est-a-dire lorsque le Réglement entrera en
vigueur.

Analyse de répartition : Dans le secteur des services publics,
les réductions les plus importantes de gaz a effet de serre
sont prévues en Alberta (160 mégatonnes), en Saskatchewan
(45 mégatonnes) et en Nouvelle-Ecosse (15 mégatonnes). Les
colits des changements climatiques qui peuvent étre évités par
des réductions provinciales des gaz a effet de serre sont
les suivants : 4,1 milliards de dollars en Alberta, 1,1 milliard
de dollars en Saskatchewan et 0,4 milliard de dollars en
Nouvelle-Ecosse.

2 Numbers may not add up due to rounding.

2000

% Les chiffres étant arrondis, leurs sommes ne correspondent pas nécessairement

aux totaux.
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The largest improvements in air quality from reduced smog
exposure are expected to occur in Alberta and Saskatchewan,
providing significant human health benefits to residents of
those provinces of $2.7 billion in Alberta, and $0.6 billion
in Saskatchewan. The net benefits associated with EOR of
$4.7 billion occur completely within Saskatchewan.

The distribution of net cost impacts is similar to the distribu-
tion of benefits across provinces. Alberta is expected to incur
the largest increase in net generation costs ($5.9 billion), fol-
lowed by Saskatchewan ($1.2 billion). Minimal impacts are
expected in other provinces and territories.

Business and consumer impacts: Electricity prices in Can-
ada are expected to increase in the future with or without the
regulatory performance standard due to a shift towards natural
gas. The Regulations are expected to have a very limited im-
pact on gross domestic product (GDP), as the effects of
slightly higher costs in electricity generation are offset by new
oil production through enhanced oil recovery. For individual
Canadians, the Regulations generate health and environmental
benefits through improved air quality and reduced GHG emis-
sions. The gradual phase-in of the Regulations defers most of
the price effects to beyond 2020. This moderates the impact
on consumers, and results in the share of household budget
spent on electricity remaining relatively constant.

In the residential sector, the average annual change over
the analytical period in residential electricity prices as a re-
sult of the performance standard is expected to have the
greatest impacts in Alberta (1.61 cents per kilowatt hour
[kWh]), Saskatchewan (0.74 cents/kWh), and Nova Scotia
(0.76 cents/kWh). It is expected that the price increases from
the Regulations will be passed on to consumers in proportion
to their consumption. Households that consume more (or less)
than the average would pay proportionately more (or less) of
the total costs.

The Regulations will also have a similar impact on elec-
tricity prices in the industrial sector with average annual
changes in electricity prices of 1.61 cents/kWh in Alberta,
0.82 cents/kWh in Saskatchewan, and 0.76 cents/kWh in Nova
Scotia. These incremental price increases are not expected to
have significant impacts on the industrial sector in Canada. In
general, Canada has low electricity rates relative to many of
its global competitors, and long-term trends continue to show
that the sector is using less energy for each unit of economic
output.

Domestic and international coordination and cooperation:
The Regulations will help move Canada towards the Govern-
ment’s stated commitment to reduce GHG emissions to 17%
below 2005 levels by 2020, which was inscribed in the
Copenhagen Accord and is in alignment with the U.S. target.

On s’attend a ce que ce soit en Alberta et en Saskatchewan
que les améliorations de la qualité de 1’air attribuables a une
diminution de I’exposition au smog soient les plus impor-
tantes, ce qui aura d’importants avantages pour la santé des
résidents de ces provinces, soit de 1’ordre de 2,7 milliards de
dollars en Alberta et de 0,6 milliard de dollars en Saskatche-
wan. La Saskatchewan est la seule province qui tire avantage
de la récupération assistée des hydrocarbures (4,7 milliards de
dollars).

Dans les provinces, la distribution de I’incidence des cofits
nets est semblable a la distribution des avantages. L’ Alberta
devrait connaitre la plus forte hausse des colits nets de pro-
duction (5,9 milliards de dollars), suivie de la Saskatchewan
(1,2 milliard de dollars). Des répercussions minimales sont
prévues dans les autres provinces et territoires.

Incidences sur les entreprises et les consommateurs : Les
prix de I’électricité au Canada devraient augmenter dans 1’ave-
nir avec ou sans la norme de rendement réglementaire en rai-
son de la tendance vers le gaz naturel. Le Réglement devrait
avoir une incidence trés limitée sur le produit intérieur brut
(PIB) étant donné que les effets des cofits 1égerement plus éle-
vés de la production d’électricité seront compensés par la
nouvelle production de pétrole par récupération assistée des
hydrocarbures. Pour la population canadienne, le Reglement
comporte des avantages pour la santé et I’environnement grace
a I’amélioration de la qualité de I’air, mais il se traduit aussi
par une réduction des émissions de gaz a effet de serre. La
mise en ceuvre progressive du Reéglement reporte la plupart
des conséquences de la hausse des prix au-dela de 2020. Cela
permet de modérer les répercussions sur les consommateurs et
fait en sorte que la part du budget des ménages qui est consa-
crée a I’électricité reste relativement constante.

Dans le secteur résidentiel, c’est en Alberta (1,61 cent par
kilowatt-heure [kWh]), en Saskatchewan (0,74 cent/kWh) et
en Nouvelle-Ecosse (0,76 cent/kWh) que la variation annuelle
moyenne des prix de I’électricité résidentielle attribuable a la
norme de rendement devrait avoir le plus de répercussions au
cours de la période d’analyse. On s’attend a ce que les aug-
mentations de prix soient refilées aux consommateurs propor-
tionnellement a leur consommation. Les ménages qui con-
somment plus (ou moins) que la consommation moyenne
paieraient proportionnellement plus (ou moins) des cofits
totaux.

Le Reglement aura aussi une incidence semblable sur les prix
de 1’électricité dans le secteur industriel avec des variations
annuelles moyennes des prix de 1’électricité de 1,61 cent/kWh
en Alberta, 0,82 cent/kWh en Saskatchewan et 0,76 cent/kWh
en Nouvelle-Ecosse. Ces augmentations de prix progressives
ne devraient pas avoir de répercussions importantes sur le sec-
teur industriel au Canada. En général, le Canada a des tarifs
d’électricité faibles par rapport a beaucoup de ses concurrents
mondiaux et les tendances a long terme continuent de montrer
que le secteur consomme moins d’énergie pour chaque unité
de production économique.

Coordination et coopération a I’échelle nationale et inter-
nationale : Le Réglement aidera le Canada a respecter 1’en-
gagement exprimé par le gouvernement qui consiste a réduire
d’ici 2020 les émissions de gaz a effet de serre de 17 % par
rapport au niveau de 2005, qui a été inscrit dans 1’ Accord de
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It also produces significant longer-term emissions reductions,
supporting global action to reduce GHG emissions. Impacts
on international trade agreements are not expected, and within
the domestic market, the Regulations reinforce the significant
commitments that have already been made by provinces (in
particular, Ontario and Nova Scotia) to reduce emissions from
coal-fired electricity generation.

Further, the Government of Canada is following an approach
to climate change that is broadly aligned with that of the U.S.
The U.S. Environmental Protection Agency (EPA) recently
released a GHG performance standard that covers new power
plants. It also has a permitting process in place for new and
modified facilities that can establish even more stringent lim-
its. Finally, while U.S. GHG requirements do not address
existing coal-fired electricity plants, the EPA has finalized
stringent air pollutant requirements for these plants.

Copenhague et qui est harmonisé avec I’objectif des Etats-
Unis. Il permet également des réductions des émissions a plus
long terme, ce qui contribue aux mesures de réduction des
émissions de gaz a effet de serre prises a 1’échelle mondiale.
On ne s’attend a aucune répercussion sur les accords commer-
ciaux internationaux et dans le cadre du marché intérieur le
Reéglement renforce les engagements importants qui ont déja
€t¢ pris par les provinces (en particulier, en Ontario et en
Nouvelle-Ecosse) afin de réduire les émissions provenant de la
production d’électricité a partir du charbon.

De plus, le gouvernement du Canada a adopté une approche
en matiere de changements climatiques qui est de maniere gé-
nérale alignée sur celle des Etats-Unis. L’Environmental Pro-
tection Agency des Etats-Unis a récemment publié une norme
de rendement relative aux gaz a effet de serre qui s’applique
aux nouvelles centrales €lectriques. L’organisme a également
mis en place un processus de délivrance de permis pour
les nouvelles installations et les installations faisant 1’objet
de modifications qui permet d’établir des limites encore plus
strictes. Enfin, bien que les exigences en mati¢re de gaz a effet
de serre des Etats-Unis ne tiennent pas compte des centrales
€lectriques alimentées au charbon existantes, I’Environmental
Protection Agency des Etats-Unis a établi pour ces groupes
des exigences strictes pour les polluants atmosphériques.

2. Background

The Government has made a commitment, inscribed in the
Copenhagen Accord, to reduce domestic greenhouse gas (GHG)
emissions by 17% from their 2005 level by 2020. In the 2010
Speech from the Throne, the Government of Canada committed
to continuing to take steps to fight climate change by leading the
world in clean electricity generation, and reiterated this support
for clean energy projects in the 2011 Speech.

The Government of Canada’s approach to addressing climate
change is to follow a sector-by-sector regulatory plan to reduce
emissions. These Regulations addressing coal-fired electricity
generation are a key part of that plan. The Government’s ap-
proach is designed to achieve both environmental and economic
objectives. Given the highly integrated North American economy,
the Government of Canada has followed an approach to address
climate change that is broadly aligned with that of the United
States.

Environment Canada first announced its intention to reduce
GHG emissions in the electricity sector on June 23, 2010. On
August 27, 2011, the Government of Canada published proposed
Regulations in the Canada Gazette, Part 1. The proposed regula-
tory approach applied a stringent performance standard to new
coal-fired units and units that have reached the end of their useful
life. At the same time it took into account the unique circum-
stances of individual provinces and specific industry units in or-
der to maintain Canadian competitiveness while achieving real
reductions in GHGs.

Publication of the proposed Regulations in CGI initiated a
60-day comment period. Over 5 000 submissions were received
during this time, including submissions from 4 provincial gov-
ernments, 16 electricity industry corporations or system operators,
17 other industry corporations or associations, and 6 NGOs. The
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2. Contexte

Le gouvernement a pris I’engagement, inscrit dans 1’ Accord de
Copenhague, de réduire ses émissions de gaz a effet de serre de
17 % par rapport aux niveaux de 2005 d’ici 2020. Dans son dis-
cours du Trone de 2010, le gouvernement du Canada s’est engagé
a continuer de prendre des mesures pour lutter contre les change-
ments climatiques en devenant un chef de file mondial dans le
domaine de la production d’électricité propre. Il a réitéré son sou-
tien envers les projets liés a 1’énergie propre dans son discours de
2011.

L’approche du gouvernement du Canada dans la lutte contre les
changements climatiques consiste a suivre un plan réglementaire
par secteurs pour réduire les émissions. Ce réglement, qui aborde
la production d’électricité a partir du charbon, est un élément clé
du plan. L’approche du gouvernement est concue pour attein-
dre les objectifs environnementaux et économiques du Canada.
Etant donné le caractere hautement intégré de 1’économie nord-
américaine, le gouvernement du Canada a suivi une approche
visant a lutter contre les changements climatiques qui est de ma-
niere générale alignée sur celle des Etats-Unis.

Environnement Canada a d’abord annoncé son intention de ré-
duire les émissions de gaz a effet de serre dans le secteur de
I’électricité le 23 juin 2010. Le 27 aofit 2011, le gouvernement du
Canada a publié un projet de réglement dans la Partie I de la Ga-
zette du Canada. L’ approche réglementaire proposée applique
une norme de rendement stricte aux groupes nouveaux alimentés
au charbon et aux groupes qui ont atteint la fin de leur vie utile.
En méme temps, elle tient compte des circonstances particuliéres
de chaque province et de chaque groupe de l’industrie afin de
maintenir la position concurrentielle du Canada tout en obtenant
une réduction réelle des gaz a effet de serre.

La publication du projet de reglement dans la Partie I de la Ga-
zette du Canada a lancé une période de consultation publique de
60 jours. Plus de 5 000 commentaires ont été recus au cours de
cette période. Ceux-ci incluent les commentaires de 4 gouverne-
ments provinciaux, 16 corporations de 1’industrie électrique ou
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remainder of comments came from the general public, primarily
through the use of form letters available on various Web sites.
Based on these comments and extensive discussions with industry
and provinces, certain refinements have been implemented for the
Regulations. These refinements provide some greater flexibility
to industry, while respecting the CGI regulatory framework
and maintaining the contribution of the Regulations to Canada’s
Copenhagen target.

3. Issue

Greenhouse gases contribute to climate change and the most
significant source of anthropogenic GHG emissions is the com-
bustion of fossil fuels. The emissions of GHGs have been increas-
ing significantly since the industrial revolution and this trend is
likely to continue if no action is taken.

Looking to the latest year of emissions data available under
Canada’s National Inventory Report under the UNFCCC, Can-
adian emissions of GHGs in 2010 were about 6% below 2005
levels (48 Mt). In 2010, GHG emissions from the electricity gen-
eration sector contributed around 15% (101 Mt) to Canada’s in-
ventory of emissions. Coal-based electricity, which represents
15% of total electricity generation in Canada, was responsible for
77 Mt of GHG emissions, about 77% of total electricity sector
emissions.

The electricity industry is facing major capital stock turnover
decisions and major new investments are inevitable over the com-
ing years. As of January 2012, there are 45 operating coal units in
Canada. However, nearly two thirds of Canada’s coal-fired elec-
tricity generation present in 2010 — some 28 coal-fired units —
are forecasted to cease operations by 2025. Regulatory certainty
with respect to emissions requirements from electricity generation
will facilitate investments in new, low- or non-emitting genera-
tion facilities at a low incremental cost, and at the same time en-
sure that investment decisions do not lead to stranded assets in the
future. For example, in the absence of regulations now, industry
may build new standard coal-fired units to replace those due to
retire in the coming years, and as a result would face much higher
costs to reduce GHG emissions under potential future regulations.

4. Objectives

The Government’s approach to addressing climate change is
based on the principle of maximizing environmental performance
improvements while minimizing adverse economic impacts. In
2005, Canada’s total GHG emissions were 740 Mt, representing
about 2% of global GHG emissions. The Government of Canada
is committed to reducing Canada’s total GHG emissions to 17%
below its 2005 levels by 2020, a target that is inscribed in the
Copenhagen Accord and aligned with that of the United States.
Federal and provincial policies to date and the impact of the coal-
fired electricity Regulations will contribute to 25% of the reduc-
tions required to meet Canada’s 2020 target.

exploitants de systéme, 17 autres corporations industrielles ou
associations et 6 organisations non gouvernementales. Les autres
commentaires sont venus du public, surtout par I’utilisation de
lettres types disponibles sur des sites Internet. A la lumiere de ces
commentaires et des discussions approfondies avec 1’industrie et
les provinces, certaines améliorations ont été mises en ceuvre pour
ce reglement. Ces améliorations fournissent une souplesse accrue
a ’industrie, tout en respectant le cadre réglementaire de la Par-
tie I de la Gazette du Canada et en maintenant la contribution du
Reglement aux cibles du Canada dans le cadre de 1I’Accord de
Copenhague.

3. Enjeux/problemes

Les gaz a effet de serre contribuent aux changements climati-
ques et la source la plus importante d’émissions anthropiques de
ces gaz est la combustion de combustibles fossiles. Les émissions
de gaz a effet de serre ont augmenté de facon significative depuis
la révolution industrielle, et cette tendance devrait se poursuivre
si aucune mesure n’est prise.

D’apres les données sur les émissions de la derniére année qui
sont disponibles dans le cadre du Rapport d’inventaire national du
Canada en vertu de la Convention-cadre des Nations Unies sur les
changements climatiques, les émissions canadiennes de 2010
étaient d’environ 6 % inférieures aux niveaux de 2005 (48 méga-
tonnes). En 2010, les émissions de gaz a effet de serre provenant
du secteur de la production d’électricité ont contribué a envi-
ron 15 % (101 mégatonnes) de I’inventaire des émissions du Ca-
nada. La production d’électricité a partir du charbon, qui repré-
sente 15 % de la production totale d’électricité au Canada, était la
cause de 77 mégatonnes d’émissions de gaz a effet de serre, soit
environ 77 % des émissions totales du secteur de 1’électricité.

L’industrie de 1’électricité doit prendre des décisions importan-
tes en ce qui concerne la rotation de son stock de capital et de
nouveaux investissements importants sont inévitables dans les
années a venir. Cependant, pres des deux tiers des groupes de
production d’électricité alimentés au charbon au Canada en 2010,
soit 28, arréteront leurs opérations d’ici 2025. Une certitude en
matiere de réglementation en ce qui a trait aux exigences relatives
aux émissions issues de la production d’électricité permettra de
faciliter les investissements a un faible colit supplémentaire dans
de nouvelles installations de production a faibles émissions ou a
émissions nulles et, en méme temps, de faire en sorte que les dé-
cisions en matiere d’investissement n’engendrent pas d’actifs
délaissés a 1’avenir. Par exemple, en 1’absence d’un réglement,
I’industrie risque de construire des groupes nouveaux standard
alimentés au charbon pour remplacer ceux qui devront cesser
leurs activités dans les années a venir et elle devra par conséquent
faire face a des cofits bien plus élevés pour réduire ses émissions
de gaz a effet de serre dans le cadre de reglements éventuels
futurs.

4. Objectifs

En ce qui concerne la lutte contre les changements climatiques,
I’approche du gouvernement est fondée sur le principe qu’il faut
améliorer le plus possible la performance environnementale tout
en réduisant au minimum les conséquences économiques négati-
ves. En 2005, les émissions totales de gaz a effet de serre au Ca-
nada ont atteint 740 mégatonnes, ce qui représente environ 2 %
des émissions mondiales de gaz a effet de serre. Le gouvernement
du Canada s’est engagé a réduire les émissions totales de gaz a
effet de serre du Canada de 17 % par rapport aux niveaux de 2005
d’ici 2020, un objectif qui est inscrit dans 1’ Accord de Copenha-
gue et qui est harmonisé avec celui des Etats-Unis. Les politiques
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The Government of Canada is also following an approach to
climate change that is broadly aligned with that of the U.S. The
U.S. EPA has introduced GHG and air pollutant rules that indus-
try analysts expect will result in the closure of a significant num-
ber of their oldest coal-fired units (see section 11 for more
details).

To secure the reductions in emissions from electricity genera-
tion in support of Canada’s target, the Government is publishing
the Reduction of Carbon Dioxide Emissions from Coal-fired Gen-
eration of Electricity Regulations. The objective of the Regula-
tions is to ensure a permanent transition from high-emitting coal-
fired electricity generation to low- or non-emitting generation
such as renewable energy, high-efficiency natural gas, or thermal
power with carbon capture and storage (CCS).

5. Description

5.1 The Regulations

The Regulations, made under CEPA 1999, will apply a per-
formance standard to new coal-fired electricity generation units
and to old units that have reached the end of their useful life. The
performance standard element of the Regulations will come into
effect on July 1, 2015. This ensures that no new high-emitting
coal-fired electricity units will be built in Canada.

Under the Regulations, the performance standard is set at the
emissions intensity level with consideration of natural gas com-
bined cycle technology — a high-efficiency type of natural gas
generation — and will be fixed at 420 tonnes of CO,/GWh. The
standard will address emissions of CO, from the combustion of
coal, coal derivatives (e.g. syngas) and petroleum coke (petcoke),
and from all fuels burned in conjunction with any of the preced-
ing fuel, except for biomass.

The Regulations address only CO, because GHG emissions
from the electricity sector, including coal-fired electricity genera-
tion, are approximately 98 % CO,.

The performance standard will be applied to new and old coal-
fired electricity generation units. Under the Regulations, new
units are those which start producing electricity commercially on
or after July 1, 2015. Old units are, in general, those units that
have reached 50 years since starting to produce electricity com-
mercially. However, as a transition measure, old units that were
commissioned

e before 1975 will reach their end-of-life after 50 years of
operation or at the end of 2019, whichever comes earlier; and

e after 1974 but before 1986 will reach their end-of-life after
50 years of operation or at the end of 2029, whichever comes
earlier.

2004

fédérales et provinciales a ce jour et I’incidence du Reglement en
matiere de production d’électricité a partir du charbon contribue-
ront & 25 % des réductions qui sont nécessaires pour atteindre la
cible du Canada de 2020.

Le gouvernement du Canada a également adopté une approche
en matiere de changements climatiques qui est de maniere géné-
rale alignée sur celle des Etats-Unis. L’Environmental Protection
Agency des Etats-Unis a mis en place des regles liées aux gaz a
effet de serre et aux polluants atmosphériques qui, d’apres les
analystes de D’industrie, devraient entrainer la fermeture d’un
nombre important des plus anciens groupes de production d’élec-
tricité alimentés au charbon (voir la section 11 pour plus de
détails).

Pour obtenir des réductions des émissions provenant de la pro-
duction d’électricité a I’appui de la cible du Canada, le gouver-
nement publie aujourd’hui le Réglement sur la réduction des
émissions de dioxyde de carbone — secteur de 1’électricité ther-
mique au charbon. L’ objectif du Reglement est de veiller a une
transition permanente des groupes de production d’électricité
alimentés au charbon a fortes émissions a des groupes de produc-
tion d’électricité a faibles émissions ou a émissions nulles, par
exemple les énergies renouvelables, le gaz naturel & rendement
élevé ou I’énergie thermique avec captage et séquestration de
carbone.

5. Description

5.1 Le Reglement

Le Reéglement, pris en vertu de la LCPE (1999), appliquera une
norme de rendement pour les nouveaux groupes de production
d’électricité alimentés au charbon et les groupes qui ont atteint la
fin de leur durée de vie utile. La norme de rendement du Regle-
ment entrera en vigueur a compter du 1% juillet 2015. Cela per-
mettra de veiller a ce qu’aucun groupe de production d’électricité
alimenté au charbon et a fortes émissions ne sera construit au
Canada.

En vertu du Reglement, la norme de rendement sera établie au
niveau de I’intensité des émissions, en tenant compte de la tech-
nologie du cycle combiné pour la production au gaz naturel (un
type de production au gaz naturel trés efficace), et sera fixée a
420 tonnes de dioxyde de carbone (CO,) par gigawatt-heure
(GWh). Cette norme permettra de traiter des émissions de CO,
provenant de la combustion du charbon, des dérivés du charbon
(par exemple le gaz de synthese), du coke de pétrole et de tous les
carburants brilés conjointement a tout carburant précédent, a
I’exception de la biomasse.

Le Reglement ne porte que sur le CO,, car les émissions de gaz
a effet de serre issues du secteur de 1’électricité, y compris la pro-
duction d’électricité alimentée au charbon, sont constituées
d’environ 98 % de CO,.

La norme de rendement s’appliquera aux nouveaux groupes et
aux groupes de production d’électricité alimentés au charbon en
fin de vie utile. En vertu du Reglement, les nouveaux groupes
sont ceux qui commencent a produire de I’électricité a compter du
1* juillet 2015 ou apres. Les groupes en fin de vie utile sont, en
général, ceux qui ont atteint 50 années de production d’électricité
a des fins commerciales. Cependant, a titre de mesure de transi-
tion, les groupes en fin de vie utile mis en fonction :

e avant 1975 atteindront leur fin de vie utile apres 50 ans
d’exploitation ou a la fin de 2019, selon la date qui est anté-
rieure a I’autre;
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Flexibilities will be made available to ensure the integrity of
the electricity system, all the while maintaining environmental
objectives of emission reductions. These flexibilities are available
through application and are subject to ministerial approval. In
particular, these flexibilities include the following components:

e New and old units will be able to apply for a temporary defer-
ral until January 1, 2025, from the application of the perform-
ance standard if they incorporate technology for CCS. Units
that are granted this deferral must meet a number of regulated
implementation/construction milestones and submit imple-
mentation reports on progress made with respect to these
milestones.

e Existing units that employ CCS technology before they are
required to meet the performance standard will be able to
transfer a two-year deferral from the performance standard to
old units in recognition for early action.

e Through the substitution provision, existing units that perma-
nently shut down or meet the performance standard early can
transfer a deferral to an old unit.

e An exemption to meeting the performance standard under
emergency circumstances will be available where there is a
disruption, or a significant risk of disruption, to the electricity

supply.

Of the above described elements of these Regulations, the fol-
lowing notable areas were revised based on comments received
after the publication of the proposed Regulations in CGI:

e The level of the performance standard was raised from the
proposed 375 tonnes of CO,/GWh to 420 tonnes/GWh.

e The definition of useful life was revised to include a phased-in
approach based on the unit’s commissioning date, where pre-
viously in CGI this definition included consideration of Power
Purchase Arrangements (PPAs).

e The regulated milestones for the carbon capture and storage
deferral are now the same for both new and old units.

e Existing units that begin capturing before they are required to
can transfer an additional six months more than what was
proposed in CGI to an old unit in recognition for early action.

e The substitution provision was broadened to recognize exist-
ing units that shut down prior to being subject to the perform-
ance standard.

In addition, these Regulations no longer require regulatees to
report for the two years prior to when the unit would reach their
end of useful life and have to meet the performance standard.
This amendment significantly reduces the administrative burden
of these Regulations, particularly for those units that intend to
close prior to when the performance standard would apply to
them.

e apres 1974, mais avant 1986, atteindront leur fin de vie utile
apres 50 ans d’exploitation ou a la fin de 2029, selon la date
qui est antérieure a 1’autre.

Des mesures de souplesse seront disponibles afin de garantir
Iintégrité des systémes électriques tout en maintenant les objec-
tifs environnementaux de la réduction des émissions. Ces mesures
de souplesse, qui sont disponibles sur présentation d’une demande
et assujetties a 1’approbation ministérielle, comprennent en parti-
culier les éléments suivants :

e Les nouveaux groupes et les groupes en fin de vie utile pour-
ront demander un report temporaire jusqu’au 1% janvier 2025
a partir de I’application de la norme de rendement, s’ils inte-
grent la technologie pour le captage et la séquestration du car-
bone. Les groupes auxquels on aura accordé ce report devront
satisfaire a un certain nombre de jalons de mise en ceuvre et
de construction réglementés, et soumettre un rapport sur les
progres réalisés a 1’égard de ces jalons.

e Les groupes existants qui utilisent la technologie de captage et
de séquestration du carbone avant de devoir respecter la
norme de rendement pourront effectuer un report de deux ans
de cette derniere a des groupes en fin de vie utile a titre de re-
connaissance des mesures prises précocement.

e Par 'intermédiaire de la disposition de substitution, les grou-
pes existants qui cessent leurs activités ou qui se conforment
tot a la norme de rendement peuvent transférer un report a un
groupe en fin de vie utile.

e Une exemption du respect de la norme de rendement dans les
situations d’urgence pourra &tre accordée lorsqu’il y a une in-
terruption ou un grand risque d’interruption de 1’approvision-
nement en électricité.

Parmi les éléments de ce reglement décrits ci-dessus, les do-
maines notables suivants ont été révisés d’apres les commentaires
recus apres la publication de la proposition de reéglement dans la
Partie I de la Gazette du Canada :

e Le niveau de la norme de rendement a été rehaussé des
375 tonnes proposées de CO,/GWh a 420 tonnes/GWh.

e La définition d’une vie utile a été revue pour y inclure une
approche progressive basée sur la date de mise en fonction du
groupe; précédemment, dans la Partie I de la Gazette du Ca-
nada, cette définition comportait la prise en compte des ac-
cords d’achat d’énergie (AAE).

e Les jalons réglementés pour le report du captage et séquestra-
tion de carbone sont désormais les mémes pour les nouveaux
groupes et les groupes en fin de vie utile.

e Les groupes existants qui commencent le captage avant d’étre
tenus de le faire peuvent transférer six mois supplémentaires
par rapport a ce qui était proposé dans la Partie I de la Gazette
du Canada a un groupe en fin de vie utile a titre de reconnais-
sance des mesures prises précocement.

e La disposition de substitution a été élargie pour reconnaitre
les groupes existants qui cessent leurs activités avant d’étre
soumis a la norme de rendement.

De plus, ce reglement n’exige plus que les entités réglementées
produisent un rapport pour les deux années précédant le moment
ol le groupe atteindrait sa fin de vie utile et devrait respecter la
norme de rendement. Cette modification réduit fortement le far-
deau administratif de ce reglement, en particulier pour ces grou-
pes qui ont ’intention de fermer avant que la norme de rendement
s’applique a eux.

2005
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In their entirety, the Regulations are designed to

e Require a stringent performance standard that units must
meet, which encourages investment in cleaner forms of elec-
tricity generation;

e Provide flexibility in not specifying a technology or fuel that
must be used, thus allowing for innovation and technology
development, which will drive down costs of implementing
the standard;

e Take advantage of existing anticipated capital stock turnover
cycles in order to ensure that new investments do not strand
existing capital, again helping to minimize costs; and

e Limit costs through a gradual application over time, in line
with when units reach their end of useful life and utilities have
recovered their initial investment costs.

5.2 Electricity sector

The Regulations focus on coal-fired electricity generation in
Canada. To assist in understanding the scope and impacts of the
Regulations, the following analysis provides a profile of Canada’s
electricity generation sector and the place of coal-fired generation
within it. It also examines some of the key features of the sector
relating to generation capacity and fuel mix, interprovincial and
international electricity flows, and electricity demand, all of
which will have a bearing on the assessment of the impacts of the
Regulations.

5.2.1 Electricity generators

The Canadian electricity generation industry is composed of
utility and non-utility generators that produce electricity by trans-
forming the energy in water, coal, natural gas, refined petroleum
products, miscellaneous other fuels, biomass, nuclear, wind and
solar resources into energy. The process of supplying electricity
to the public involves not only power generation at the plant, but
also distribution through the electricity grid.

Overall, electricity generation in 2010 was 542 900 GWh, a
decrease of about 2% from the 556 500 GWh observed in 2005.
In 2010, hydroelectric power produced 59% of Canada’s total
electricity, followed by nuclear (16%), coal (15%), and natural
gas (7%), while refined petroleum products (RPPs), other fuels,
and other sources such as wind and bioenergy accounted for the
remainder (3 %).

Internationally, Canada has a relatively low GHG intensity for
producing electricity due to approximately 75 % of the generation
mix coming from non-emitting sources (see Table 1). In compari-
son, the U.S. has a much higher intensity due to its predominately
fossil fuel-oriented system.

5.2.2 Regional trends — Generation and Source

The trends reported below® are based on utility generators,
which represent about 92 % of total generation (the remainder are

3 Source: National Inventory Report — Greenhouse Gas Sources and Sinks in
Canada, Part 3, 1990-2009 (2011), Environment Canada.

2006

Dans son intégralité, le Reglement vise a :

e exiger une norme de rendement stricte que doivent respecter
les groupes, et qui encourage les investissements dans les
formes de production d’électricité propre;

e offrir une flexibilité en ne précisant pas une technologie ou un
combustible devant étre utilisés, permettant ainsi I’'innovation
et le développement de technologies. Cela permettra égale-
ment de réduire les coflits de mise en ceuvre de la norme;

e tirer parti des cycles existants de rotation du capital prévu afin
de garantir que les nouveaux investissements ne bloquent pas
les capitaux existants, aidant une fois de plus a minimiser les
colts;

e limiter les cofits en les appliquant progressivement au fil du
temps, en respectant le moment ou les groupes atteignent leur
fin de sa vie utile et lorsque les installations ont amorti leur
investissement initial.

5.2 Secteur de 1’électricité

Le Reglement se concentre sur la production d’électricité ali-
mentée au charbon au Canada. Afin d’aider a comprendre la por-
tée et les répercussions du Reglement, 1’analyse suivante fournit
un profil du secteur de 1’électricité au Canada et la place qu’y
occupe la production d’électricité au charbon. Cette analyse porte
également sur les caractéristiques clés du secteur en ce qui con-
cerne la capacité de production et la combinaison de combusti-
bles, I’alimentation électrique a 1’échelle interprovinciale et inter-
nationale, ainsi que la demande d’électricité, qui auront toutes une
incidence sur I’évaluation des répercussions du Reglement.

5.2.1 Producteurs d’électricité

L’industrie de production d’électricité au Canada est composée
de producteurs des services publics et de producteurs indépen-
dants qui transforment I’énergie de 1’eau, du charbon, du gaz na-
turel, des produits pétroliers raffinés, de divers autres combusti-
bles, de la biomasse, de I’énergie nucléaire, de 1’énergie éolienne
et des ressources solaires en électricité. Le processus d’appro-
visionnement du public en électricité nécessite non seulement la
production d’électricité dans une usine, mais aussi sa distribution
au moyen du réseau de distribution d’électricité.

Dans I’ensemble, la production d’électricité en 2010 était de
542 900 GWh, soit une baisse d’environ 2 % par rapport aux
556 500 GWh observés en 2005. En 2010, 1’énergie hydroélectri-
que constituait 59 % de la totalité de 1’électricité produite au Ca-
nada, suivie de 1’énergie nucléaire (16 %), du charbon (15 %) et
du gaz naturel (7 %), le reste (3 %) provenant des produits pétro-
liers raffinés, des autres combustibles et des autres sources telles
que I’énergie éolienne et la bioénergie.

N

A T’échelle internationale, le Canada présente une intensité de
gaz a effet de serre relativement faible concernant la production
d’électricité, car environ 75 % de la production d’électricité pro-
vienpent de sources sans émissions (tableau 1). En comparaison,
les Etats-Unis présentent une intensité bien plus élevée en raison
de leur systeme principalement orienté vers les combustibles
fossiles.

5.2.2 Tendances régionales — Production et source

Les tendances indiquées ci-dessous® sont fondées sur les pro-
ducteurs des services publics qui représentent environ 92 % de la

3 Source : Rapport d’inventaire national : 1990-2009, Sources et puits de gaz
effet de serre au Canada, partie 3, 2011, Environnement Canada.
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non-utility generators, which do not directly serve the public —
they generate electricity for their own end-use or for sale in
wholesale markets). Coal-fired electricity generation currently
does not represent any of the non-utility combustion-generation
mix.

Figure 1 provides a breakdown of electricity generation by re-
gion and by source for the years 2005 and 2010. Coal-fired elec-
tricity sources are more significant in Alberta and Saskatchewan,
due to access to abundant coal resources. Hydro provides the ma-
jority of electricity generation in the provinces of Quebec, British
Columbia, Manitoba, and Newfoundland and Labrador. In On-
tario and the Atlantic region, the electricity generation mix is
fairly diverse, with nuclear power providing the greatest percent-
age of the supply in Ontario. In terms of total generation, Quebec
and Ontario have by far the highest generation totals — com-
bined, they produced 316 500 GWh (59 %) of Canada’s electricity
supply in 2010. They are followed by Alberta (about
57 200 GWh) and British Columbia (about 48 200 GWh), then by
Newfoundland and Labrador (40 500 GWh).

production totale (le reste étant des producteurs indépendants qui
ne desservent pas directement les services publics, mais qui pro-
duisent de I’électricité pour leur_propre usage ou en vue de la
vendre sur les marchés de gros). A I’heure actuelle, la production
d’électricité alimentée au charbon ne fait pas partie des sources de
combustion utilisées par les producteurs indépendants.

La figure 1 présente une répartition de la production d’électri-
cité par région et par source pour les années 2005 et 2010. Les
sources d’électricité alimentées au charbon sont plus importantes
en Alberta et en Saskatchewan a cause d’un acces facile aux res-
sources abondantes de charbon. L hydroélectricité fournit la ma-
jorité de la production d’€lectricité dans les provinces du Québec,
de la Colombie-Britannique, du Manitoba, et de Terre-Neuve-et-
Labrador. En Ontario et dans la région de 1’ Atlantique, les sour-
ces de production d’électricité sont assez diversifiées, avec
I’énergie nucléaire constituant le plus grand pourcentage de
I’approvisionnement en Ontario. Pour ce qui est de la production
totale, le Québec et 1’Ontario affichent de loin les productions
totales les plus élevées; combinées, les deux provinces ont produit
316 500 GWh (59 %) de I’électricité du Canada en 2010. Elles
sont suivies de 1’ Alberta (environ 57 200 GWh), de la Colombie-
Britannique (environ 48 200 GWh) et de Terre-Neuve-et-
Labrador (40 500 GWh).

Figure 1: Electricity Generation by Region and Source, 2005 and 2010
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Figure 1 : Production d’électricité par région et par source (2005 et 2010)
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Overall, national electricity generation has decreased since
2005; however, electricity generation has increased since 2005 in
some provinces, such as Saskatchewan (3%) with expanded use
of coal and natural gas, and Quebec (5%) with expanded hydro
generation, biomass, and other renewables. In Manitoba, a 9%
decrease coincided with reductions in coal and hydro generation
and increases in other renewable generation, while in Ontario, a
4% decrease in generation coincided with increased nuclear
power, and a significant increase in the use of natural gas and
other renewable generation. There was also a reduction in genera-
tion from coal, refined petroleum products, and hydro. In British
Columbia, electricity generated decreased by 11%, which coin-
cided with less hydro generation and less natural gas generation.

5.2.3 Electricity trade flows

Although imports and exports of electricity together represent a
very small fraction of total generation, the interconnectedness of
the electricity grid with the U.S., combined with varying require-
ments in different regions of the country, allows the import and
export of electricity in response to demand and pricing conditions
on both sides of the Canada-U.S. border. As shown in Figure 2,
electricity exports to the U.S. grew by 12% between 1989 and
2010, from 22 000 GWh to over 24 000 GWh, respectively. Im-
ports from the U.S. have decreased by about 37 % between 1989
and 2010.

2008

La production générale d’électricité a diminué depuis 2005;
cependant, cette production a augmenté depuis 2005 dans certai-
nes provinces, telles que la Saskatchewan (3 %) avec une utilisa-
tion accrue du charbon et du gaz naturel, et le Québec (5 %) avec
une production hydraulique, une biomasse et d’autres énergies
renouvelables. Au Manitoba, une diminution de 9 % a coincidé
avec des réductions dans la production au charbon et hydraulique
et des augmentations dans la production aux carburants renouve-
lables, tandis qu’en Ontario, une diminution de 4 % dans la pro-
duction a coincidé avec une intensification de la production
d’énergie nucléaire et une augmentation importante de I’utilisa-
tion du gaz naturel et de la production d’autres énergies renouve-
lables. On a également constaté une réduction dans la production
a partir du charbon, de produits pétroliers raffinés et dans la pro-
duction hydraulique. En Colombie-Britannique, 1’électricité pro-
duite a diminué de 11 %, ce qui a coincidé avec une production
hydraulique moins importante et avec une production au gaz natu-
rel inférieure.

5.2.3 Flux des échanges commerciaux de 1’électricité

Meéme si dans 1’ensemble les importations et les exportations
d’électricité représentent une tres petite partie de la production
totale, I'interdépendance du réseau de distribution d’é€lectricité
avec les Etats-Unis et des exigences variables dans différentes
régions du pays permettent d’importer et d’exporter 1’électricité,
et ce, afin de satisfaire a la demande et aux conditions de fixation
des prix des deux cotés de la frontiere entre le Canada et les Etats-
Unis. Comme le montre la figure 2, les exportations d’électricité
aux Etats-Unis ont augmenté de 12 % entre 1989 et 2010, de
22 000 GWh a plus de 24 000 GWh, respectivement. Les impor-
tations en provenance des Etats-Unis ont diminué d’environ 37 %
entre 1989 et 2010.
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On balance, Canada is a net exporter of electricity to the U.S.
mainly due to U.S. electricity demand, additional generation
capacity, and the availability of low-cost hydroelectric resources.
Some regions in Canada, however, rely on imports to meet
domestic load requirements during high demand periods (for ex-
ample during the winter months when electricity use is high in
most provinces, and relatively low in many American states) or
when water levels are low in hydropower-based provinces.

Dans I’ensemble, le Canada est un exportateur net d’€lectricité
aux Etats-Unis principalement en raison de la demande en électri-
cité aux Etats-Unis, a sa capacité de production d’électricité, et a
la disponibilité de ressources hydroélectriques a faible coit. Tou-
tefois, certaines régions du Canada dépendent des importations
pour satisfaire des besoins nationaux pendant les périodes de forte
demande (par exemple pendant les mois d’hiver lorsque I’ utilisa-
tion d’électricité est €levée dans la plupart des provinces, et rela-
tivement faible dans bon nombre d’Etats américains) ou quand les
niveaux d’eau sont faibles dans les provinces grandes productri-
ces d’hydroélectricité.

Figure 2: Imports and Exports with the United States
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In recent years, Canadian electricity generation has lagged be-
hind growth in domestic demand. As a result, the surplus avail-
able for export has been declining and some regions have increas-
ingly relied on imports to meet domestic requirements during
high demand periods. Both Canada and the United States realize
commercial benefits and improved electric reliability through
trade, mainly due to complementary (off-set) demand peaking
seasons.

5.2.4 Actual versus potential generation

Canada’s electricity-generating sector takes advantage of a full
mix of hydro, nuclear, wind and other available generating
sources. At the same time, actual generation from all these
sources is less than potential generation. Potential generation can
be determined by assuming capacity is fully operational for each
hour, over the entire year. The difference between potential and
actual generation can be due to numerous factors including the
availability (or lack thereof) of precipitation and wind as well
as operational considerations such as required maintenance
schedules.

Table 1 shows the actual generation, potential generation and
capacity utilization level for major generation types in 2008. Nu-
clear generation had the highest capacity utilization level in 2008,
with actual generation at over 77% of full capacity. This was
followed by coal and hydro generation, while other sources such
as gas, oil, and wind units had relatively high levels of available
spare generation capacity. Typically, coal, gas, and oil units can
operate at up to 85% of their potential generation capacity. How-
ever, the relatively higher price of gas and oil generation means
that it is most often called upon only to meet peak demand, par-
ticularly in regions where coal or hydro generation are used to
meet base load demand. Over any period of time, actual wind
generation is typically much below its full theoretical capacity
given the intermittent nature of wind energy.

Table 1: Actual versus Potential Generation — 2008*

Au cours des dernieres années, la production d’électricité au
Canada a affiché un retard en maticre de croissance nationale. Par
conséquent, le surplus disponible pour 1’exportation a diminué, et
certaines régions se sont de plus en plus appuyées sur les im-
portations afin de respecter les exigences nationales au cours des
périodes de forte demande. Le Canada et les Etats-Unis réalisent
tous deux des avantages commerciaux et une meilleure fiabilité
électrique au moyen d’échanges, notamment en raison des saisons
de pointe de la demande complémentaire.

5.2.4 Production réelle par rapport a la production potentielle

Le secteur de la production d’électricité du Canada profite d’un
éventail complet de sources hydrauliques, nucléaires et éoliennes,
ainsi que d’autres sources disponibles en matiere de production
d’électricité. Toutefois, la production réelle de toutes ces sources
est moins importante que la production potentielle. Afin de dé-
terminer cette derniére, on part du principe qu’elle fonctionne a
plein rendement durant chaque heure, et ce, pendant 1’année en-
tiere. La différence entre la production potentielle et la pro-
duction réelle peut étre due a de nombreux facteurs, notamment la
disponibilité (ou I’absence) de précipitations et de vent, ainsi qu’a
des considérations opérationnelles comme les calendriers d’entre-
tien nécessaires.

Le tableau 1 présente la production réelle, la production poten-
tielle, ainsi que le niveau d’utilisation de la capacité des princi-
paux types de production en 2008. Ainsi, le niveau de la produc-
tion nucléaire était le plus élevé en 2008, avec une production
réelle supérieure a 77 % de la capacité totale. Les niveaux de pro-
duction au charbon et de production hydraulique suivaient juste
derriere, alors que d’autres sources comme les groupes au gaz et
au pétrole, ainsi que les groupes éoliens avaient des niveaux de
production de rechange relativement élevés. En régle générale, les
groupes au charbon, au gaz et au pétrole peuvent produire jusqu’a
85 % de leur capacité de production potentielle. Cependant, le
prix relativement élevé de la production au gaz et au pétrole ex-
plique qu’on n’y ait recours qu’afin de répondre a la demande en
période de pointe, et ce, en particulier dans des régions ou la pro-
duction au charbon et la production hydraulique servent a répon-
dre aux demandes de base. En tout temps, la production éolienne
est généralement bien en dessous de sa capacité totale théorique,
car I’énergie éolienne n’est pas permanente.

Tableau 1 : Production réelle c. production

potentielle (en 2008)*
Actual Potential Production Utilisation
Generation Generation Capacity Utilization Production réelle potentielle des capacités

Type (GWh) (GWh) (Actual/Potential) Type (GWh) (GWh) (réelles/potentielles)
Hydro 373 871 652 040 57% Hydroélectricité 373 871 652 040 57 %
Wind 3807 20873 18% Energie éolienne 3807 20873 18 %
Nuclear 90 585 116 902 77% Energie nucléaire 90 585 116 902 77 %
Coal 104 580 139 631 75% Charbon 104 580 139 631 75 %
Oil 7220 68 199 11% Pétrole 7220 68 199 11 %
Gas 31636 81702 39% Gaz 31636 81702 39 %
Total 611 699 1079 347 57% Total 611 699 1079 347 57 %

4 Source: Actual generation from Electric Power Generation, Transmission and ~ * Source : Production réelle provenant de Production, transport et distribution

Distribution (2008), Report on Energy Supply and Demand in Canada (2008).
Potential generation from Electric Power Generating Stations (2008), Statistics
Canada. Potential generation (GWh)_2008 = Capacity (GW)_2008 * 365 days *
24 hours per day.

2010

d’électricité (2008), Bulletin sur la disponibilité et écoulement d’énergie au Ca-
nada (2008). Production potentielle provenant de Centrales d’énergie électrique
(2008), Statistique Canada. Production potentielle (GWh)_2008 = Capacité
(GW)_2008 * 365 jours * 24 heures par jour.
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5.2.5 Profile of coal plants/units

Table 2 shows the installed capacity of coal plants/units, by
province as of 2010. The Canadian share of coal-fired electricity
generation is the largest in Alberta (38 %), followed by Ontario
(37%),> Saskatchewan (11%), Nova Scotia (8 %), New Brunswick
(5%) and Manitoba (1%). Approximately 95% of coal-fired elec-
tricity generating units reside in four provinces: Alberta, Ontario,
Saskatchewan and Nova Scotia. In 2010, coal contributed to the
electricity generation mix in six provinces: Alberta (92% of total
generation), Nova Scotia (53%), Saskatchewan (63%), New
Brunswick (29 %), Ontario (9 %) and Manitoba (<1 %).

Table 2: Coal Generation Capacity — Year 2010°

5.2.5 Profil des centrales/groupes au charbon

Le tableau 2 montre la capacité installée des usines/groupes au
charbon par province a partir de 2010. La part canadienne de la
production d’électricité au charbon est la Plus importante en Al-
berta (38 %), suivie de I’Ontario (37 %)’, de la Saskatchewan
(11 %), de la Nouvelle-Ecosse (8 %), du Nouveau-Brunswick
(5 %) et du Manitoba (1 %). Environ 95 % des groupes de produc-
tion d’€lectricité au charbon se trouvent dans quatre provinces :
I’ Alberta, 1’Ontario, la Saskatchewan et la Nouvelle-Ecosse. En
2010, le charbon a contribué a la production d’électricité dans six
provinces : 1’ Alberta (92 % de la production totale), la Nouvelle-
Ecosse (53 %), la Saskatchewan (63 %), le Nouveau-Brunswick
(29 %), I’Ontario (9 %) et le Manitoba (< 1 %).

Tableau 2 : Capacité de production au charbon (en 2010)°

Partdela
capacité de
Coal Share of Capacité de | production
Generating | Total Coal Nombre de | Nombre de | production | de charbon
Number of | Number of Capacity Capacity for centrales au | groupes au | de charbon | totale pour le
Region Coal Plants Coal Units (MW) Canada Région charbon charbon MW) Canada
Alberta 7 18 6 305 38% Alberta 7 18 6305 38 %
Ontario 4 15 6077 37% Ontario 4 15 6077 37 %
Saskatchewan 3 9 1822 11% Saskatchewan 3 9 1822 11 %
Manitoba 1 1 97 1% Manitoba 1 1 97 1%
Nova Scotia 4 8 1288 8% Nouvelle-Ecosse 4 8 1288 8 %
Nouveau-
New Brunswick 3 3 891 5% Brunswick 3 3 891 5%
Total 22 54 16 481 100% Total 22 54 16 481 100 %

Most of Canada’s coal-fired generation capacity is old and
nearing the end of its useful life. As a result, the coal-fired gen-
eration sub-sector is expected to undergo a major transition over
the next several decades. Environment Canada’s Environment
Energy and Economy Model of Canada (E3MC) forecasts that
67% of total coal-fired capacity will cease operations by 2030.
More specifically,

— Between 2010 and 2025, 28 units (51 % of total) are expected
to cease operations;
— By 2030, an additional 9 units (67 % cumulative); and

— By 2040, an additional 8 units (82 % cumulative).” 8

Alberta

Alberta’s coal-fired electricity generation fleet is relatively old,
with 13 of 18 units present in 2010 expected to cease operations
by 2035. Alberta has regulatory requirements for all of the prov-
ince’s coal units; under the province’s Specified Gas Emitters
Regulation, the emissions intensity of existing coal units must be
reduced by 12% below the 2003-2005 baseline emissions inten-
sity of the facilities starting in 2007.

w

Ontario’s coal-fired generation is set to retire by 2015 due to provincial
regulations.

Source: Environment, Energy, and Economy Model of Canada — Environment
Canada; other published sources. Please note that Keephills 3 comes online
post-2010 and is not counted in the 2010 count.

Keephills 3 comes online in 2011 so the total coal units in Canada used in these
calculations is 55 rather than 54 which is presented in Table 2.

Boundary Dam 3, 4, 5 and 6 are assumed to be rebuilt and thus are not retired.

=N

-

%

La majorité de la capacité de production de I’électricité au
charbon au Canada est désuete et se rapproche de sa fin de vie
utile. Par conséquent, le sous-secteur de production d’électricité
au charbon devrait subir une transition importante au cours des
prochaines décennies. Le modele énergie-émissions-économie du
Canada (E3MC) d’Environnement Canada prévoit que 67 % de la
capacité totale de production au charbon s’arrétera d’ici 2030.
Plus précisément :

— de 2010 a 2025, 28 groupes (51 % du total) devraient arréter
toute opération;
— d’ici 2030, 9 autres groupes (67 % cumulatifs);

— d’ici 2040, 8 autres groupes (82 % cumulatifs) "%,
Alberta

Le parc de groupes de production d’électricité au charbon de
I’ Alberta est relativement vieux, avec 13 des 18 groupes présents
en 2010 devant arréter toute opération d’ici 2035. L’ Alberta a des
exigences réglementaires pour 1’ensemble des groupes au charbon
de la province en vertu du reglement sur les émetteurs de gaz
désignés de la province : I'intensité des émissions des groupes
au charbon existants doit étre réduite de 12 % par rapport a
Iintensité des émissions de référence pour les installations en
2003-2005 a compter de 2007.

w

Les groupes de production d’électricité alimentée au charbon en Ontario
devraient étre mis hors service d’ici 2015, en raison des réglements provinciaux.
Source : Modele énergie-émissions-économie du Canada — Environnement
Canada; autres sources publiées. Veuillez noter que Keephills 3 entre en service
apres 2010 et n’est pas comptabilisé dans le décompte de 2010.

Keephills 3 entre en service en 2011, donc le total des groupes au charbon au
Canada utilisé dans ces calculs est 55 plutdt que 54, qui figure dans le tableau 2.
Les groupes 3, 4, 5 et 6 de Boundary Dam devraient étre reconstruits et ne sont
donc pas hors service.

=N

-

2011




2012-09-12 Canada Gazette Part 11, Vol. 146, No. 19

Gazette du Canada Partie I, Vol. 146, n° 19 SOR/DORS/2012-167

Ontario

The Ontario government has enacted regulations requiring that
by December 31, 2014, coal no longer be used in their currently
operating coal units. Based on these regulations, the remaining
generation stations as of 2010 at Atikokan (one unit), Lambton
(four units), Nanticoke (eight units) and Thunder Bay (two units)
will be closed by 2015. The closure of these coal units is part of
Ontario’s commitment to fight climate change. In fact, as a result
of Ontario’s decision to phase out coal-fired generation, emis-
sions in Ontario are projected to fall significantly over the 2005-
2015 period. Estimates generated by the E3MC range from 22 Mt
of CO, to 33 Mt depending on the timing of retirements.

Saskatchewan

Saskatchewan’s coal-fired capacity is aging, with four out of
nine units expected to cease operations by 2035. Through recent
consultations, SaskPower has indicated an intention to close two
of its coal units in the near term (Boundary Dam units 1 and 2),
and the Government of Saskatchewan announced on April 26,
2011, that it has approved the rebuilding of Boundary Dam unit 3
with an integrated CCS system.” This will be the first commercial-
scale fully integrated CCS storage facility in the world. The fa-
cility is a demonstration project between industry and the federal
and provincial governments to determine the technical, economic,
and environmental performance of CCS."

Nova Scotia

Nova Scotia has one out of eight units ceasing operations by
2020, and all but two closed by 2030. Nova Scotia’s 2009 Cli-
mate Change Action Plan and 2009 Energy Strategy commit the
province to undertake orderly transition from dirty coal to cleaner
and more sustainable energy sources. Subsequent to these, Nova
Scotia’s 2010 Renewable Electricity Plan details the requirement
for obtaining 25% of electricity from renewables by 2015, and
proposes to increase this to 40% by 2020. Regulations have also
been adopted capping the emissions from electricity producers in
the province. This will result in reduced use of fossil fuels (pri-
marily coal and petroleum coke [i.e. petcoke]).

The Government of Canada and the Province of Nova Scotia
have announced that they are developing an equivalency agree-
ment in an effort to ensure that industry does not face two sets of
regulations and to allow the province to achieve equivalent emis-
sions levels as the federal standard in a manner that is appropriate
to its particular circumstances.

New Brunswick

New Brunswick had three coal-fired electricity generating units
in 2010, two that are expected to cease operations before 2035
and one of which is expected to close by 2039.

> www.gov.sk.ca/news Inewsld=ae413247-80ce-4c9a-b7e3-4cc39e89da94
10" www.saskpower.com/sustainable_growth/projects/carbon_capture_storage.shtml

2012

Ontario

Le gouvernement de 1’Ontario a adopté des réglements exi-
geant que d’ici le 31 décembre 2014, le charbon ne puisse plus
étre utilisé dans les groupes au charbon actuellement en exploi-
tation. Selon ces reglements, les groupes de production restants
en 2010 devraient fermer d’ici 2015 : Atikokan (un groupe),
Lambton (quatre groupes), Nanticoke (huit groupes) et Thunder
Bay (deux groupes). La fermeture de ces groupes de production
au charbon fait partie de I’engagement de 1’Ontario de lutter
contre les changements climatiques. En fait, a la suite de la dé-
cision de 1’Ontario d’éliminer progressivement la production
d’électricité au charbon, les émissions en Ontario devraient dimi-
nuer considérablement au cours de la période 2005-2015. Les
estimations générées par le modele énergie-émissions-économie
du Canada sont de I’ordre de 22 Mt a 33 Mt de CO, selon le mo-
ment de mise hors service.

Saskatchewan

La capacité de production au charbon de la Saskatchewan est
vieillissante, avec quatre groupes sur neuf qui devraient arréter
toute opération d’ici 2035. A la suite de récentes consultations,
SaskPower a indiqué son intention de fermer deux de ses groupes
au charbon a court terme (Boundary Dam, groupes 1 et 2) et le
gouvernement de la Saskatchewan a annoncé le 26 avril 2011
qu’il a approuvé la reconstruction du groupe 3 de Boundary Dam
avec un systeme intégré de captage et de séquestration du car-
bone’. 1 s’agit de la premiere installation commerciale de stoc-
kage et de captage du carbone entierement intégrée au monde.
Cette installation est un projet de démonstration entre I’industrie,
le gouvernement fédéral et les gouvernements provinciaux afin de
déterminer le rendement technique, économique et environne-
mental du captage et de la séquestration du carbone'®.

Nouvelle-Ecosse

Parmi les huit groupes que la Nouvelle-Ecosse possede, un

fermera d’ici 2020 et le reste fermera d’ici 2030, a ’exception de
deux groupes. Par son plan d’action sur les changements clima-
tiques (2009) et la stratégie énergétique de 2009, le gouvernement
de la Nouvelle-Ecosse s’engage a entreprendre une transition
harmonieuse du charbon polluant vers des sources d’énergie plus
propres et plus durables. A la suite de ces mesures, le plan de
I’électricité renouvelable de 2010 de la Nouvelle-Ecosse détaille
les exigences pour 1’obtention de 25 % de 1’électricité des éner-
gies renouvelables d’ici 2015 et propose d’augmenter ce taux a
40 % d’ici 2020. Des reglements ont également été adoptés pour
limiter les émissions provenant des producteurs d’électricité dans
la province. Cela entrainera une réduction de I’utilisation des
combustibles fossiles (principalement du charbon et du coke de
pétrole).
_ Le gouvernement du Canada et la province de la Nouvelle-
Ecosse ont annoncé qu’ils sont en train d’élaborer un accord
d’équivalence afin de veiller a ce que I'industrie ne fasse pas face
a deux ensembles de reglements et pour permettre a la province
de parvenir a des niveaux d’émissions équivalents a la norme
fédérale d’une fagcon appropriée a son contexte particulier.

Nouveau-Brunswick

Le Nouveau-Brunswick avait trois groupes de production
d’électricité alimentés au charbon en 2010, dont deux qui de-
vraient arréter toute opération avant 2035, et un qui devrait fermer
d’ici 2039.

 www.gov.sk.ca/news Inewsld=ae413247-80ce-4c9a-b7e3-4cc39e89da94
10" www.saskpower.com/sustainable_growth/projects/carbon_capture_storage.shtml
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Manitoba

Manitoba has only one coal-fired electricity generating unit,
which is expected to cease operations in 2030. According to
Manitoba’s Climate Change and Emissions Reduction Act, after
December 31, 2009, Manitoba Hydro must not use coal to gener-
ate power, except to support emergency operations.

Manitoba’s Beyond Kyoto Plan also outlines the introduction
of taxes on emissions from coal and provides capital support for
coal-reliant industries to convert to cleaner energy and to develop
biomass as a coal alternative.

5.2.6 Electricity consumers

Major consumers of electricity are shown in Table 3. The lar-
gest consuming sectors are industrial'' (37 %), followed by resi-
dential (32%) and commercial (26%). Only a small proportion
(5%) of electricity is consumed by the public administration, agri-
culture and transportation sectors.

Table 3: Electricity Consumption in Canada,

Manitoba

Le Manitoba possede seulement un groupe de production
d’électricité alimenté au charbon qui devrait arréter toute opéra-
tion d’ici 2030. Conformément a la loi sur la réduction des émis-
sions et les changements climatiques du Manitoba, apres
le 31 décembre 2009, Manitoba Hydro ne doit pas utiliser de
charbon pour produire de 1’électricité, sauf pour le soutien des
opérations d’urgence.

Le plan du Manitoba au-dela du Protocole de Kyoto présente
également I’introduction de taxes sur les émissions provenant du
charbon et offre un soutien du capital pour les industries dépen-
dant du charbon en vue de se convertir a des énergies plus propres
ainsi qu’a I'utilisation de la biomasse comme une solution de
remplacement du charbon.

5.2.6 Consommateurs d’électricité

Les principaux consommateurs d’électricité sont présentés dans
le tableau 3. Les plus importants secteurs sont le secteur indus-
triel'! (37 %), suivis du secteur résidentiel (32 %) et du secteur
commercial (26 %). Seule une petite proportion d’électricité (5 %)
est consommée par 1’administration publique, les secteurs de
I’agriculture et des transports.

Tableau 3 : Consommation d’électricité au Canada de

1990-2009 (TWh¥*)"? 1990 2 2009 (TWh*)'?
Sector Sub-sector 1990 | 1995 | 2000 [ 2005 | 2008 | 2009 Secteur Sous-secteur 1990 | 1995 | 2000 [ 2005 | 2008 | 2009
Industrial Iron and steel 8.3 8.3 10.3 10.7 8.7 6.5 Industriel Sidérurgie 8.3 8.3 10,3 10,7 8,7 6,5
Produits
Chemicals 182 | 193 | 192 [ 195 | 147 | 122 chimiques 182 | 193 | 19,2 [ 19,5 | 147 | 12,2
Petroleum Raffinage du
refining 5.7 4.9 5.4 6.6 6.2 5.7 pétrole 5,7 4.9 5.4 6,6 6,2 5.7
Aluminium et
Aluminum and métaux non
non-ferrous 370 | 475 | 509 | 59.7 | 529 | 51.3 ferreux 370 | 47,5 | 50,9 | 59,7 | 52,9 | 51,3
Exploitation
Mining and oil miniere et
and gas extraction de
extraction 288 | 31.6 | 335 | 374 | 32.1 28.2 pétrole et de gaz 288 | 31,6 | 33,5 | 374 | 32,1 28,2
Other Autres secteurs
manufacturing 342 | 353 | 423 | 41.1 426 | 43.0 manufacturiers 342 | 353 | 423 | 41,1 42,6 | 43,0
Pulp, paper and Pates, papiers et
print 488 | 559 | 61.6 | 61.7 | 453 | 372 impression 48,8 | 559 | 61,6 | 61,7 | 453 | 372
Cement 1.9 1.9 2.0 2.0 2.0 14 Ciment 1.9 1,9 2,0 2,0 2,0 1.4
Industrial sub-sector total 182.9 | 204.7 | 225.2 | 238.7 | 204.5 | 185.5 Total du sous-secteur industriel | 182,9 | 204,7 | 225,2 | 238,7 | 204,5 | 185,5
Residential 129.8 | 131.6 | 138.2 | 151.0 | 159.5 | 160.3 Résidentiel 129,8 | 131,6 | 138,2 | 151,0 | 159,5 | 160,3
Commercial and institutional 95.6 | 103.6 | 112.1 | 121.0 | 136.9 | 131.7 Commercial et institutionnel 95,6 | 103,6 | 112,1 | 121,0 | 136,9 | 131,7
Others (includes transportation, Autres (comprend les secteurs
agriculture, public des transports, de 1’agriculture
administration) 246 | 266 | 27.8 | 285 | 27.3 | 26.0 et de I’administration publique) | 24,6 | 26,6 | 27,8 | 28,5 | 27,3 | 26,0
National total 432.9 | 466.5 | 503.3 [ 539.2 | 528.2 | 503.5 Total a I’échelle nationale 4329 | 466,5 | 503,3 | 539,2 | 528,2 | 503,5

* TWh = terawatt-hours

" Manufacturing industries, including mining and oil and gas extraction.
12 Data source: Energy Statistics Handbook, 1st Quarter, 2011, Statistics Canada,
Catalogue No. 57-601-X.

* TWh = térawatt-heures

"' Industries manufacturiéres, comme 1’exploitation miniére et 1’extraction de
pétrole et de gaz.

12 Source de données : Guide statistique de I’énergie, 1 trimestre de 2011, Statis-
tique Canada, numéro de catalogue 57-601-X.

2013
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Industrial sector

The largest industrial consumers are aluminum and non-ferrous
metals, pulp and paper, mining and oil and gas, chemicals, iron
and steel and petroleum refining. Other manufacturing is signifi-
cant but represents a combination of industries.

Since 1990, electricity consumption has increased in two of
eight industrial sub-sectors. Among other developments, the shift
from a resource-based economy, the rise of the automotive and
electronics sector, and the growth of the service/IT industry have
all had impacts on industrial electricity consumption. More re-
cently, seven of the eight industrial sub-sectors showed a decrease
in electrical consumption relative to 2005 levels, likely a response
to economic factors. During this time period, the pulp, paper and
print sub-sector showed the largest decrease in electricity con-
sumption while the “other manufacturing” sub-sector (including
for example transportation, equipment, electronics, and light con-
sumer goods) showed the largest increase.

Driven by the increase in oil sands production, industrial co-
generation capacity is expected to increase from 5 990 MW in
2010 to 7 322 MW in 2035. Industrial cogeneration capacity is
expected to increase at about the same average rate as total na-
tional capacity.

Residential sector

The residential sector is a major consumer of electricity, with
demand increasing by 24 % between 1990 and 2009 (Table 3),
largely driven by population growth and rising consumer wealth
and living standards. The number of homes in Canada increased
by 23 % between 1990 and 2009 (the last year for which data are
available), and 16% between 2000 and 2009 alone. Growth in
residential electricity demand was low to moderate during the
recession that occurred in the early 1990s, but consumption in-
creased significantly with higher economic growth after 1999.
Fluctuations in seasonal temperatures are an important factor, but
a decidedly secondary driver of overall residential electricity de-
mand. Due to improvements in buildings, equipment standards,
and energy intensities, single-family and multi-family dwellings
are expected to experience an energy intensity improvement
of 11% and 13 % respectively over the projection period.

Commercial sector

From 1990 to 20009, electricity consumption by the commercial
sector has grown by 38% (Table 3), in part due to growth in the
service and IT sectors through structural changes in Canada’s
economy. This sector has also experienced an increase in the
number of commercial buildings and floor space, which has
meant larger areas to heat and cool, while computers, printers and
other electrical appliances have become commonplace. Growth in
electricity demand was particularly strong in more recent years in
the commercial sector.

2014

Secteur industriel

Les plus grands consommateurs industriels d’électricité operent
dans les secteurs suivants : 1’aluminium et les métaux non fer-
reux, les pates et papiers, I’exploitation miniere, le pétrole et le
gaz, les produits chimiques, le fer et I’acier et le raffinage du pé-
trole. D’autres secteurs manufacturiers sont importants, mais en-
globent une combinaison d’industries.

Depuis 1990, la consommation d’électricité a augmenté dans
deux des huit sous-secteurs industriels. Outre les autres considéra-
tions, la transition d’une économie basée sur les ressources, la
croissance du secteur automobile et du secteur des produits élec-
troniques, ainsi que 1’expansion de 1’industrie des services ou de
la technologie de I’information, ont toutes des répercussions sur
la consommation d’électricité industrielle. Plus récemment, sept
des huit sous-secteurs industriels ont montré une diminution de la
consommation d’électricité par rapport aux niveaux de 2005, pro-
bablement en réponse aux facteurs économiques. Au cours de
cette période, le sous-secteur des pates, papiers et impression a
enregistré la plus importante diminution de consommation
d’électricité, tandis que le sous-secteur « autres secteurs manufac-
turiers » (y compris le transport, I’équipement, les produits élec-
troniques et les biens de consommation produits par I’industrie
1égere) a affiché la plus forte augmentation.

Influencée par I’augmentation de la production des sables bi-
tumineux, la capacité industrielle de cogénération devrait aug-
menter pour passer de 5 990 MW en 2010 a 7 322 MW en 2035.
La capacité industrielle de cogénération devrait augmenter envi-
ron au méme taux moyen que la capacité nationale totale.

Secteur résidentiel

Le secteur résidentiel est un gros consommateur d’électricité,
avec la demande ayant augmenté de 24 % de 1990 a 2009 (ta-
bleau 3). Cela découle en grande partie de la croissance démo-
graphique et de I’augmentation du niveau de vie et de la richesse
des consommateurs. Le nombre de maisons au Canada a aug-
menté de 23 % de 1990 a 2009 (derniére année pour laquelle des
données sont disponibles) et de 16 % de 2000 a 2009 uniquement.
La croissance de la demande en électricité résidentielle a été de
faible & modérée au cours de la récession du début des années
1990, mais la consommation a fortement augmenté aprés 1999.
Les fluctuations des températures saisonnieres sont un facteur
important, mais définitivement secondaire en ce qui a trait a
I’ensemble de la demande en électricité résidentielle. En raison
des améliorations apportées aux immeubles, aux normes d’équi-
pement et aux intensités énergétiques, les logements unifamiliaux
et plurifamiliaux devraient connaitre une amélioration de I’inten-
sité énergétique de 11 % et de 13 %, respectivement, au cours de
la période de prévision.

Secteur commercial

De 1990 a 2009, la consommation d’€lectricité par le secteur
commercial a connu une croissance de 38 % (tableau 3), en partie
a cause de la croissance des secteurs de services et de la techno-
logie de I’information par I’entremise de changements structurels
dans I’économie canadienne. Ce secteur a également connu une
augmentation du nombre de batiments commerciaux et des surfa-
ces commerciales, ce qui a entrainé le chauffage et la clima-
tisation de grandes étendues, tandis que les ordinateurs, les impri-
mantes et d’autres appareils électriques sont devenus courants. La
croissance de la demande en électricité était particulierement forte
au cours des dernieres années dans le secteur commercial.
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5.2.7 Electricity market structure

Canada’s electricity markets have primarily developed along
provincial or regional boundaries, and electricity pricing varies by
province or territory according to the volume and type of avail-
able generation and whether prices are market-based or regulated.
Prices in most provinces and territories are set by an electricity
regulator to cover costs and allow for a reasonable rate of return
to investors; however, Alberta and Ontario have restructured their
electricity markets.

Alberta has moved the furthest in restructuring its electricity
market toward market-based pricing (retail customers have the
choice of buying electricity at competitive prices from third-party
sellers or at regulated prices through the local distribution utility).
The price of electricity in the competitive wholesale market is
determined by the offer price of the last generation unit required
to meet the supply of electricity demanded in the province. Sys-
tem controllers observe all generator offers to the Power Pool and
“stack” them from lowest to highest offer price until the supply
meets the provincial demand. The majority of coal-fired gener-
ators have entered into “purchase power agreements” which es-
tablishes, terms up to the year 2020 for the generating station’s
output. The owner of the “purchase power agreement” pays the
generating station owner a fixed price and then sells the electri-
city to the retail market at the price determined by the Power
Pool.

Ontario partially restructured its electricity market in 2002.
Competitive wholesale prices apply to most large consumers of
electricity (this market operates in a similar fashion to the Alberta
wholesale market); however, after restructuring, legislation was
introduced to impose price caps for low volume consumers (e.g.
residential consumers), resulting in a market that is not fully
competitive.

5.2.8 Carbon capture and storage

Canada is home to one of the world’s first, and still one of the
world’s largest, CCS demonstration projects in Weyburn, Sas-
katchewan. Using CO, to enhance the oil production from deplet-
ing oil reservoirs at Weyburn and Midale, Saskatchewan, this
commercial project has been successfully demonstrating the safe
underground storage of CO, — over 16 Mt of CO, has been in-
jected since the start of the project. This project is also serving as
a field laboratory for an international collaborative research pro-
ject, launched in 2000, with the goal of developing and imple-
menting effective and reliable CO, measuring, monitoring and
verification methodologies. As a founding member of this initia-
tive, the federal government, along with many private and public
sector partners, has been a key contributor.

In April 2011, SaskPower formally announced the incorpora-
tion of CCS technology at one of its coal-fired units. The Bound-
ary Dam Integrated Carbon Capture and Storage Demonstration
Project, a partnership involving the Government of Canada, the
Government of Saskatchewan, SaskPower and private industry,

5.2.7 Structure du marché de ’électricité

Les marchés de 1’électricité du Canada se sont principalement
développés le long des frontieres provinciales ou régionales, et
I’établissement des prix de 1’électricité varie selon la province ou
le territoire en fonction du volume et du type de production dis-
ponibles et si les prix sont axés sur le marché ou réglementés. Les
prix de la plupart des provinces et des territoires sont fixés par un
organisme de réglementation de 1’électricité pour couvrir les
colits et assurer aux investisseurs un taux de retour raisonnable;
toutefois, 1’ Alberta et I’Ontario ont procédé a une restructuration
de leurs marchés de I’électricité.

L’ Alberta a le plus avancé dans sa restructuration du marché de
I’électricité pour s’orienter vers la tarification basée sur le marché
(les clients de vente au détail ont le choix d’acheter 1’électricité a
des prix concurrentiels de vendeurs tiers ou aux prix réglementés
par I'entremise des services publics de distribution locale). Le
prix de 1’électricité sur le marché de gros concurrentiel est déter-
miné par le cours vendeur du dernier groupe de production
d’électricité nécessaire pour assurer 1’approvisionnement en élec-
tricité exigé dans la province. Les contrdleurs de systémes ob-
servent toutes les offres des producteurs au consortium d’élec-
tricité et les comparent du cours vendeur le plus bas au cours
vendeur le plus haut, jusqu’a ce que 1’approvisionnement réponde
a la demande provinciale. La majorité des groupes alimentés au
charbon ont conclu des « accords d’achat d’électricité » qui éta-
blissent les modalités jusqu’a 1’année 2020 pour la production
électrique des centrales. Le propriétaire de «1’accord d’achat
d’électricité » paie au propriétaire du groupe un prix fixe, puis
vend au marché de détail 1’électricité au prix a la puissance dé-
terminée par le consortium d’électricité.

L’Ontario a partiellement restructuré son marché de
I’électricité en 2002. Les prix de gros concurrentiels s’appliquent
aux plus grands consommateurs d’électricité (ce marché fonc-
tionne de la méme fagon que le marché de gros de 1’Alberta).
Cependant, apres la restructuration, la 1égislation a été établie
pour imposer des prix fixes aux consommateurs de faibles volu-
mes (par exemple les consommateurs résidentiels), ce qui a donné
un marché qui n’est pas entierement concurrentiel.

5.2.8 Captage et séquestration du carbone

Le Canada abrite 1’un des premiers projets au monde, et encore
aujourd’hui I’un des plus importants, de démonstration de captage
et séquestration de carbone a Weyburn, en Saskatchewan. En
utilisant le CO, pour accroitre la production de pétrole a partir des
réservoirs épuisés de pétrole a Weyburn et Midale (Saskatche-
wan), ce projet commercial a réussi a démontrer le stockage sou-
terrain et sécuritaire des émissions de CO, — plus de 16 Mt de
CO, ont été injectées depuis le début du projet. Ce projet sert
aussi a titre de laboratoire sur le terrain pour un projet de recher-
che concertée a 1’échelle internationale, lancé en 2000, avec pour
objectif 1’élaboration et la mise en ceuvre efficace et fiable des
méthodes de mesure, de surveillance et de vérification du CO,.
En tant que membre fondateur de cette initiative, le gouvernement
fédéral, tout comme de nombreux partenaires des secteurs public
et privé, a été un collaborateur clé.

En avril 2011, SaskPower a annoncé officiellement 1’incorpo-
ration de la technologie de captage et de stockage a ’'un de ses
groupes alimentés au charbon. Le projet de démonstration sur le
captage et séquestration de carbone de Boundary Dam, un parte-
nariat conclu entre le gouvernement du Canada, le gouvernement

2015
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will examine CCS’s economic, technical, and environmental
merits. The project will be among the first commercial-scale post
combustion CCS facilities in the world. The captured CO, is ex-
pected to be used in enhanced oil recovery, while captured SO, is
expected to be used in the production of sulphuric acid and other
products.

6. Regulatory and non-regulatory options considered

The Government of Canada is committed to reducing Canada’s
total greenhouse gas emissions by 17 % from 2005 levels by 2020.
To meet this target, Canada has stated that it will proceed with
strong domestic, continental and international action, including
the introduction of new regulations on coal-fired electricity
generation.

The Regulations to address CO, emissions from coal-fired
electricity generation are considered the most effective instrument
as they provide the necessary certainty and efficiency in achiev-
ing the objective of reducing GHG emissions from the electricity
generation sector. Voluntary approaches would not be able to
provide assurance of significant emission reductions from this
sector and the level of certainty needed to support industry
investment.

Within the existing regulatory framework, two options were
considered: cap-and-trade system and performance standard.

Regulatory option 1: Cap-and-trade system for the thermal
electricity sector under CEPA 1999

Cap-and-trade is a policy instrument that places a mandatory
cap on emissions through the distribution of emissions permits up
to a pre-determined level, while providing regulated facilities
with flexibility in how they will operate within the limited num-
ber of emissions permits available to them. Regulated facilities
could reduce their emissions through, for example, installation of
abatement technologies, changing production processes or by
buying permits from sources that can abate emissions at a lower
cost. Under appropriate conditions, cap-and-trade can provide
high certainty in reaching an environmental objective cost effect-
ively, while promoting new avenues for economic growth and
innovation.

However, certain fundamental conditions are necessary for
cap-and-trade to work effectively. First, the marginal costs of
abatement across facilities must be different so that there are
gains from trade and surplus permits are generated. Second, there
must be a significant number of facilities to ensure the func-
tioning of an efficient and liquid trading market. For example, the
European Union Emissions Trading System (EU ETS) — the
world’s first international cap-and-trade system for CO, emis-
sions — currently covers about 11 000 heavy energy consuming
installations in power generation and manufacturing across
30 countries.

2016

de la Saskatchewan, SaskPower et le secteur privé, se penchera
sur les avantages économiques, techniques et environnementaux
du captage et de la séquestration du carbone. Le projet fera partie
des premieres installations commerciales de captage et séquestra-
tion de carbone post-combustion au monde. Le CO, capté devrait
étre utilisé pour la récupération améliorée du pétrole, tandis que le
SO, devrait étre utilisé dans la production d’acide sulfurique et
d’autres produits.

6. Options réglementaires et non réglementaires considérées

Le gouvernement du Canada s’est engagé a réduire les émis-
sions totales de gaz a effet de serre du Canada de 17 % par rap-
port aux niveaux de 2005 d’ici 2020. Pour atteindre cet objectif,
le Canada a indiqué qu’il prendra d’importantes mesures natio-
nales, continentales et internationales, y compris I’introduction
d’un nouveau réglement sur la production d’électricité a partir du
charbon.

Le Reglement visant a lutter contre les émissions de dioxyde de
carbone (CO,) provenant de la production d’électricité au charbon
est considéré comme étant I’instrument le plus efficace, car il
offre la certitude et I’efficacité nécessaires en vue d’atteindre
I’ objectif de réduction des émissions de gaz a effet de serre de la
part du secteur de production d’électricité. Des approches volon-
taires ne pourront pas fournir ni 1’assurance de la réduction des
émissions significatives provenant de ce secteur, ni le niveau
de certitude nécessaire pour appuyer les investissements de
I’industrie.

Dans le cadre réglementaire existant, deux options ont été pri-
ses en considération : un systeme de plafonnement et d’échange,
et la norme de rendement.

Option réglementaire 1 : Systéme de plafonnement et d’échange
pour le secteur de I’électricité thermique en vertu de la

LCPE (1999)

Le systtme de plafonnement et d’échange est un instrument
stratégique qui place un plafond obligatoire pour les émissions, et
ce, grice a la distribution de permis d’émission jusqu’a un certain
niveau, tout en offrant une certaine souplesse aux installations
réglementées concernant la fagon dont elles devront fonctionner
dans le cadre du nombre limité de permis d’émission qui leur sont
disponibles. Les installations réglementées pourraient réduire
leurs émissions, notamment en installant des technologies de ré-
duction de la pollution, en modifiant les processus de production
ou en achetant des permis a des sources qui peuvent réduire leurs
émissions a un colt plus faible. Dans de bonnes conditions, le
systtme de plafonnement et d’échange peut offrir une grande
certitude concernant I’atteinte d’un objectif environnemental de
maniere rentable tout en favorisant de nouvelles possibilités de
croissance économique et d’innovation.

Toutefois, certaines conditions fondamentales sont nécessaires
afin que le plafonnement et 1’échange fonctionnent efficacement.
Tout d’abord, les colits marginaux de réduction pour chaque ins-
tallation doivent étre différents, afin que 1’échange apporte un
avantage et que des permis excédentaires soient produits. Ensuite,
le nombre d’installations doit étre important afin de garantir le
fonctionnement d’un marché d’échange efficace et fluide. Par
exemple, le systeme d’échange de droits d’émission de gaz a effet
de serre de I’Union européenne — premier systeme de plafon-
nement et d’échange international pour les émissions de CO, —
couvre actuellement environ 11 000 installations grandes consom-
matrices d’énergie des secteurs de la production d’énergie et de la
fabrication, et ce, dans 30 pays.
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In the Canadian electricity generation sector, neither of these
conditions exists to a degree which makes cap-and-trade exclu-
sively for coal-fired electricity a viable option. The Canadian
electricity system is already among the lowest-emitting in the
world, with coal-fired generation representing about 15% of the
total electricity produced. This means that a cap-and-trade for
electricity would be targeting only 45 units of coal-fired generat-
ing units across the whole country (as of 2012), and an even
smaller number of operating entities/corporations. At the same
time, there are relatively small variations in marginal costs across
these units, making it unlikely that many of them could generate
surplus emissions permits.

These factors would lead to significant constraints on trading
opportunities, which in turn would lead to low levels of market
liquidity and create a risk of large fluctuations in the price of car-
bon permits. A fluctuating price of carbon presents a significant
additional uncertainty for investors and consumers. This would
make it difficult for companies to control costs and plan appropri-
ately, and create great price uncertainty for electricity consumers.
It would also limit their ability to align the construction of new
facilities with normal capital investment/useful life cycles in or-
der to achieve a smooth transition to lower-emitting fuels and/or
technologies. A constrained carbon market for coal-fired gener-
ators would also be vulnerable to manipulation by one or two
large facilities, a situation that is magnified in Canada by the pre-
ponderance of provincially owned utilities in the sector.

Regulatory option 2: Performance standard regulations for
coal-fired electricity generating units under CEPA 1999

The Regulations for the coal-fired electricity sector will set a
stringent performance standard for new coal-fired units and those
that have reached the end of their useful life. The performance
standard will ensure a corresponding transition towards lower- or
non-emitting types of generation, such as high-efficiency natural
gas, renewable energy, or fossil fuel-fired power with carbon
capture and storage.

The performance standard approach is administratively simpler
and more efficient to implement compared to a cap-and-trade
system, as it does not require the creation of a complex trading
system to address emissions from a relatively narrow sector of the
overall economy. The use of a performance standard that does not
specify the fuel or technology to be used increases the potential
for innovative response.

In doing so, the Regulations provide regulatory certainty for
the coal-fired electricity sector at a time when the sector is facing
major capital stock turnover. This regulatory certainty allows
utilities to factor GHG emissions considerations into their plans
for replacement of end of useful life units, to align those invest-
ments with capital stock turnover cycles to better control costs,
and to avoid the risk of stranded assets.

Dans le secteur de la production d’électricité au Canada, au-
cune de ces conditions n’est remplie de maniere a offrir un sys-
teéme de plafonnement et d’échange exclusivement pour la pro-
duction d’électricité qui constitue une option viable. Le réseau
électrique canadien est déja ’'un des moins émetteurs au monde,
avec une production au charbon représentant 15 % environ de
I’électricité totale produite. Cela signifie que le systeme de pla-
fonnement et d’échange pour I’électricité ne viserait que 45 grou-
pes sur I’ensemble des groupes de production au charbon du pays
(en 2012), et un nombre encore plus faible d’entités ou de corpo-
rations opérationnelles. Toutefois, dans la mesure ou les varia-
tions sont relativement faibles en matiere de cofit différentiel d’un
de ces groupes a I’autre, il semble peu probable que bon nombre
d’entre eux puissent entrainer un excédent de permis d’émissions.

Ces facteurs pourraient donner lieu a d’importantes contraintes
en matiere de possibilités d’échange, engendrant ainsi de faibles
niveaux de liquidité du marché et créant également un risque de
fluctuations importantes dans le prix des permis d’émission de
carbone. La fluctuation des prix du carbone ajoute a I'incertitude
des investisseurs et des consommateurs. Par conséquent, cela
rendrait difficiles le contrdle des cofits et la planification appro-
priée par les entreprises et créerait une grande incertitude quant
au prix chez les consommateurs d’électricité. Cela limiterait éga-
lement leur capacité a harmoniser la construction de nouvelles
installations avec les investissements en capital ou les cycles de
vie utile habituels, afin de parvenir & une transition en douceur
vers des technologies ou des combustibles peu émetteurs. Un
marché faisant 1’objet de contraintes pour les producteurs d’élec-
tricité au charbon risquerait également d’étre contrdlé par seule-
ment une ou deux grandes installations, situation qui est amplifiée
au Canada par la prépondérance de services du secteur apparte-
nant aux provinces.

Option réglementaire 2 : Réglement relatif a la norme de
rendement pour les groupes de production d’électricité alimentés
au charbon en vertu de la LCPE (1999)

Le Reéglement pour le secteur de production d’électricité au
charbon établira une norme de rendement stricte pour les groupes
nouveaux alimentés au charbon et ceux qui ont atteint la fin de
leur vie utile. La norme de rendement assurera une transition cor-
respondante vers des types de production a émissions plus faibles
ou nulles, comme le gaz naturel a rendement élevé, 1’énergie re-
nouvelable ou I’énergie a combustibles fossiles avec captage et
séquestration du carbone.

Sur le plan administratif, 1’approche liée a la norme de rende-
ment est plus simple et efficace a mettre en ceuvre que le systeme
de plafonnement et d’échange, dans la mesure ou elle se passe de
la création d’un systeme d’échange complexe afin de traiter les
émissions issues d’un secteur relativement restreint a 1’échelle de
I’économie. L’utilisation d’une norme de rendement qui ne pré-
cise pas le combustible ou la technologie a utiliser augmente la
possibilité de réponse novatrice.

Ainsi, le Reglement offre une certitude réglementaire au sec-
teur de production d’€lectricité au charbon a un moment ou celui-
ci est aux prises avec une forte rotation de son stock de capital.
Cette certitude réglementaire permet aux services de prendre en
compte les émissions de gaz a effet de serre dans leurs plans de
remplacement de groupes en fin de vie utile, et ce, en vue d’har-
moniser ces investissements aux cycles de rotation de stock de
capital afin de mieux contrdler les cofits et d’éviter d’éventuels
actifs délaissés.
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Given the above considerations, a regulated performance stan-
dard was determined to be the preferred approach to address
GHG emissions from the coal-fired electricity generation sector.
Through consultations, industry and provincial stakeholders have
expressed general support of the regulated performance standard
approach with consideration of specific issues.

Taking action now to regulate coal-fired electricity generation
will achieve multiple economic and environmental objectives for
decades by providing investors, utilities, and electricity consum-
ers with a regulatory environment that leads to both efficient and
more certain reductions in CO, emissions from this sector as well
as reductions in a wide range of air pollutants that negatively af-
fect human health and the environment. This regulatory approach
will avoid the lock-in of long-lived dirty electricity infrastructure
that would increase the costs of reducing greenhouse gas emis-
sions in Canada in the future.

7. Benefits and costs

Several notable changes have been incorporated into the cost-
benefit analysis since the CGI publication to reflect comments
received and to incorporate new data. Along with the incorpora-
tion of the policy changes to the Regulations proposed in CGI,
consultations with provincial, territorial, and industry officials
have resulted in significant adjustments to the parameters under-
lying the projections for both the business-as-usual (BAU) and
regulatory scenarios, and new data such as updated capital costs
and fuel prices have been incorporated into the CBA.

Saskatchewan officials indicated that the provincial utility in-
tends to implement CCS technology as a response to the regula-
tory performance standard. Where the captured CO, is used for
enhanced oil recovery, it generates additional benefits as a result
of incremental oil production. The CGI analysis had assumed new
natural gas capacity, increased utilization rates of existing units,
and increased net imports were the most efficient way to meet the
standard for all provinces.

Consultations with Nova Scotia government officials resulted
in the inclusion of the provincially regulated 40% renewable
mandate and increased impacts of demand-side management
(DSM) programs. The CGI analysis had incorporated a 20% re-
newable mandate, as it was the only renewable program legislated
at the time.

Alberta officials were able to provide additional insight and de-
tails into their unique market structure, allowing E3MC to better
capture the way their competitive system would interact with the
Regulations. This led to larger price impacts, which had an im-
pact on the demand response and caused a larger incremental
decrease in electricity demand relative to CGI.
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Compte tenu des considérations précédentes, une norme de
rendement réglementée a été déterminée comme étant la méthode
privilégiée pour lutter contre les émissions de gaz a effet de serre
provenant du secteur de la production d’électricité a partir du
charbon. Grace a des consultations, des intervenants de 1’industrie
et des provinces ont exprimé leur appui général de 1’approche de
norme de rendement réglementée en prenant en compte des en-

jeux précis.

En entreprenant dés maintenant une réglementation des
groupes de production au charbon, on pourra atteindre plusieurs
objectifs économiques et environnementaux pendant des décen-
nies en apportant un environnement réglementaire aux investis-
seurs, aux services publics et aux consommateurs d’électricité, ce
qui engendrerait des réductions en maticre d’émissions de
dioxyde de carbone (CO,) plus efficaces et plus certaines de la
part de ce secteur, ainsi que des réductions dans un large éventail
de polluants atmosphériques qui ont des répercussions négatives
sur la santé humaine et I’environnement. Cette approche régle-
mentaire permettra d’éviter la persistance de 1’infrastructure élec-
trique polluante ayant une longue durée de vie qui augmenterait
les cofits liés a la réduction des émissions de gaz a effet de serre
au Canada a I’avenir.

7. Avantages et coiits

Plusieurs changements notables ont été intégrés dans 1’analyse
colits-avantages depuis la publication dans la Partie I de la Ga-
zette du Canada afin de tenir compte des commentaires recus et
d’intégrer de nouvelles données. Avec 1’incorporation des modi-
fications de politiques dans le reglement proposé dans la Partie I
de la Gazette du Canada, les consultations avec des représentants
des gouvernements provinciaux, territoriaux et de I’industrie ont
donné lieu a d’importants ajustements des parametres qui sous-
tendent les prévisions pour les scénarios de maintien du statu quo
(MSQ) et de réglementation, et de nouvelles données, telles que
la mise a jour des colts en capital et des prix du carburant, ont été
intégrées dans I’analyse cofits-avantages.

Les représentants de la Saskatchewan ont indiqué que les ser-
vices publics provinciaux ont I’intention de mettre en ceuvre la
technologie de captage et de séquestration de carbone en réponse
a la norme de rendement réglementée. Lorsque le CO, capté est
utilisé pour la récupération améliorée du pétrole, il génere des
avantages supplémentaires en raison de 1’augmentation de la pro-
duction de pétrole. L’analyse publiée dans la Partie I de la Ga-
zette du Canada a supposé que la nouvelle capacité au gaz natu-
rel, I’augmentation des taux d’utilisation des groupes existants et
la hausse des importations nettes ont été les moyens les plus effi-
caces pour satisfaire a la norme dans toutes les provinces.

Les consultations avec les représentants du gouvernement de la
Nouvelle-Ecosse ont donné lieu a I’inclusion d’un mandat en
énergie renouvelable a 40 %, réglementé a 1’échelle de la pro-
vince, ainsi qu’a 1’augmentation des répercussions sur les pro-
grammes de gestion axée sur la demande. La Partie I de la
Gazette du Canada a intégré un mandat en énergie renouvelable
420 %, comme il s’agissait du seul programme en énergie renou-
velable prévu par la loi a I’époque.

Les représentants de 1’Alberta ont ét€ en mesure de donner
un apercu supplémentaire et des détails sur la structure de leur
marché unique, permettant ainsi au modele énergie-émissions-
économies du Canada de mieux saisir la facon dont leur sys-
téme concurrentiel pourrait interagir avec le Reglement. De plus
grandes répercussions sur les prix se sont fait sentir, ce qui a eu
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The purpose of this CBA section is to describe the major policy
and modelling changes and present the expected impacts stem-
ming from the revised analysis. Impacts are highly concentrated
in Alberta, Saskatchewan, and Nova Scotia. Hence, these prov-
inces are the focus of the CBA section.

Summary

The Regulations will ensure a permanent transition to lower- or
non-emitting types of electricity generation, which will have sig-
nificant impacts on many stakeholders. It is estimated that, over a
period of 21 years, 6 820 MW of coal-fired electricity capacity
will be retired or avoided due to the Regulations, with the major-
ity of retired and avoided capacity occurring in Alberta (74 %),
followed by Nova Scotia (14 %), and Saskatchewan (11%). At the
same time, it is estimated that 3 513 MW of incremental natural
gas capacity will be added by 2035, with the largest additions in
Alberta.

The owners and operators of electricity generating facilities can
respond to the Regulations in several manners. In Environment
Canada’s economic modelling of the Regulations, the majority of
retired coal-fired generating capacity is replaced with natural-gas
fired generation, while three coal-fired plants are expected to
employ carbon capture and storage technology. The rest of the
generation comes either from increased production from existing
plants or through a combination of reduced exports and increased
imports to and from the United States. Each of these alternatives
imposes costs on the electricity sector, which in turn are expected
to be largely passed on to consumers in the form of higher prices
for electricity, which will result in reduced demand for electricity.

The incorporation of natural-gas fired generation and carbon
capture and storage technology results in significant health and
environmental benefits for Canadians in the form of reduced
GHG emissions and criteria air contaminant (CAC) emissions.
With the application of CCS, captured CO, can be used for en-
hanced oil recovery (EOR), which increases the amount of oil that
can be recovered from wells while at the same time permanently
storing the CO, underground. Overall, the estimated benefits of
the Regulations greatly outweigh the estimated costs. A list of
quantified and/or monetized impacts is presented in Table 4.

In summary, the NPV of the Regulations in 2015 over the
study period is estimated at $7.3 billion. The present value of the
benefits is estimated at $23.3 billion, largely due to the avoided
costs of climate change ($5.6 billion), avoided generation
costs ($7.2 billion), health benefits from reduced smog exposure
($4.2 billion), and additional oil extracted through enhanced oil
recovery ($6.1 billion). The present value of the costs is estimated
at $16.1 billion, largely due to incremental purchase of natural
gas fuel ($8.0 billion), oil extraction costs for enhanced oil recov-
ery ($1.3 billion), reduced exports ($0.3 billion) and new capital
($1.9 billion).

une incidence sur le syst¢eme de demande et de réponse, et a causé
une diminution progressive plus importante de la demande
d’électricité par rapport a la Partie I de la Gazette du Canada.

L’objectif de I’analyse cofits-avantages de cette section est
de décrire les principales modifications apportées a la politique et
a la modélisation et de présenter les répercussions attendues
découlant de la version révisée de 1’analyse. Les répercussions
sont hautement concentrées en Alberta, en Saskatchewan et en
Nouvelle-Ecosse. Par conséquent, ces provinces sont le point
central de la section de I’analyse coiits-avantages.

Résumé

Le Réglement permettra d’assurer une transition permanente
vers des types de production d’électricité a émissions plus faibles
ou nulles, qui auront des répercussions importantes sur de nom-
breux intervenants. Il est estimé que durant une période de 21 ans,
6 820 MW de capacité de production d’électricité au charbon
seront mis hors service ou évités grace au Reglement, la plupart
de la capacité mise hors service et évitée se produisant en Alberta
(74 %), suivie par la Nouvelle-Ecosse (14 %) et la Saskatchewan
(11 %). En méme temps, il est estimé que 3 513 MW de capacité
au gaz naturel seront progressivement ajoutés d’ici 2035, la plu-
part ayant lieu en Alberta.

Les propriétaires et les exploitants des installations de produc-
tion d’électricité peuvent répondre au Reéglement de plusieurs
manieres. Selon la modélisation économique du Reglement d’En-
vironnement Canada, la majorité de la capacité de production au
charbon mise hors service est remplacée par la production au gaz
naturel, tandis que trois groupes au charbon devraient utiliser la
technologie de captage et de séquestration du carbone. Le reste de
la production provient de 1’augmentation de la production des
groupes existants ou d’une combinaison de la hausse des importa-
tions et de la diminution des exportations vers et depuis les Etats-
Unis. Chacune de ces solutions de rechange impose des coiits au
secteur de I’électricité, qui devraient a leur tour étre transmis en
grande partie aux consommateurs sous forme de prix de 1’élec-
tricité plus élevés, ce qui entrainera une réduction de la demande
en électricité.

L’incorporation de la production alimentée au gaz naturel et de
la technologie de captage et de séquestration du carbone se traduit
par des avantages significatifs pour la santé des Canadiens et
I’environnement sous la forme d’une réduction des émissions de
gaz a effet de serre et des principaux contaminants atmosphéri-
ques (PCA). Avec la mise en place du captage et de la séquestra-
tion du carbone, le CO, capté peut étre utilisé pour la récupération
assistée des hydrocarbures (RAH), ce qui augmente la quantité de
pétrole pouvant étre récupérée a partir de puits tout en stockant de
facon permanente le CO, sous terre. Dans 1’ensemble, les avan-
tages estimés du Reglement dépassent largement les cofits estima-
tifs. Une liste des répercussions quantifiées et monétisées est pré-
sentée dans le tableau 4.

En résumé, la valeur actualisée nette du Reglement en 2015 au
cours de la période d’étude est estimée a 7,3 milliards de dollars.
La valeur actuelle des avantages est estimée a 23,3 milliards de
dollars, en grande partie en raison des cofits évités en matiere de
changements climatiques (5,6 milliards de dollars), des cofits de
production évités (7,2 milliards de dollars), des avantages pour la
santé provenant de la réduction de 1’exposition au smog (4,2 mil-
liards de dollars) et des extraits de pétrole supplémentaires par la
récupération assistée du pétrole (6,1 milliards de dollars). La va-
leur actuelle des coiits est estimée a 16,1 milliards de dollars,
principalement en raison de I’augmentation des achats de gaz
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In contrast to the CGI analysis, the NPV of the Regulations has
increased substantially from $1.5 billion to $7.3 billion. This in-
crease is largely attributable to the timeframe of the analysis,
which was extended outwards from 2015-2030 to 2015-2035 to
adequately capture the longer-term impacts of the Regulations
and the inclusion of costs and benefits associated with CCS tech-
nology and enhanced oil recovery.

Table 4: Monetized Benefits and Costs of the Regulations

naturel (8,0 milliards de dollars), des coits pour I’extraction de
pétrole par la récupération du pétrole améliorée (1,3 milliard de
dollars), de la diminution des exportations (0,3 milliard de dol-
lars) et du nouveau capital (1,9 milliard de dollars).

Contrairement a 1’analyse dans la Partie I de la Gazette du
Canada, la valeur actualisée nette du Reglement a considérable-
ment augmenté pour passer de 1,5 milliard de dollars a 7,3 mil-
liards de dollars. Cette augmentation est en grande partie attri-
buable a la période couverte par 1’analyse qui a été prolongée de
2015-2030 a 2015-2035 afin de saisir adéquatement les répercus-
sions a plus long terme du Reglement, et I’inclusion des coits et
avantages liés a la technologie de captage et de séquestration du
carbone et a la récupération du pétrole améliorée.

Tableau 4 : Avantages et coiits monétaires du Reglement

e  Hospitalizations, etc.
e Mercury reductions
e Lead reductions®

Benefits Costs Avantages Coiits
e Avoided generation costs e Increases in generation costs e Coiits de production évités e Augmentation des cofits de
e Enhanced oil recovery e New capital e Récupération assistée des production
e Environmental benefits e  Fuel hydrocarbures e Nouveau capital
e GHG reductions e Variable unit (O&M**) e Avantages environnementaux e Combustible
e  CAC reductions e Fixed unit (O&M) e Réductions des gaz a effet de e Unité variable (fonctionnement
e Agriculture e Increased extraction costs serre et entretien**)
e  Visibility e Increased GHGs and CACs from e Réductions des émissions de e  Unité fixe (fonctionnement et
e  Soiling damage extraction principaux contaminants entretien)
e  Timber, recreation e Decommissioning of old coal-fired atmosphériques e Augmentation des cofits
e Mercury reductions electricity units e Agriculture d’extraction
e Health benefits e Increase in foreign imports e  Visibilité e Augmentation des gaz a effet de
e CAC reductions e Decrease in foreign export sales e Souillures serre et principaux contaminants
e Mortality e Government costs e Bois d’ceuvre, loisirs atmosphériques issus de 1’extraction

Mise hors service d’unités de
production d’électricité au charbon
désuetes

e Réductions du mercure .
e Avantages pour la santé
e  Réductions des émissions de

principaux contaminants e Augmentation des importations de
atmosphériques I’étranger
e Mortalité e Diminution des exportations a
e Hospitalisations, etc. I’étranger
e Réductions du mercure e Cofts pour le gouvernement

e Réductions de plomb*

* Lead reductions were not quantified and monetized.
** Operating and maintenance

7.1 Analytical framework

The standard approach to cost-benefit analysis is to identify,
quantify and monetize the incremental costs and benefits of the
Regulations. In this analysis, incremental impacts have been es-
timated in monetary terms to the extent possible and are ex-
pressed in 2010 Canadian dollars except when otherwise noted.
Where this was not possible, due either to lack of appropriate data
or difficulties in valuing certain components, incremental impacts
were evaluated in qualitative terms. Finally, it should be noted
that the numbers and percentages as presented in tables may not
be completely consistent due to rounding.

The cost-benefit analysis framework applied to this study in-
corporates the following elements:

7.1.1 Scope of the analysis

The cost-benefit analysis presented in CGI examined the im-
pacts of displacing coal-fired generation with generation from
new natural gas capacity and increased utilization of existing
units and changes in trade flows. Therefore, the scope of the
analysis was limited to the electricity and coal sectors. To exam-
ine the impact of the proposed Regulations on natural gas price,

2020

* Les réductions de plomb n’ont pas été quantifiées et monétisées.
** Exploitation et entretien

7.1 Cadre d’analyse

L’approche standard en matiere d’analyse cofits-avantages est
de déterminer, quantifier et monétiser les cofits et les avantages
supplémentaires du Réglement. Dans cette analyse, les impacts
différentiels ont été estimés en termes monétaires dans la me-
sure du possible et sont exprimés en dollars canadiens de 1’an-
née 2010, sauf en cas d’indication contraire. Lorsque cela n’était
pas possible, en raison du manque de données appropriées ou des
difficultés liées a 1’évaluation de certaines composantes, les im-
pacts différentiels étaient évalués en termes qualitatifs. Enfin, il
faut noter que les chiffres et les pourcentages tels qu’ils sont pré-
sentés dans les tableaux ne sont peut-étre pas entierement cohé-
rents en raison de 1’arrondissement des chiffres.

Le cadre de I’analyse cofits-avantages appliqué a la présente
étude comprend les éléments suivants :

7.1.1 Portée de I’analyse

L’analyse colits-avantages présentée dans la Partie I de la Ga-
zette du Canada a étudié les effets du déplacement de la produc-
tion d’électricité au charbon a partir de la nouvelle capacité de
gaz naturel et d’une utilisation accrue des groupes existants et les
changements dans les flux des échanges commerciaux. A ce titre,
la portée de I’analyse a été limitée aux secteurs de I’é€lectricité et
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Environment Canada commissioned a report from Ziff Energy
(section 7.7.2).

During an extensive consultation process after CGI publication,
Saskatchewan officials indicated that under the Regulations,
SaskPower would employ CCS technology to meet the perform-
ance standard. The benefits of employing CCS for Saskatchewan
include life extension of existing coal-fired units, continued use
of a low cost and naturally abundant fuel in an environmental
sustainable manner, continued existence of the province’s trad-
itional coal sector, and extraction of stranded oil. The costs of ex-
panded CCS are expected to manifest themselves in the form of
substantial costs for retro-fitting facilities to be CCS compliant
and higher electricity prices for electricity consumers in Saskatch-
ewan relative to the BAU scenario.

The decision to respond to the Regulations through the expan-
sion of coal CCS has resulted in additional cost and price impacts
above and beyond what were considered in the CGI analysis.
Major benefits of electricity generation through coal CCS units
are reduced CO, emissions and increased productivity of oil ex-
traction. To capture the effects of EOR, the analysis has been
expanded to include the oil extraction sector.

7.1.2 Timeframe for analysis

Due to the new definition of end-of-life,'* as described under
section 5.1, the regulated retirement dates for several coal-fired
units have been postponed. To align with the new end-of-life
definition and present an analysis that adequately captures the
longer-term costs and benefits, the study period was extended
from 16 years (2015-2030) to 21 years (2015-2035). This deci-
sion also addresses a comment which stated the CGI analytical
timeframe was too short. The first year of the analysis is 2015,
when the Regulations come into effect.

7.1.3 Discount rate

A social discount rate of 3% is used in the analysis for estimat-
ing the present value of the costs and benefits in 2015 under the
central analysis. This is consistent with the Treasury Board Secre-
tariat’s cost-benefit analysis guidelines and is what was used in
CGI. This is consistent with the discount rates that have been
used for GHG-related measures in Canada, as well as that being
used by the U.S. EPA. Costs and benefits were discounted to base
year 2015, the first year the Regulations come into effect. A
sensitivity analysis of the discount rate was conducted to test the
robustness of the results.

13 End-of-life of 45 years for coal-fired units was initially prescribed in the pro-
posed Regulations.

du charbon. En vue d’examiner I’incidence du projet de regle-
ment sur le prix du gaz naturel, Environnement Canada a com-
mandé un rapport de Ziff Energy (section 7.7.2).

Au cours d’un processus de consultation complet apres la pu-
blication de la Partie I de la Gazette du Canada, les représentants
de la Saskatchewan, qui, si 1’on tient compte des avantages pour
I’environnement et le développement économique, indiquent que,
en vertu du Reglement, SaskPower pourrait employer la techno-
logie de captage et de séquestration de carbone pour respecter la
norme de rendement. Les avantages a utiliser la technologie de
captage et de séquestration de carbone en Saskatchewan com-
prennent la prolongation de la durée de vie des groupes alimentés
au charbon, 1’utilisation prolongée d’un carburant a faible cofit et
naturellement abondant d’une maniere durable sur le plan envi-
ronnemental, la préservation du secteur traditionnel du charbon de
la province et I’extraction du pétrole difficile a récupérer. Les
couts de I'utilisation élargie du captage et de séquestration de
carbone devraient se traduire par des cofits importants pour que
les installations & mettre a niveau respectent les normes de cap-
tage et de séquestration de carbone, et par des prix de I’électricité
plus élevés pour les consommateurs d’électricité de la Saskat-
chewan par rapport au scénario de maintien du statu quo.

La décision de répondre au Reéglement par une utilisation élar-
gie du charbon et du captage et séquestration de carbone a entrai-
né des colits supplémentaires et des répercussions sur les prix
supérieurs a ce qui avait été pris en compte dans 1’analyse de la
Partie I de la Gazette du Canada. Les principaux avantages de la
production d’électricité par I’entremise des groupes alimentés au
charbon et équipés de la technologie de captage et séquestration
de carbone sont la réduction des émissions de CO, et ’aug-
mentation de la productivité d’extraction de pétrole. Pour rendre
compte des effets de récupération assistée du pétrole, I’analyse a
été élargie afin d’inclure le secteur de I’extraction du pétrole.

7.1.2 Calendrier d’analyse

En raison de la nouvelle définition de la fin de vie utile®, tel
qu’il est décrit a la section 5.1, les dates de retrait réglementé
pour plusieurs groupes alimentés au charbon ont été reportées.
Afin d’assurer la cohérence avec la nouvelle définition de la fin
de vie et de présenter une analyse qui parvienne a saisir les cofits
et avantages a plus long terme, la période d’étude est passée de
16 ans (2015-2030) a 21 ans (2015-2035). Cette décision répond
également a un commentaire de la Partie I de la Gazette du Cana-
da qui mentionnait que le calendrier analytique était trop court.
La premiere année de 1’analyse est 2015, quand le Reéglement
entrera en vigueur.

7.1.3 Taux d’actualisation

Un taux d’actualisation public de 3 % a été utilisé dans 1’ana-
lyse pour estimer la valeur actuelle des coiits et des avantages liés
a D’analyse centrale. Cette interprétation est cohérente avec les
lignes directrices de 1’analyse cofits-avantages du Secrétariat du
Conseil du Trésor et a été utilisée dans la Partie I de la Gazette du
Canada. Cette interprétation est cohérente avec les taux d’actuali-
sation utilisés pour des mesures concernant les gaz a effet de serre
au Canada, ainsi que ceux utilisés par I’Environmental Protection
Agency des Etats-Unis. Les cofits et avantages ont été actualisés
pour établir 2015 comme année de référence, la premiére année

13 La fin de vie utile de 45 ans pour les groupes alimentés au charbon a été initiale-
ment prescrite dans le projet de reglement.

2021
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7.1.4 Incremental impact

Impacts are analyzed in terms of incremental changes to emis-
sions, costs and benefits to stakeholders and Canadian society.
The incremental impacts were determined by comparing two
scenarios: the business-as-usual (BAU) scenario and the regula-
tory scenario. The two scenarios are presented in detail below.

It is important to note that the analysis presented below for the
BAU and regulatory scenarios are performed using the E3MC
modelling results. While based on the best information currently
available, these results present one possible scenario which, like
all long-term projections, is subject to significant uncertainty
regarding specific projections, e.g. regarding specific new plants,
retirements, or other data and assumptions.

7.1.5 BAU scenario

The BAU establishes what the electricity sector is expected to
look like in the future without the Regulations. This scenario was
established for the CGI analysis (CGI BAU) by incorporating pre-
existing federal’* or provincial policies’® including the Ontario
coal phase-out as described in section 5.2.5; economic and demo-
graphic factors that affect the electricity market such as popula-
tion and housing development; and private decisions to build a
new unit or retire an old unit, etc.

Since the publication of the CGI analysis, several changes have
been made to the BAU scenario to reflect comments received and
to incorporate new data. Notable changes from CGI include new
information on plant closure and replacement decisions:

e Two units at Sundance were closed in 2011 and hence are no
longer relevant for the analysis. These units were previously
included in the CGI BAU and were affected by the proposed
Regulations.

e H. R. Milner was assumed to be retired in 2014 in the BAU
and hence not affected by the proposed Regulations. In this
revised analysis, this plant is included in the BAU and af-
fected by the Regulations.

e (Coleson Cove was assumed to continue to operate indefinitely
in the CGI BAU. In the CGII BAU, it retires in 2031, while
under the Regulations it retires one year earlier.

14 Federal policies include strengthened energy efficiency standards; the Renewable
Fuels Regulations; ecoAction programs; and the Passenger Automobile and Light
Truck Greenhouse Gas Emissions Regulations.

15 Provincial policies include energy efficiency standards; building code regula-
tions; incentives/rebates; Quebec fuel tax; the B.C. carbon tax; Alberta’s indus-
trial regulations; Nova Scotia’s cap on electricity sector GHG emissions; Nova
Scotia’s renewable energy standard; the Ontario coal phase-out; and the Ontario
feed-in tariff.

2022

de I’entrée en vigueur du Reéglement. Une analyse de sensibilité
du taux d’actualisation a également été réalisée dans le but
d’évaluer la solidité des résultats.

7.1.4 Impact différentiel

Les impacts sont analysés en termes de changements différen-
tiels par rapport aux émissions, cofits et avantages réalisés par les
intervenants et la société canadienne. Les impacts différentiels ont
été déterminés en comparant deux scénarios : un scénario du
maintien du statu quo et un scénario réglementaire. Les deux scé-
narios sont présentés en détail ci-dessous.

Il est important de noter que 1’analyse présentée ci-dessous
pour les scénarios du maintien du statu quo et réglementaire sont
effectués a 1’aide des résultats de modélisation du modele
énergie-émissions-économie du Canada. Bien qu’ils soient fondés
sur les meilleurs renseignements disponibles a 1’heure actuelle,
ces résultats présentent I'un des scénarios possibles qui, comme
toutes les prévisions a long terme, font 1’objet d’incertitudes im-
portantes concernant des prévisions précises, par exemple & pro-
pos de groupes nouveaux spécifiques, de désaffectations ou d’au-
tres données et hypotheses.

7.1.5 Scénario de maintien du statu quo

Le maintien du statu quo définit ce a quoi le secteur de I’élec-
tricité devrait ressembler a I’avenir sans le Reglement. Ce scéna-
rio a été établi pour I’analyse dans la Partie I de la Gazette du
Canada (maintien du statu quo de la Partie I de la Gazette du
Canada) en intégrant les politiques fédérales' ou provinciales'
préexistantes, y compris 1’élimination progressive du charbon en
Ontario, tel qu’il est décrit dans la section 5.2.5, les facteurs
démographiques et économiques qui ont une incidence sur le
marché de 1’électricité, comme la croissance démographique et
I’aménagement de logements et les décisions privées pour créer
un nouveau groupe ou retirer un groupe en fin de vie utile, etc.

Depuis la publication de 1’analyse dans la Partie I de la Gazette
du Canada, plusieurs changements ont été apportés au scénario
de maintien du statu quo pour tenir compte des commentaires
recus et pour intégrer de nouvelles données. Les changements
notables de la Partie I de la Gazette du Canada incluent de nou-
veaux renseignements sur la fermeture d’un groupe et sur les dé-
cisions relatives a son remplacement :

e Deux groupes de Sundance ont été fermés en 2011 et, par
conséquent, ne sont plus inclus dans 1’analyse. Ces groupes
avaient déja été inclus dans le maintien du statu quo de la Par-
tie I de la Gazette du Canada et ont été touchés par le projet
de réglement.

e H. R. Milner devait étre mise hors service en 2014 selon le
maintien du statu quo et, par conséquent, n’est pas touchée par
le projet de reglement. Dans cette version révisée de 1’analyse,
cette usine est incluse dans le maintien du statu quo et touchée
par le Reglement.

4 Les politiques fédérales comprennent des normes d’efficacité énergétique plus
strictes; le Reglement sur les carburants renouvelables; les programmes éco-
ACTION; le Reglement sur les émissions de gaz a effet de serre des automobiles
a passagers et des camions légers.

15 Les politiques provinciales incluent les normes relatives a I’efficacité énergé-
tique, les reéglements liés au code du batiment, des mesures incitatives et des
remises, la taxe sur les carburants du Québec, la taxe sur le carbone de la
Colombie-Britannique, les réglements industriels de I’Alberta; le plafond des
émissions de gaz a effet de serre de la Nouvelle-Ecosse, la norme sur les énergies
renouvelables de la Nouvelle-Ecosse, 1’élimination progressive du charbon en
Ontario, et les tarifs de rachat garantis de I’Ontario.
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e Nova Scotia’s renewable energy target of 40% in 2020 and
demand side management plans are now completely incor-
porated. Full details on these measures were not available at
the time of CGI. The analysis also now includes exports from
the Muskrat Falls facility, which is part of the Lower Church-
ill project, to Nova Scotia via a link between Newfoundland
and Labrador.

e Projected population growth in Nova Scotia and Alberta’s in-
dustrial electricity demand were revised as a result of consul-
tations with provincial officials.

e Keephills 3 was modeled to employ CCS technology (Project
Pioneer) in the CGI BAU. The analysis for CGII excludes
Project Pioneer due to the recent announcement that the pro-
ject will not proceed.

Presented below are the unit retirements and new coal and gas
units under the BAU for the revised analysis.

Coal-fired electricity generation unit retirements and new and
rebuilt units

Table 5 shows the coal unit retirements (closures) under the
BAU. All retirements except one in New Brunswick occur by the
year 2015. Overall, 7 520 MW of capacity and 22 units are re-
tired, largely driven by the Ontario coal phase-out which accounts
for 6 077 MW and 15 units of 22 units retiring under the BAU.'®
In total, 45% of the total coal capacity as of 2010 is assumed to
be retired by 2031.

Table 5: Coal-fired Unit Retirements in the BAU Scenario

e On a supposé que Coleson Cove continuait de fonctionner
pendant une période indéfinie dans le maintien du statu quo de
la Partie I de la Gazette du Canada. Dans le maintien du statu
quo de la Partie II de la Gazette du Canada, ce groupe sera
mis hors service en 2031, tandis qu’en vertu du Reglement, il
sera mis hors service un an plus tot.

e La cible d’énergie renouvelable de la Nouvelle-Ecosse est de
40 % d’ici a 2020 et les plans de gestion axée sur la demande
sont maintenant entierement intégrés. Tous les détails concer-
nant ces mesures n’étaient pas disponibles au moment de la
publication dans la Partie I de la Gazette du Canada. L’ ana-
lyse comprend désormais des exportations de 1’installation de
Muskrat Falls, qui fait partie du projet du cours inférieur du
fleuve Churchill, vers la Nouvelle-Ecosse par I’entremise d’un
lien entre la province de Terre-Neuve-et-Labrador.

e La croissance démographique prévue en Nouvelle-Ecosse et
la demande en électricité industrielle de 1’ Alberta ont été ré-
visées a la suite de consultations avec les fonctionnaires
provinciaux.

e Keephills 3 a été modélisée pour utiliser la technologie de
captage et de séquestration de carbone (Projet Pioneer) dans le
maintien du statu quo de la Partie I de la Gazette du Canada.
L’analyse publiée dans la Partie II de la Gazette du Canada
exclut le Projet Pioneer en raison de la récente annonce de
I’annulation du projet.

Les groupes mis hors service et les nouveaux groupes au char-
bon et au gaz sont présentés ci-dessous selon le maintien du statu
quo pour la version révisée de 1’analyse.

Mises hors service des groupes de production d’électricité
alimentés au charbon, nouveaux groupes et groupes remis a neuf

Le tableau 5 présente les mises hors service (fermetures) de
groupes au charbon selon le scénario de maintien du statu quo.
Toutes les mises hors service, a 1’exception d’une au Nouveau-
Brunswick, auront lieu d’ici 2015. Dans 1’ensemble, 7 520 MW
de capacité et 22 groupes sont mis hors service, en grande partie a
la suite de 1’élimination progressive du charbon en Ontario, qui
représente 6 077 MW et 15 groupes sur les 22 groupes mis hors
service, selon le maintien du statu quol(’. Au total, 45 % de la
capacité totale au charbon a compter de 2010 devraient étre mis
hors service d’ici 2031.

Tableau 5 : Mises hors service de groupes alimentés au
charbon dans le scénario de maintien du statu quo

Capacité Capacité
Coal Retired au charbon | Capacité | canadienne
Capacity Coal 2010 Années de | mise hors |au charbon | mise hors
Retirement | Retired | Capacity in| Canadian mise hors service en 2010 service en
Region Units Years* (MW) 2010 (MW) | Capacity Région Groupes | service* (MW) (MW) 2010
Alberta 3 2011 900 6305 5% Alberta 3 2011 900 6305 5%
2011 2011
2013 2013
Ontario 15 2015 6077 6077 37% Ontario 15 2015 6077 6077 37 %
Saskatchewan 2 2014 132 1822 1% Saskatchewan 2 2014 132 1822 1%
16 Sources: www.mei.gov.on.ca/en/pdf/MEI_LTEP_en.pdf, www.transalta.com/ '® Sources: www.mei.gov.on.ca/fr/pdf/MEI_LTEP_fr.pdf, ~www.transalta.com/

newsroom/news-releases/2011-02-08/transalta-issues-notice-termination-
sundance-1-and-2-power-purchas, www.transalta.com/newsroom/news-releases/
2010-04-01/transalta-fully-retires-all-units-its-wabamun-power-plant, www.cbc.
ca/news/canada/new-brunswick/story/2010/03/10/nb-minto-grand-lake-closed-
early-fire-437.html, www.saskpower.com/sustainable_growth/power_plan

newsroom/news-releases/2011-02-08/transalta-issues-notice-termination-
sundance-1-and-2-power-purchas, www.transalta.com/newsroom/news-releases/
2010-04-01/transalta-fully-retires-all-units-its-wabamun-power-plant, www.cbc.
ca/news/canada/new-brunswick/story/2010/03/10/nb-minto-grand-lake-closed-
early-fire-437.html, www.saskpower.com/sustainable_growth/power_plan/
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Table 5: Coal-fired Unit Retirements in the BAU
Scenario — Continued

Tableau 5 : Mises hors service de groupes alimentés au
charbon dans le scénario de maintien du statu quo (suite)

Capacité Capacité

Coal Retired au charbon | Capacité | canadienne

Capacity Coal 2010 Années de | mise hors |au charbon | mise hors

Retirement | Retired | Capacity in| Canadian mise hors service en 2010 service en
Region Units Years* (MW) 2010 (MW) | Capacity Région Groupes | service* (MW) (MW) 2010

Nouvelle-
Nova Scotia 1288 0% Ecosse 1288 0%
New 2011 Nouveau- 2011

Brunswick 2 2031 411 891 2% Brunswick 2 2031 411 891 2%
Manitoba 97 0% Manitoba 97 0%
Total 22 - 7 520 16 481 46% Total 22 - 7520 16 481 46 %

* Coal-fired units do not operate in the retirement year.

With almost 50% of the coal-fired capacity retiring, the con-
struction of coal and natural gas plants is required in order to
meet electricity demand. Overall, 2 534 MW of new coal capacity
are projected to be constructed or rebuilt — three new industry-
announced units (for a total of 1 219 MW) and three which are
projected to be built by E3MC (for a total of 1 200 MW) in
Alberta,'” and a rebuilt unit in Saskatchewan (115 MW).!® Two of
the new units (i.e. Swan Hills and Boundary Dam 3) are modelled
to employ CCS technologly to align with recent announcements.
Furthermore, 13 541 MW" of additional net gas capacity is pro-
jected to be built by 2035. The additions are primarily in Ontario
(6502 MW), Alberta (6543 MW), and Saskatchewan
(1 727 MW), while Nova Scotia and Manitoba add 52 MW and
550 MW of capacity respectively.”

For other units, it is assumed they do not automatically retire
at the end of their useful life, but instead are refurbished at an
estimated cost of around $395/kW?>' (undiscounted) and continue
generating electricity as the lowest cost option for another
25 years.

7.1.6 Regulatory scenario

The regulatory scenario establishes what the electricity sector
is expected to look like with the implementation of the Regula-
tions. For the CGI analysis, E3MC was used to assess the impacts
of the proposed Regulations, which required owners and oper-
ators to meet a performance standard of 375 tonnes of CO,/GWh.
Following an extensive consultation and to address stakeholders’
concerns, the emission performance standard increased from
375 tonnes to 420 tonnes of CO,/GWh. The definition of end-
of-life was also revised to mitigate impacts as described in
section 5.1.

17 Keephills — 450 MW (2011), H. R. Milner — 450 MW (2018), Swan Hills
(CCS) — 319 MW (2015), Endogenous Advanced Coal — 400 MW (2033,
2034, and 2035).

'8 Boundary Dam 3 (CCS) — 115 MW (2014).

1912 437 MW from Oil/Gas Combined Cycle, 2 830 MW from oil/gas combined
turbine and 661 MW from oil/gas steam.

% These additions are based on industry-announced plants as well as endogenous
builds from E3MC from 2010-2035.

21 Based on estimates from recent coal units refurbished.

2024

* Les groupes alimentés au charbon ne fonctionnent pas au cours de I’année de
mise hors service.

Avec pres de 50 % de la capacité d’alimentation au charbon
mise hors service, la construction de centrales alimentées au
charbon et au gaz naturel est nécessaire pour répondre a la
demande d’électricité. Dans 1’ensemble, 2 534 MW de la nou-
velle capacité au charbon devraient étre construits ou remis a
neuf — trois nouveaux groupes annoncés par I’industrie (pour un
total de 1 219 MW) et trois groupes qui devraient étre construits
selon le modele énergie-émissions-économie du Canada (pour un
total de 1 200 MW) en Alberta'” et un groupe reconstruit en Sas-
katchewan (115 MW)'®, Deux des groupes nouveaux (c’est-a-dire
Swan Hills et Boundary Dam 3) sont modélisés pour utiliser la
technologie de captage et de séquestration de carbone pour étre
conformes aux récentes annonces. De plus, 13 541 MW"
en capacité supplémentaire nette au gaz naturel devraient étre
construits d’ici 2035. Ces ajouts auront principalement lieu en
Ontario (6 502 MW), en Alberta (6 543 MW) et en Saskat-
chewan (1 727 MW), tandis que la Nouvelle-Ecosse et le Mani-
toba ajoutent 52 MW et 550 MW de capacité de production,
respectivement.

Pour d’autres groupes, on suppose qu’ils ne sont pas mis hors
service automatiquement au terme de leur vie utile, mais plutdt
remis en état 2 un codt estimatif d’environ 395 $/kW>' (non
actualisés) et qu’ils continuent a produire de 1’électricité selon
I’option du cofit le plus faible pendant 25 autres années.

7.1.6 Scénario dans le contexte de la réglementation

Le scénario réglementaire établit ce a quoi le secteur de
I’électricité devrait ressembler avec la mise en ceuvre du Regle-
ment. Pour la publication de I’analyse dans la Partie I de la Ga-
zette du Canada, le modele E3MC a été utilisé pour évaluer les
répercussions du projet de reglement, qui exige que les proprié-
taires et les exploitants respectent une norme de rendement de
375 tonnes de CO,/GWh. A la suite d’un processus de consulta-
tion approfondie et pour répondre aux préoccupations soulevées
par les intervenants, la norme de rendement relative aux émis-
sions a augmenté pour passer de 375 tonnes par GWh a 420 ton-
nes de CO,/GWh. La définition de la fin de vie utile a également
été révisée en vue d’atténuer les répercussions, comme le décrit la
section 5.1.

17 Keephills — 450 MW (2011), H. R. Milner — 450 MW (2018), Swan Hills
(captage et séquestration de carbone) — 319 MW (2015), centrale endogene
alimentée au charbon avancé — 400 MW (2033, 2034 et 2035).

'8 Boundary Dam 3 (captage et séquestration de carbone) — 115 MW (2014).

1912 437 MW a partir du cycle combiné pétrole/gaz, 2 830 MW 2 partir de la
turbine a cycle combiné pétrole/gaz, et 661 MW a partir de la vapeur
pétrole/gaz.

20 Ces ajouts sont fondés sur des centrales annoncées par I’industrie ainsi que les
créations endogenes tirées du modele E3MC de 2010-2035.

2 D apres les estimations tirées de groupes au charbon récemment remis a neuf.
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It is expected that utilities, whether privately owned or Crown
owned, will choose to implement the compliance option that
maximizes their net benefits and meets their objective, should it
be social or private, in meeting the performance standard. The
responses to the performance standard include new natural gas
capacity, increased utilization of existing units, and the deploy-
ment of CCS. As shown in the CGI analysis, new natural gas
capacity and increased utilization rates of the existing units were
the most efficient ways to meet the standard for all provinces.

However, after the publication of the CGI analysis, Saskatch-
ewan officials indicated that over the long term, CCS is the most
effective means of compliance in consideration of the potential
impacts of the Regulations on its traditional coal mining sector as
well as the potential to realize benefits from EOR by using cap-
tured CO,. As a result, the revised analysis assumes Boundary
Dam units 4, 5, and 6 continue to operate with carbon capture and
storage under the regulatory scenario. In the CGI analysis,
Boundary Dam units 4, 5, and 6 were assumed to be retired due to
the proposed Regulations.

The deployment of CCS entails significant capital costs. For
example, as presented in “EOR, An Opportunity for Alberta, Al-
berta Economic Development Agency, January 2009,” the cost of
capturing and sequestering is estimated to be about $80/tonne in
the early years. Part of this cost can be recovered from selling
CO, for use in EOR. However, when considering the economics
of EOR, the cost of the CO, must be in the range of about
$20/tonne-$40/tonne to make an EOR project viable. This still
yields a range of a net cost of $40-$60/tonne.*” In facing the
Regulations, from a societal perspective, the use of CCS to cap-
ture CO, emissions would result in the continued use of locally
abundant coal resources, allow for the retention of employment in
coal-fired generation plants and coal mining, incremental oil pro-
duction, and generate employment and other economic opportun-
ities (e.g. Canadian suppliers to these projects could be well pos-
itioned to export their technologies to the rest of the world). The
collection of CO, revenues, royalties, and corporate income taxes,
all due to increased economic activity from the deployment of
CCS, and higher electricity prices, help to close the gap in the net
cost per tonne of CCS deployment from the provincial
perspective.

22 EOR, An Opportunity for Alberta, Alberta Economic Development Agency,
January 2009.

On s’attend a ce que les entreprises de services publics,
qu’elles soient privées ou appartenant a I’Etat, décident de mettre
en ceuvre l'option de conformité qui maximise leurs bénéfices
nets et qui réponde a leurs objectifs, qu’ils soient sociaux ou pri-
vés, dans le respect de la norme de rendement. Les réponses a la
norme de rendement comprennent la nouvelle capacité au gaz
naturel, une augmentation de I’utilisation des groupes existants et
la mise en ceuvre du captage et séquestration de carbone. Comme
le montre la publication dans la Partie I de la Gazette du Canada,
la nouvelle capacité au gaz naturel et I’augmentation des taux
d’utilisation des groupes existants ont été les moyens les plus
efficaces pour satisfaire a la norme pour toutes les provinces.

Toutefois, a la suite de la publication de 1’analyse dans la Par-
tie I de la Gazette du Canada, les représentants de la Saskatch-
ewan ont indiqué qu’a long terme, le captage et la séquestration
du carbone sont le moyen le plus efficace d’assurer la conformité
en prenant en considération les répercussions potentielles du Re-
glement sur le secteur traditionnel de I’extraction du charbon. De
plus, ils offrent la possibilité d’obtenir des avantages issus de la
récupération assistée du pétrole en utilisant le CO, capté. Par
conséquent, la version révisée de 1’analyse suppose que les grou-
pes 4, 5 et 6 de Boundary Dam continuent a fonctionner avec le
captage et la séquestration du carbone dans le cadre du scénario
réglementaire. Dans 1’analyse de la Partie I de la Gazette du Ca-
nada, on suppose que les groupes 4, 5 et 6 de Boundary Dam
seront mis hors service en raison du projet de reglement.

La mise en ceuvre du captage et de la séquestration de carbone
comporte des colits en capital significatifs. Par exemple, tel
qu’il est présenté dans l’article « EOR, An Opportunity for
Alberta » (« Récupération assistée du pétrole, une occasion
pour I’Alberta ») de I’Alberta Economic Development Agency
(’agence de développement économique de 1’Alberta), janvier
2009, le coft du captage et de la séquestration est estimé a envi-
ron 80 $/tonne au cours des premieres années. Une partie de ce
colt peut étre récupérée en vendant le CO, aux fins d’utilisation
dans la récupération assistée du pétrole. Cependant, lorsqu’on
tient compte de 1’économie de récupération assistée du pétrole, le
colit du CO, doit étre de I’ordre d’environ 20 $/tonne a 40 $/tonne
pour qu’un projet de récupération assistée du pétrole soit viable.
Cela donne toujours un cofit net allant de 40 $/tonne a
60 $/tonne*. Dans le cadre du Réglement, du point de vue de la
société, I'utilisation du captage et séquestration de carbone pour
capter les émissions de CO, entrainerait 1’utilisation continue de
ressources localement abondantes de charbon, permettrait le
maintien d’emploi dans les centrales alimentées au charbon et les
mines de charbon, I’augmentation de la production de pétrole et la
création d’emplois et autres débouchés économiques (par exem-
ple les fournisseurs canadiens de ces projets pourraient étre bien
placés pour exporter leurs technologies dans le reste du monde).
La collecte de recettes issues du CO,, des redevances, de 1I’imp6t
sur le revenu des particuliers et des sociétés, tout cela grace a
I’augmentation de 1’activité économique issue de la mise en ceu-
vre du captage et de la séquestration de carbone, et le prix de
I’électricité plus élevé, permet de combler 1’écart du coft net par
tonne du déploiement du captage et de la séquestration de carbone
du point de vue de la province.

22« EOR, An Opportunity for Alberta », Alberta Economic Development Agency,
janvier 2009.
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The scope of the analysis has been extended to include the
costs and benefits of the incremental oil extraction. In estimating
the costs and benefits, the following assumptions are made:

e Costs of EOR are $6/barrel (bbl) of oil produced for capital,
$9/bbl for 0&M, $9.60/bbl for CO, recycle costs.”

e GHG emissions are assumed to increase as per the average
emissions per bbl of Canadian conventional oil production.

e For the central case, oil has been valued at the forecasted price
of West Texas Intermediate (WTI) from E3MC, which is
based on National Energy Board (NEB) projections.

e The use of one tonne of CO, for EOR results in three in-
cremental bbl of oil production.?*

Coal-fired unit retirements and compliance flexibility options

Under the regulatory scenario modelled, coal units retire
(close) at the end of their useful life or continue operating if they
employ CCS. Although compliance flexibility options are avail-
able to all units that meet the criteria, for the purposes of model-
ling and based on expected responses to the Regulations, they
were accounted for in the analysis as follows:

e Substitution: This flexibility was modelled to affect Nova
Scotia. Trenton 5 swaps with Lingan 1, and Point Tupper 1
swaps with Lingan 2.

e CCS Deferral: The flexibility was modelled to affect Bound-
ary Dam units 4 and 5 in Saskatchewan so that these units will
not be required to meet the performance standard until 2025.

e Fuel switching: Point Tupper 1 (subsequently transferred to
Lingan 2) and Coleson Cove 3 all have 18 months added to
their end of life for re-commissioning to burn coal from oil.

Table 6 shows the coal units that are expected to retire by 2035
as a result of the Regulations. Overall, 5 452 MW of capacity and
20 units are retired, predominantly in Alberta (3 366 MW), which
represents 62 % of retired capacity.

Decommission costs of (undiscounted) $96/KW?> are assumed
for coal units closed due to the Regulations. A sensitivity analysis
is provided in section 7.6 to account for the large variation in
decommissioning costs.

2 United States Department of Energy, Improving Domestic Energy Security and
Lowering CO, Emissions with “Next Generation” CO,-Enhanced Oil Recovery
(CO,-EOR), June 20, 2011, Table V-1. These figures were also considered rel-
evant within the Canadian context by EC experts.

2% United States Department of Energy, Improving Domestic Energy Security and
Lowering CO, Emissions with “Next Generation” CO,-Enhanced Oil Recovery
(CO,-EOR), June 20, 2011.

%> Based on estimates from recent coal units decommissioned.
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La portée de I’analyse a été élargie afin d’inclure les cofits et
les avantages de I’augmentation de 1’extraction du pétrole. Dans
le cadre de I’estimation des cots et des avantages, les hypotheses
suivantes sont posées :

e Les cofits de récupération assistée du pétrole sont de 6 $/baril
de pétrole produit pour les immobilisations, de 9 $/baril pour
le fonctionnement et 1’entretien, de 9,60 $/baril pour les cofits
de recyclage du CO,>.

e On présume que les émissions de gaz a effet de serre de-
vraient augmenter selon la valeur moyenne des émissions par
baril de production classique du pétrole au Canada.

e Selon le scénario de la valeur médiane, le pétrole a été évalué
au prix de West Texas Intermediate (WTI) prévu par le mo-
dele E3MC, qui est fondé sur les prévisions de I’ Office natio-
nal de I’énergie (ONE).

e [L’utilisation d’une tonne de CO, pour la récupération assistée
du pétrole donne une production de trois barils supplémentai-
res de pétrole.

Mises hors service de centrales alimentées au charbon et options
de souplesse en matiére de conformité

Selon le scénario réglementaire modélisé, les centrales au char-
bon sont mises hors service (ferment) a la fin de leur vie utile ou
continuent a fonctionner si elles ont recours au captage et a la
séquestration de carbone. Bien que les options de souplesse en
matiere de conformité soient accessibles a tous les groupes qui
répondent aux critéres, a des fins de modélisation et en fonction
des réponses attendues par rapport au Reglement, elles ont été
représentées dans I’analyse comme suit :

e Substitution : Cette souplesse a été modélisée pour toucher la
Nouvelle-Ecosse. Trenton 5 fait un échange avec Lingan 1 et
Point Tupper fait un échange avec Lingan 2.

e Report de captage et séquestration de carbone : On a modélisé
la souplesse pour qu’elle touche les groupes 4 et 5 de Bound-
ary Dam en Saskatchewan, afin que ces groupes ne soient pas
tenus de respecter la norme de rendement jusqu’en 2025.

e Remplacement de combustible : Point Tupper 1 (transféré par
la suite a Lingan 2) et Coleson Cove 3 se sont vus ajouter
18 mois a la fin de leur vie utile parce qu’elles ont été re-
mises en service a la suite d’un remplacement de I’huile par le
charbon.

Le tableau 6 présente les groupes au charbon qui devraient étre
mis hors service d’ici 2035 dans le cadre du Reglement. Dans
I’ensemble, 5 452 MW de capacité et 20 groupes sont mis hors
service, principalement en Alberta (3 366 MW), ce qui représente
62 % de la capacité mise hors service.

On estime les coflits de désaffectation (non actualisés) a
96 $/KW? pour les groupes au charbon ayant fermé a cause du
Reéglement. Une analyse de sensibilité est fournie a la section 7.6
pour prendre en compte la grande variation dans les cofits de mise
hors service.

2 Département de 1'énergie des Etats-Unis, Improving Domestic Energy Security
and Lowering CO; Emissions with “Next Generation” CO,-Enhanced Oil
Recovery (CO>-EOR), le 20 juin 2011, tableau V-1. Ces chiffres ont également
été jugés pertinents dans le contexte canadien par les experts d’Environne-
ment Canada. .

Département de 1’énergie des Etats-Unis, Improving Domestic Energy Security
and Lowering CO, Emissions with “Next Generation” CO,-Enhanced Oil Re-
covery (CO,-EOR), 1e 20 juin 2011.

D’apres les estimations tirées de groupes au charbon récemment mis hors
service.

2
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Table 6: Coal-fired Unit Retirements
Due to the Regulations — By 2035

Tableau 6 : Mises hors service de groupes alimentés
au charbon en raison du Reglement (d’ici 2035)

Capacité de
production de
Coal Generation charbon mise
Capacity Retired hors service Année de mise
Region Units (Unit # — MW) | Retirement Year Région Groupes (MW) hors service
2020 2020
2020 2020
2026 2026
2027 2027
2028 2028
Alberta 10 3366 Alberta 10 3366
2029 2029
2030 2030
2030 2030
2030 2030
2030 2030
2030 2030
Saskatchewan 2 686 Saskatchewan 2 686
2030 2030
2020 2020
2022 2022
. 2030 . 2030
Nova Scotia 6 952 Nouvelle-Ecosse 6 952
2030 2030
2030 2030
2030 2030
New Brunswick 1 350 2030 Nouveau-Brunswick 1 350 2030
Manitoba 1 97 2030 Manitoba 1 97 2030
Total 20 5452 - Total 20 5452 -

7.2 Economic tools, data and information sources

This analysis uses various sources, including a significant
amount of data provided by provincial officials during the exten-
sive post-CGI consultations.

7.2.1 Capacity, generation, emissions

This analysis is based on the modelling results done by En-
vironment Canada (EC) using its E3MC model. Specifically, data
on capacity, demand, generation, GHGs (CO,e), CACs, and mer-
cury emissions for both BAU and regulatory scenarios were
populated from E3MC.

The Energy, Emissions and Economy Model for Canada has a
dynamic view of the electricity system. When one unit closes,
generation will be replaced with the least expensive option.
Therefore, coal-fired unit closures will not always be replaced
with a new plant if there are other less expensive options avail-
able. For example, in some cases, the most economically attract-
ive option may be to compensate for lost generation from retiring
coal-fired generation with additional generation from existing
units with surplus capacity.

7.2 Outils économiques, données et sources d’information

La présente analyse a recours a différentes sources, y compris
une quantité importante de données fournies par les fonctionnai-
res provinciaux au cours des nombreuses consultations apres la
publication dans la Partie I de la Gazette du Canada.

7.2.1 Capacité, production, émissions

Cette analyse est basée sur les résultats de la modélisation ob-
tenus par Environnement Canada (EC) a 1’aide du modele
énergie-émissions-économie du Canada. Plus précisément, c’est
le modele E3MC qui a permis de produire des données sur la
capacité, la demande, la production, les gaz a effet de serre
(équivalents en CO,), les principaux contaminants atmosphéri-
ques (PCA), ainsi que les émissions de mercure tant pour les scé-
narios de maintien du statu quo (MSQ) que pour les scénarios
réglementaires.

Le modele E3MC comporte un point de vue dynamique du ré-
seau de production d’électricité. Lorsqu’un groupe ferme, la
source de production d’électricité est remplacée par I’option la
moins colteuse. A ce titre, la fermeture de groupes alimentés au
charbon n’entrainera pas toujours la création d’un groupe nou-
veau si des options moins codteuses sont disponibles. Par exem-
ple, dans certains cas, I’option la plus intéressante sur le plan
économique peut étre de compenser la production perdue lors de
la mise hors service des groupes alimentés au charbon par une
source de production supplémentaire issue de groupes existants
disposant d’une capacité excédentaire.
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It is important to note that E3MC’s results provide only a cen-
tral point estimate, projecting one plausible scenario of the many
future pathways of generation and emissions. The projection re-
flects a wide range of assumptions that are based on expert-driven
knowledge and both public and private data as of April 2012. As
with any projection, these assumptions will ultimately differ from
reality. For example, some coal-fired units assumed to close in
the BAU scenario may not close in reality (and vice versa).
Changes to key assumptions (e.g. macroeconomic outlook, utility
plans, or development in commercially available technologies)
would lead to different outcomes.

7.2.2 Fuel prices

The natural gas price projection used in the CGI analysis was
based on the most up-to-date forecast available at the time, which
came from Natural Resources Canada. Subsequently, the natural
gas price projection has been updated to reflect a more recent
forecast. These prices are somewhat higher than the CGI prices.
Section 7.6.2 contains the results of a sensitivity analysis on the
impact of future natural gas prices on consumer prices.

Projections of natural gas and coal prices to utility by province
used in this analysis are based on estimates generated by E3MC,
which are based on historical natural gas and coal costs for util-
ities by province from Statistics Canada. These historical prices
are then grown by the projected growth rate of natural gas and
coal prices from the National Energy Board (NEB).*® These
prices are shown for key provinces in Figures 3a and 3b. In gen-
eral, the price of natural gas in one region differs from the price in
another region only by the cost of transportation to get the gas to
the end user.

While coal is produced in Alberta and Saskatchewan, Manitoba
and Nova Scotia are dependent on imports. Manitoba generally
imports coal from North Dakota for coal-fired generation, while
Nova Scotia purchases bituminous coal on the international mar-
ket that is generally of higher quality than the sub-bituminous and
lignite coal used in Western Canada.

The NEB forecast underlying the natural gas prices used in the
analysis projects an increase from US$4.50/MMBtu in 2011 to
US$8.00 in 2035 at Henry Hub (in U.S. 2010 dollars). This could
be considered conservative, as the most recent U.S. Energy In-
formation Administration forecast (Annual Energy Outlook 2012
[AEO2012]) projects much slower price increases, reflecting the
continued industry success in tapping extensive shale gas re-
sources in the United States, which has led to a 19% increase in
U.S. natural gas production since 2006. Particularly, forecast
prices for natural gas remain below US$5 through 2023, and then
start to increase as production gradually shifts to resources that
are less productive and more expensive, with the price rising to
US$6.53 by 2035.

% Canada’s Energy Future: Supply and Demand Projections to 2035, National
Energy Board (November 2011).
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Il est important de noter que les résultats du modele énergie-
émissions-économie du Canada fournissent une estimation mé-
diane, n’offrant qu’un seul scénario plausible parmi les nombreu-
ses voies de production et d’émissions possibles a I’avenir. Les
prévisions refletent un large éventail d’hypotheses qui sont axées
sur les connaissances d’experts et les données des secteurs public
et privé depuis le mois d’avril 2012. Comme pour toutes les pré-
visions, ces hypotheéses finiront par différer de la réalité. Par
exemple, certains groupes alimentés au charbon dont on suppose
la fermeture dans le scénario de maintien du statu quo pourraient
ne pas fermer dans la réalité (et vice-versa). Les modifications
apportées a ces hypotheses (par exemple les perspectives macro-
économiques, les plans des entreprises de services publics ou le
perfectionnement des technologies disponibles sur le marché)
entraineraient des résultats différents.

7.2.2 Prix des combustibles

La prévision du prix du gaz naturel utilisée dans 1’analyse de la
Partie I de la Gazette du Canada est fondée sur les renseigne-
ments les plus a jour disponibles au moment de la prévision et qui
proviennent de Ressources naturelles Canada. Par la suite, le prix
du gaz naturel a ét€ mis a jour afin de refléter la prévision la plus
récente. Ces prix sont légerement supérieurs a ceux publiés dans
la Partie I de la Gazette du Canada. La section 7.6.2 contient les
résultats d’une analyse de sensibilité sur I’incidence des futurs
prix du gaz naturel sur les prix a la consommation.

Les prévisions des prix du gaz naturel et du charbon pour les
services publics par province utilisées dans cette analyse sont
fondées sur des estimations générées par le modele E3MC qui
sont basées sur les données historiques des cofits du gaz naturel et
du charbon, pour les services publics, par province selon Statisti-
que Canada. On ajoute ensuite a ces données historiques sur les
prix le taux de croissance du prix du gaz naturel et du charbon
prévu par ’Office national de 1’énergie (ONE)®. Ces prix sont
présentés pour des provinces clés dans les figures 3a et 3b. En
général, le prix du gaz naturel dans une région differe du prix
dans une autre région, rien qu’en raison du coit du transport pour
amener le gaz a Iutilisateur final.

Tandis que le charbon est produit en Alberta et en Saskatch-
ewan, le Manitoba et la Nouvelle-Ecosse dépendent des importa-
tions. En général, le Manitoba importe du charbon du Dakota du
Nord pour les centrales au charbon, tandis que la Nouvelle-
Ecosse achéte du charbon bitumineux sur le marché international
qui est généralement de meilleure qualité que le charbon subbi-
tumineux et la lignite utilisés dans 1’Ouest du Canada.

Les prévisions des prix du gaz naturel de 1’Office national de
I’énergie utilisées dans I’analyse prévoient une augmentation de
4,50 dollars américains/MMBtu en 2011 a 8 dollars américains en
2035 au Henry Hub (en dollars américains de 2010). Cela pourrait
étre considéré comme prudent, car les prévisions les plus récentes
de I’Energy Information Administration des Etats-Unis (Annual
Energy Outlook 2012 [AEO2012]) envisagent une augmentation
des prix beaucoup plus lente, ce qui reflete le succes continu de
I’industrie a puiser dans les vastes ressources en gaz de schiste
aux Etats-Unis, provoquant une augmentation de 19 % de la pro-
duction de gaz naturel aux Etats-Unis depuis 2006. Plus particu-
lierement, les prévisions des prix du gaz naturel restent en deca de
5 dollars américains jusqu’en 2023, puis elles commencent a
augmenter progressivement tandis que la production passe pro-
gressivement aux ressources qui sont moins productives et plus
coliteuses, le prix augmentant jusqu’a 6,53 dollars américains
d’ici 2035.

% L’avenir énergétique du Canada : Projections de I'offre et de la demande
d’énergie jusqu’en 2035, Office national de 1’énergie (novembre 2011).
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The coal price forecast underlying the prices used in the analy-
sis remains relatively flat at 2011 prices throughout the forecast
period for all provinces. The majority of coal imported to Nova
Scotia for electricity generation comes from the United States,
and the average price of coal increases by 1.4% per year in the
AEQO2012 reference case.

The modelling results find no change in these projected prices
due to the Regulations. For natural gas, independent research®
commissioned by Environment Canada concluded that an in-
crease in demand of less than 1% in the overall North American
market, as is the case for the Regulations, would not have a sig-
nificant effect on natural gas prices.

The analysis also employs WTI oil price forecasts in its monet-
ization of EOR. This price forecast is taken from E3MC, which is
also based on the NEB forecast.

Les prévisions du prix du charbon qui présentent les prix utili-
sés dans 1’analyse demeurent relativement semblables aux prix de
2011 tout au long de la période de prévision pour toutes les pro-
vinces. La majorit€¢ du charbon import€ pour la production
d’électricité en Nouvelle-Ecosse provient des Etats-Unis et le prix
moyen du charbon augmente de 1,4 % par année dans le cas de
référence de I’ Annual Energy Outlook 2012.

Les résultats de la modélisation ne trouvent aucune variation
dans les prix prévus dans le cadre du Reglement. Pour le gaz na-
turel, les recherches indépendantes?” demandées par Environne-
ment Canada ont conclu qu’une augmentation de la demande de
moins de 1 % dans ’ensemble du marché en Amérique du Nord,
comme c’est le cas pour le Réglement, n’aurait pas une incidence
importante sur les prix du gaz naturel.

L’analyse utilise également les prévisions du prix du pétrole de
West Texas Intermediate (WTI) dans sa monétisation de la récu-
pération assistée du pétrole. Cette prévision des prix est tirée du
modele E3MC, qui est également basé sur les prévisions de 1’Of-
fice national de 1’énergie.

Figure 3a: Forecasted Natural Gas Prices — E3MC (2015-2035)
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" Impact of a Performance Standard for Coal Fired Generation, Ziff Energy Group
(March 2011).

" Impact of a Performance Standard for Coal Fired Generation, Ziff Energy Group
(mars 2011).
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Figure 3a : Prévision des prix du gaz naturel — E3MC (2015-2035)
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Figure 3b: Forecasted Coal Prices — E3MC (2015-2035)
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Figure 3b : Prévisions des prix du charbon — E3MC (2015-2035)
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7.2.3 Import and export prices of electricity

The price forecasts for imports and exports of electricity are
calculated within E3MC based on the historical mix and outlook
of future mix of short- and long-term electricity export contracts.
The prices of short-term and long-term electricity contracts vary
systematically; thus assumptions on the future contract mix will
influence forecasted prices. Imports from the United States are
based on the weighted average cost of power from the importing
area.

7.2.4 Air quality modelling

To estimate how these emission reductions will impact human
health and the environment, Environment Canada first used A
Unified Regional Air-Quality Modelling System (AURAMS) to
predict how the emission changes will affect local air quality.”®
This is a fully three-dimensional state-of-the-art numerical model
described in peer-reviewed scientific literature.”> AURAMS com-
bined the information on predicted emission changes, with infor-
mation on wind speed, temperatures, humidity levels, and existing
pollution levels, in order to predict how these emissions changes
will impact local air quality.*°

The CAC emissions (and resulting changes) are determined
using emissions coefficients based on the 2009 National Pollutant
Release Inventory (NPRI). The coefficients are determined by
dividing a specific emission for 2009 by an economic driver for
2009 (e.g. volume of fuel used or volume of output). The results
are then inputted into AURAMS.

7.2.5 Health and environmental benefits resulting from CAC
reductions

The reductions in CAC emissions improve air quality, resulting
in health and environmental benefits. Environmental benefits are
estimated using Environment Canada’s Air Quality Valuation
Model (AQVM?2). Health risks and impacts are estimated by

2 AURAMS was developed and is continually updated by Environment Canada
scientists of the Science and Technology Branch. AURAMS is currently used by
Environment Canada for various applications related to air pollution in North
America. The model is intended to describe the formation of tropospheric ozone,
particulate matter, and acid deposition in North America in support of policy and
decision making.

2 See Gong et al., 2006; McKeen et al., 2007; Samaali et al., 2009; Smyth et al.,
2009.

% The relationship between air pollution emissions and ambient air quality is
extremely complicated and non-linear. This is particularly true for the formation
of ground level ozone, through the interaction of NO, and VOCs.

7.2.3 Prix des importations et des exportations d’électricité

Les prévisions relatives aux prix des importations et des expor-
tations d’électricité sont calculées avec le modele E3MC en s’ap-
puyant sur les portefeuilles passés et prévus de contrats d’exporta-
tion d’électricité a court et a long terme. Les prix des contrats
d’électricité a court et a long terme variant systématiquement, les
hypotheses sur le futur portefeuille de contrats auront des réper-
cussions sur les prix prévus. Les importations en provenance des
Etats-Unis s’appuient sur le colit moyen pondéré de 1’électricité
dans la région d’importation.

7.2.4 Modélisation de la qualité de I’air

Pour estimer la facon dont ces réductions auront une incidence
sur la santé humaine et 1’environnement, Environnement Canada
a d’abord utilisé un systeme régional unifié de modélisation de la
qualité de I'air (AURAMS) afin de prévoir la facon dont les
changements d’émissions auront une incidence sur la qualité de
Iair local®. 11 s’agit d’un modéle numérique de pointe entiére-
ment tridimensionnel décrit dans la documentation scientifique
passée en revue par les pairs®. AURAMS a combiné les rensei-
gnements sur les changements relatifs aux émissions prévus et des
données sur la vitesse du vent, les températures, les niveaux
d’humidité et les niveaux de pollution existants, afin de prévoir
la fagon dont ces changements vont toucher la qualité de I’air
local®.

Les émissions des principaux contaminants atmosphériques (et
les changements qui en découlent) sont déterminées au moyen de
coefficients d’émissions basés sur 1’Inventaire national des rejets
de polluants (INRP) de 2009. Les coefficients sont calculés en
divisant une émission donnée pour 2009 par un facteur économi-
que de la méme année (par exemple le volume de combustible
utilisé ou le volume d’extrants). Les résultats sont ensuite saisis
dans le modele AURAMS.

7.2.5 Avantages pour la santé et I’environnement des réductions
des principaux contaminants atmosphériques (PCA)

Les réductions des émissions des principaux contaminants at-
mosphériques améliorent la qualité de 1’air, ce qui entraine des
avantages pour la santé et ’environnement. Les avantages pour
I’environnement sont estimés a 1’aide du modele d’évaluation de

2 AURAMS a été élaboré et est continuellement mis a jour par les scientifiques
d’Environnement Canada de la Direction générale des sciences et de la techno-
logie. AURAMS est actuellement utilisé par Environnement Canada pour diver-
ses applications liées a la pollution atmosphérique en Amérique du Nord. Le
modele a pour objectif de décrire la formation de I’ozone troposphérique, les
matieres particulaires, et les dépots acides en Amérique du Nord en vue de sou-
tenir I’élaboration de politiques et la prise de décisions.

Voir Gong et al., 2006; McKeen et al., 2007; Samaali e al., 2009; Smyth et
al., 2009.

La relation entre les émissions de polluants atmosphériques et la qualité de I’air
ambiant est trés complexe et non linéaire. Cela est particulierement vrai pour la
formation d’ozone troposphérique, par I’entremise de 1’interaction d’oxyde
d’azote et de composés organiques volatils.

2!

=3
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Health Canada using the Air Quality Benefits Assessment Tool
(AQBAT).*

7.3 Costs
7.3.1 Demand

As stated above, the demand for electricity used in this analysis
is obtained from Environment Canada’s E3MC model. Under the
BAU, the total demand for electricity is projected to increase
from 538 TWh in 2015 to 652 TWh by 2035 (Table 7).

Under the regulatory scenario, relative to the BAU, the demand
for electricity declines slightly by 2035, from 652 TWh to
646 TWh. This 6 TWh (0.79 %) reduction is primarily attributable
to the response of the industrial sector to the price impacts of the
Regulations.

la qualit¢ de 1'air (MEQA) d’Environnement Canada. Santé
Canada estime les risques et les répercussions relatifs a la santé a
I’aide de 1I’outil pour évaluer les avantages d’une meilleure qualité
de I’air (OEAQA)*'.

7.3 Coiits
7.3.1 Demande

Comme il a ét€ mentionné précédemment, la demande en élec-
tricité utilisée dans cette analyse provient du modele E3MC d’En-
vironnement Canada. Selon le scénario de maintien du statu quo,
la demande totale en électricité devrait augmenter de 538 TWh en
2015 a 652 TWh d’ici 2035 (tableau 7).

Selon le scénario réglementaire, par rapport au maintien du
statu quo, la demande en électricité diminue légerement d’ici
2035, de 652 TWh a 646 TWh. Cette réduction de 6 TWh
(0,79 %) est principalement attribuable a la réponse du secteur
industriel par rapport a I’incidence sur les prix occasionnée par le
Reglement.

Table 7: Electricity Demand (TWh) by Sector — Canada

2015 2030 2035
Sector BAU Reg % Diff BAU Reg % Diff BAU Reg % Diff
Residential 166 166 0.00% 176 176 -0.19% 180 179 -0.24%
Commercial 156 156 0.00% 185 185 -0.27% 197 196 -0.31%
Industrial 216 216 0.00% 257 253 -1.39% 274 270 -1.50%
Transportation 1 1 0.00% 1 1 0.00% 1 1 0.00%
Total 538 538 0.00% 620 615 -0.71% 652 646 -0.79%

Tableau 7 : Demande en électricité (TWh) par secteur — Canada

2015 2030 2035
Secteur MSQ Réglement % d’écart MSQ Reglement % d’écart MSQ Reéglement % d’écart
Résidentiel 166 166 0,00 % 176 176 -0,19 % 180 179 -0,24 %
Commercial 156 156 0,00 % 185 185 -0,27 % 197 196 -0,31 %
Industriel 216 216 0,00 % 257 253 -1,39 % 274 270 -1,50 %
Transports 1 1 0,00 % 1 1 0,00 % 1 1 0,00 %
Total 538 538 0,00 % 620 615 -0,71 % 652 646 -0,79 %

7.3.2 Capacity

Under the regulatory scenario, incremental to the BAU, coal-
fired electricity generating capacity is expected to be reduced by
6 820 MW by 2035 (Table 8). This is mainly due to the 20 coal
units retired (Table 6) but it is also due to avoided coal builds.

31 The AQBAT model contains functions representing the relationship between air
pollution exposure, and per capita health risks. The model also contains esti-
mates of the social welfare benefit (or socio-economic value) of reducing the
risks of different health outcomes. Using the estimated changes in ambient air
quality under the Regulations, AQBAT estimated how the per capita risk of
health problems would be reduced. Changes in per capita health risks are then
multiplied by the appropriate socio-economic value to estimate the benefit of the
per capita risk reductions. Both the reduction in per capita risks and the esti-
mated per capita welfare benefits are then multiplied by the exposed population
to determine the estimated number of avoided health events and the total eco-
nomic value of the health benefits, for each census division in Canada. These are
then aggregated by census division to calculate provincial and national health
impacts and benefits.

2032

7.3.2 Capacité

Selon le scénario réglementaire, supplémentaire au maintien du
statu quo, on s’attend a ce que la capacité de production d’élec-
tricité alimentée au charbon soit réduite de 6 820 MW d’ici
2035 (tableau 8). Cette réduction est principalement due a la mise

3 Le modele OEAQA comprend des fonctions qui représentent la relation entre
I’exposition a la pollution atmosphérique et les risques pour la santé par habitant.
Le modele contient également des estimations des avantages pour le bien-&tre
social (ou la valeur socioéconomique) de réduire les risques de différents résul-
tats pour la santé. A partir des changements estimés dans la qualité de I’air am-
biant dans le cadre du Reglement, 1’outil OEAQA a estimé la fagon dont les ris-
ques de problemes de santé par habitant seraient réduits. Les changements dans
les risques pour la santé par habitant ont ensuite été multipliés par la valeur
socioéconomique appropriée en vue d’estimer les avantages de la réduction des
risques par habitant. La réduction des risques par habitant ainsi que I’estimation
des avantages pour le bien-étre par habitant ont ensuite été multipliées par la po-
pulation exposée pour déterminer le nombre d’événements liés a la santé évités
et la valeur économique totale des avantages pour la santé, et ce, pour chaque
division de recensement au Canada. Ces estimations ont ensuite été rassemblées
par la division de recensement pour déterminer les répercussions et les avantages
pour la santé a I’échelle provinciale et nationale.
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Overall, 3 513 MW of incremental natural gas capacity is added

by 2035 with the largest additions in Alberta, followed by Nova

Scotia (Table 8). Minor additions in renewable capacity are also

projected to occur. The net reduction in capacity (-3 290 MW) is

the product of provinces leveraging existing capacity that is
under-utilized to comply with the Regulations. More specifically,
under the BAU,

e the average capacity utilization at coal-fired units in Canada is
91% by 2035 (increasing to 95% under the regulatory
scenario); and

e the average capacity utilization at natural gas-fired units in
Canada is 43% by 2035 (increasing to 54 % under the regula-
tory scenario).

Table 8: Incremental Change in Generation
Capacity (MW) by 2035

hors service de 20 groupes au charbon (tableau 6), mais est éga-

lement partiellement causée par la construction évitée de groupes

au charbon. Dans I’ensemble, 3 513 MW de capacité au gaz natu-
rel supplémentaire sont ajoutés d’ici 2035, les plus grands ajouts

ayant lieu en Alberta, suivi par la Nouvelle-Ecosse (tableau 8).

Des ajouts mineurs a la capacité renouvelable devraient égale-

ment se produire. La réduction nette de la capacité (-3 290 MW)

est le produit de provinces tirant parti de la capacité existante qui
est sous-utilisée afin de se conformer au Reglement. Plus préci-
sément, selon le scénario de maintien du statu quo :

e la valeur moyenne de I’utilisation de la capacité a des groupes
alimentés au charbon au Canada est de 91 % en 2035 (soit
une augmentation a 95 % dans le cadre du scénario
réglementaire);

e la valeur moyenne de I’utilisation de la capacité a des groupes
alimentés au gaz naturel au Canada est de 43 % en 2035
(soit une augmentation a 54 % dans le cadre du scénario
réglementaire).

Tableau 8 : Changement graduel de la capacité
de production d’électricité (MW) d’ici 2035

Region Coal Natural Gas Others* Total Région Charbon Gaz naturel Autres* Total
AB -5016 2584 -24 -2 456 Alb. -5016 2584 24 -2 456
SK -754 100 9 -663 Sask. -754 100 9 -663
NS -952 555 -2 -398 N.-E. -952 555 -2 -398
MB -97 99 2 3 Man. -97 99 2 3
Canada** -6 820 3513 17 -3290 Canada** -6 820 3513 17 -3290

* Others include biomass, wind, hydro, solar, and waste.
** Note that Canadian totals include all jurisdictions in Canada.

Note that Sundance 7, 8, and 9 are expected to come on line as
natural gas plants as advised by Alberta. Therefore, these units
are added to the regulatory scenario. In costing the new capacity
(capital, average fixed O&M, and average variable O&M costs),
Environment Canada uses publicly available information such as
the U.S. Energy Information Administration’s AEO 2011 and
input from stakeholders for some specific units.

7.3.3 Generation

As coal plants shut down, both in the BAU and in the regula-
tory scenario, and natural gas units are built, a change in genera-
tion mix occurs. Under the BAU, coal-fired electricity generation
remains at 69 TWh in 2015 increasing to 79 TWh by 2035
(Table 9). Over the same period, natural gas generation increases
from 56 TWh in 2015 to 87 TWh in 2035.

Under the regulatory scenario, coal-fired generation decreases
to 65 TWh by 2025, reaching 35 TWh by 2035 (55% decrease
from the BAU). Of these 35 TWh generated by coal-fired genera-
tion, 8 TWh are estimated to be generated by coal CCS. In 2035,
around 68 % of Saskatchewan’s total coal generation is projected
to be from coal CCS. Moreover, natural gas generation increases
to 79 TWh by 2025, reaching 126 TWh by 2035 (44 % increase

* Autres = la biomasse, 1’énergie éolienne, 1’hydroélectricité, 1’énergie solaire,
ainsi que les déchets.

** Notez que les totaux pour le Canada comprennent toutes les juridictions du
Canada.

11 est a noter que les groupes Sundance 7, 8 et 9 devraient en-
trer en activit€ en tant que groupes au gaz naturel, tel qu’il a ét€
indiqué par I’ Alberta. A ce titre, ces groupes sont ajoutés au scé-
nario réglementaire. Pour établir le cofit de la nouvelle capacité
(immobilisations, cofts fixes moyens de fonctionnement et d’en-
tretien et cofits variables moyens de fonctionnement et d’entre-
tien), Environnement Canada utilise les renseignements accessi-
bles au public, tels que I’Annual Energy Outlook 2011 de
I’Energy Information Administration des Etats-Unis et les com-
mentaires des intervenants pour certains groupes spécifiques.

7.3.3 Production

Tandis que les groupes au charbon sont fermés, que ce soit
dans le cadre du scénario de maintien du statu quo ou du scénario
réglementaire, et que les groupes alimentés au gaz naturel sont
construits, un changement se produit dans les différentes sources
de production d’électricité. Selon le scénario de maintien du statu
quo, la production d’électricité au charbon demeure a 69 TWh
en 2015 pour augmenter a 79 TWh d’ici 2035 (tableau 9). Au
cours de la méme période, la production au gaz naturel augmente
de 56 TWh en 2015 4 87 TWh en 2035.

Selon le scénario réglementaire, la production d’électricité au
charbon diminue a 65 TWh d’ici 2025, atteignant 35 TWh d’ici
2035 (soit une baisse de 55 % par rapport au scénario de maintien
du statu quo). De ces 35 TWh d’électricité produits a partir de
groupes alimentés au charbon, on estime que 8 TWh sont produits
par des groupes équipés de systeémes de captage et de séquestra-
tion de carbone. On prévoit qu’en 2035, environ 68 % de la

2033
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from BAU). There is a negligible impact on non-emitting
generation.

production totale au charbon en Saskatchewan sera produite par
des groupes équipés de systemes de captage et de séquestration
de carbone. De plus, la production au gaz naturel augmentera a
79 TWh d’ici 2025, atteignant 126 TWh d’ici 2035 (soit une
augmentation de 44 % par rapport au scénario de maintien du
statu quo). Il y a une incidence négligeable sur les sources pro-
duction non émettrices.

Table 9: Electricity Generation (TWh) by Fuel Type — Canada

2015 2025 2030 2035
Type BAU Reg % Dift BAU Reg % Dift BAU Reg % Dift BAU Reg % Dift
Coal 69 69 0% 70 65 -8% 70 37 -48% 79 35 -55%
Natural gas 56 56 0% 75 79 6% 84 113 34% 87 126 44%
Oil 6 6 0% 4 5 7% 5 4 5% 4 4 -1%
Non-emitting* 536 536 0% 585 585 0% 604 604 0% 619 620 0%
Total 667 667 0% 735 734 0% 763 759 -1% 790 786 -1%
* Non-emitting = Biomass + geothermal + hydro + landfill gases/waste + nuclear + solar + wave + wind
Tableau 9 : Production d’électricité (TWh) par type de combustible au Canada
2015 2025 2030 2035
Type MSQ Régl. % d’écart MSQ Régl. % d’écart MSQ Régl. % d’écart MSQ Régl. % d’écart
Charbon 69 69 0% 70 65 -8 % 70 37 -48 % 79 35 -55 %
Gaz naturel 56 56 0% 75 79 6 % 84 113 34 % 87 126 44 %
Pétrole 6 6 0% 4 5 7% 5 4 5% 4 4 -1%
zr‘;ftfﬁi:g“ 536 536 0% 585 585 0% 604 604 0% 619 620 0%
Total 667 667 0 % 735 734 0 % 763 759 -1% 790 786 -1%

* Sources non émettrices = biomasse + énergie géothermique + hydroélectricité + gaz d’enfouissement/déchets + énergie nucléaire + énergie solaire + énergie des vagues +

énergie éolienne

Over 2015 to 2035, relative to BAU, there is a total reduction
in coal-fired generation of 298 TWh (Table 10) from provinces
primarily affected by the Regulations (Alberta — -252; Saskatch-
ewan — -27; Nova Scotia — -20). This displacement of genera-
tion from coal-fired units is mostly offset by a 256 TWh increase
in natural gas generation (Alberta — 222; Saskatchewan — 22;
Nova Scotia — 8). This yields a reduction in generation of
39 TWh, which is mainly due to reduced demand.

De 2015 a 2035, dans le cadre du maintien du statu quo, il y a
une réduction totale de 298 TWh dans la production alimentée au
charbon (tableau 10) dans les provinces concernées par le
Reéglement (principalement en Alberta — -252; en Saskatch-
ewan — -27; et en Nouvelle-Ecosse — -20). Ce déplacement de
la production des groupes alimentés au charbon est principale-
ment contrebalancé par une augmentation de la production au gaz
naturel de, 256 TWh (Alberta — 222; Saskatchewan — 22;
Nouvelle-Ecosse — 8). Ce déplacement engendre une réduction
de la production de 39 TWh, principalement en raison d’une
baisse de la demande.

Table 10: Change in Electricity Generation and Flows by Region, 2015-2035 (TWh)

Generation Net Imports**
Region Coal Natural Gas Petrol Non-Emitting* Total From Provinces From U.S.
SK =27 22 0 0.1 -5 8 4
NB 1 1 -1 1.0 2 -6 0
AB -252 222 0 -0.6 -30 0 0
NS -20 8 3 0.0 -9 7 0
Canada*** -298 256 2 1.3 -39 0 4

* Non-emitting = Biomass + geothermal + hydro + landfill gases/waste + nuclear + solar
** Net imports = imports — exports. Increase in net imports means increase in imports and/or decrease in exports.

*##% Note that totals include all jurisdictions in Canada.

2034
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Tableau 10 : Variation de la production d’électricité et des débits par région 2015-2035 (TWh)
Production Importations nettes**
Région Charbon Gaz naturel Pétrole Séﬁ:l:tc;?cl;g: Total Des provinces Des Ktats-Unis
Sask. 27 22 0 0,1 -5 8 4
N.-B. 1 1 -1 1,0 2 6 0
Alb. 252 222 0 0,6 -30 0 0
N.-E. 20 8 3 0,0 9 7 0
Canada*** -298 256 2 1,3 -39 0 4

* Sources non émettrices = biomasse + énergie géothermique + hydroélectricité + gaz d’enfouissement/déchets + énergie nucléaire + énergie solaire
** Importations nettes = importations — exportations. Une hausse des importations nettes signifie une augmentation des importations et une diminution des exportations.

*#* Notez que les totaux comprennent toutes les juridictions du Canada.

7.3.4 Imports and exports of electricity

Under the BAU, electricity imports would increase from
14 TWh in 2015 to 19 TWh by 2035 (Table 11). Over the same
period, electricity exports would increase from 68 TWh in 2015
to 86 TWh in 2025, and then decline to 85 TWh by 2030 and to
77 TWh in 2035. The sharp decline in electricity exports post
2030 is projected to occur because, over time, under the BAU, the
excess capacity previously being exported is being relied upon to
meet the domestic market (e.g. new capacity is not built to sup-
port the export market).

Under the regulatory scenario, electricity imports would in-
crease to 19 TWh by 2035 (2% increase from BAU). Moreover,
electricity exports would increase to 86 TWh by 2025, and then
decline to 83 TWh by 2030, and to 76 TWh by 2035 (2% de-
crease from BAU). The Regulations would cause Canada to rely
marginally more on imports, while reducing its electricity exports
since a greater portion of its capacity would now be required to
accommodate the demand from the domestic market. As imports
increase and exports decrease, net electricity imports increase,
although it should be noted that Canada remains a net exporter of
electricity and imports will still represent a small share of overall
electricity demand in Canada under the Regulations.

7.3.4 Importations et exportations d’électricité

Dans le cadre du scénario de maintien du statu quo, les impor-
tations d’électricité devraient augmenter de 14 TWh en 2015 a
19 TWh d’ici 2035 (tableau 11). Au cours de la méme période,
les exportations d’électricité devraient augmenter de 68 TWh en
2015 a 86 TWh en 2025, puis baisser a 85 TWh d’ici 2030 et a
77 TWh en 2035. On s’attend a une forte baisse des exportations
d’électricité au-dela de 2030, car au fil du temps, selon le scénario
de maintien du statu quo, on compte sur la capacité excédentaire
précédemment exportée pour répondre a la demande du marché
intérieur (par exemple la nouvelle capacité n’est pas destinée a
soutenir le marché d’exportation).

Selon le scénario réglementaire, les importations d’électricité
devraient augmenter de 19 TWh d’ici 2035 (augmentation de 2 %
par rapport au maintien du statu quo). De plus, les exportations
d’électricité devraient augmenter a 86 TWh d’ici 2025, puis di-
minuer a 83 TWh d’ici 2030 et a 76 TWh d’ici 2035 (diminution
de 2 % par rapport au scénario de maintien du statu quo). Avec ce
reglement, le Canada est susceptible de dépendre exceptionnelle-
ment plus des importations, tout en réduisant ses exportations
d’électricité étant donné qu’une plus grande partie de sa capacité
sera désormais requise pour répondre a la demande du marché
intérieur. Lorsque les importations augmentent et que les exporta-
tions diminuent, les importations nettes d’électricité augmentent,
méme s’il convient de noter que le Canada reste un exportateur
net d’électricité et que les importations représenteront encore une
petite part de la demande globale en électricité au Canada, en
vertu du Reglement.

Table 11: Electricity Exports and Imports — Canada (TWh)

Type 2015 2025 2030 2035
BAU Reg % Diff BAU Reg % Diff BAU Reg % Diff BAU Reg % Diff
Imports 14 14 0% 18 18 1% 19 19 3% 19 19 2%
Exports 68 68 0% 86 86 1% 85 83 2% 77 76 2%
Net imports -55 -55 0% -69 -68 -1% -66 -64 -4% -58 -57 -3%
Tableau 11 : Exportations et importations d’électricité — Canada (TWh)
Type 2015 2025 2030 2035
MSQ Regl. % d’écart MSQ Regl. % d’écart MSQ Regl. % d’écart MSQ Regl. % d’écart
Importations 14 14 0% 18 18 1% 19 19 3% 19 19 2%
Exportations 68 68 0% 86 86 1% 85 83 2% 77 76 2%
Importations
nettes -55 -55 0 % -69 -68 -1% -66 -64 -4 % -58 -57 -3 %

2035
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7.3.5 Interprovincial trade flows

As a result of the Regulations, there will likely be some key
shifts in interprovincial electricity trade flows. These would be
required to support the displaced coal-fired generation from af-
fected provinces. More specifically, relative to BAU, over 2015
to 2035,

e Nova Scotia exports less to New Brunswick (5 TWh) and
imports more from New Brunswick (2 TWh);

e Manitoba exports more to Saskatchewan (8§ TWh) and imports
more from Ontario (1 TWh); and

e Quebec exports more to New Brunswick (1 TWh) and imports
less from New Brunswick (1 TWh).

Environment Canada’s modelling assumed that no new infra-
structure would be built to allow a significant increase in electri-
city trade. While Environment Canada’s model has the capacity
to build interprovincial and international flows, due diligence was
undertaken to ensure that provincial plans are fully respected
(i.e. the model only builds new transmission that is provided
in provincial plans). If new infrastructure is built, then the model
includes the full cost related to the building of the new transmis-
sion capacity.

7.3.6 Costs and avoided costs to the electricity sector

Table 12 shows the present value of various major costs and
avoided costs under the Regulations. Over the 2015 to 2035 time
period, the Regulations would force traditional coal plants to re-
tire, promoting the expansion of plants with lower levels of
greenhouse gas emissions.

When a coal plant closes, there is a cost of decommissioning
the plant, and a savings associated with the avoided fixed and
variable O&M costs, as well as the avoided coal costs and
avoided future refurbishments. However, since the period of
study ends at 2035, the residual value of the avoided refurbish-
ments is netted off by amortizing the initial costs over the ex-
pected lifetime of the investment to ensure that only benefits ac-
crued within the study period are included in the calculations.

When a natural gas or coal CCS plant opens there are costs as-
sociated with it, including new capital investments, fuel costs, as
well as additional fixed and variable O&M costs. Once again, the
residual value of the new capital investments is netted off to en-
sure that only costs within the period of study are analyzed. This
is done using the same methodology as with the residual value of
the avoided refurbishments.

Finally, the Regulations prevent some planned coal units from
being built. These avoided builds come with benefits of avoided
capital investments (and their residuals, treated in the same man-
ner as described above), as well as avoided coal fuel costs and
avoided fixed/variable O&M costs.

2036

7.3.5 Flux commerciaux interprovinciaux

A Tissue de ce réglement, il y aura certains changements clés
dans les échanges commerciaux interprovinciaux. Ces derniers
seront nécessaires pour appuyer la production alimentée au char-
bon remplacée des provinces concernées. Plus précisément, voici
ce qui est prévu de 2015 a 2035 par rapport au scénario de main-
tien du statu quo :

e la Nouvelle-Ecosse exporte moins vers le Nouveau-
Brunswick (5 TWh), mais importe plus du Nouveau-
Brunswick (2 TWh);

e le Manitoba exporte plus vers la Saskatchewan (8 TWh) et
importe plus de I’Ontario (1 TWh);

e le Québec exporte plus au Nouveau-Brunswick (1 TWh) et
importe moins du Nouveau-Brunswick (1 TWh).

Dans la modélisation d’Environnement Canada, on a pris
I’hypothese selon laquelle aucune nouvelle infrastructure ne serait
construite afin de permettre une augmentation importante des
échanges commerciaux d’électricité. Bien que le modele d’Envi-
ronnement Canada ait la capacité de créer des flux a I’échelle
interprovinciale et internationale, il a fallu faire preuve de dili-
gence raisonnable afin de s’assurer que les plans provinciaux sont
entierement respectés (par exemple le modele permet de créer
uniquement une nouvelle transmission, qui est fournie dans les
plans provinciaux). Si une nouvelle infrastructure est créée, le
modele établit alors le coit total lié a la construction de la nou-
velle capacité de transport.

7.3.6 Coiits et coiits éludés pour le secteur de ’électricité

Le tableau 12 présente la valeur actualisée des principaux cofits
et colits éludés dans le cadre du Reglement. Au cours de la pé-
riode de 2015 a 2035, le Reglement entrainerait la mise hors ser-
vice des centrales au charbon traditionnelles et favoriserait la
construction de centrales émettant moins de gaz a effet de serre.

La mise hors service d’une centrale au charbon engendre des
colits, mais aussi des économies associées aux coiits fixes et va-
riables évités pour le fonctionnement et I’entretien, ainsi qu’aux
couts évités pour 1’achat de charbon et les remises a neuf ultérieu-
res. Cependant, étant donné que la période de 1’étude se termine
en 2035, la valeur résiduelle des cofits évités pour les remises a
neuf est déduite en amortissant les coits initiaux sur la durée de
vie prévue de l’investissement afin de s’assurer que seuls les
avantages accumulés au cours de la période d’étude sont inclus
dans les calculs.

Lorsqu’un groupe au gaz naturel ou de captage et de séquestra-
tion du carbone issu du charbon est mis en exploitation, des cofits
y sont associés, notamment de nouvelles dépenses en immobilisa-
tions, des cofits liés au carburant, ainsi que des coiits fixes et va-
riables additionnels pour le fonctionnement et 1’entretien. Une
fois de plus, la valeur résiduelle des nouvelles dépenses en immo-
bilisations est déduite pour s’assurer que seuls les colits engagés
pendant la période de I’étude sont analysés. Cela est effectué en
utilisant la méme méthodologie que pour la valeur résiduelle des
remises a neuf évitées.

Enfin, le Réglement empéche la construction de certains grou-
pes au charbon prévus. Le fait de ne pas construire ces groupes
permet d’éviter les dépenses en immobilisations (et leur valeur
résiduelle est traitée de la méme fagon que celle décrite ci-dessus)
ainsi que les cofts liés au charbon et les coiits fixes et variables
pour le fonctionnement et I’entretien.
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The present value of capital costs (including avoided refurbish-
ments, additional capital and avoided capital investments, and
their corresponding residuals) increases by $67 million over the
study’s time period. The present value of the net fuel costs (net-
ting the coal savings from the natural gas costs) increases by
$4,461 million. The present value of the net fixed O&M costs
decreases by $582 million, while the present value of the net vari-
able O&M costs increases by $2,778 million. The cost of de-
commissioning the retired coal plants comes to a present value of
$329 million. Overall, generation costs for the electricity utility
generation sector increase by $7,052 million over the study period
due to the Regulations.

Table 12: Change in Generation Costs — Canada
(Present Value in Millions of 2010 Dollars)

La valeur actualisée des cofits en capital (y compris les remises
a neuf évitées, les besoins supplémentaires en capital et les dé-
penses évitées en immobilisations, ainsi que leur valeur rési-
duelle) augmente de 67 millions de dollars au cours de la période
d’étude. La valeur actualisée des cofits de combustibles nets (en
déduisant les économies en charbon des coflits de gaz naturel)
augmente de 4 461 millions de dollars. La valeur actualisée des
coits fixes nets de fonctionnement et d’entretien diminue de
582 millions de dollars, tandis que la valeur actualisée des cofits
variables nets de fonctionnement et d’entretien augmente de
2 778 millions de dollars. La valeur actualisée du cofit de la mise
hors service des groupes au charbon est de 329 millions de dol-
lars. Dans I’ensemble, les cofits de production pour les services
publics d’électricité augmentent de 7 052 millions de dollars au
cours de la période d’étude en raison du Reglement.

Tableau 12 : Variation des coiits de production — Canada
(Valeur actualisée, en millions de dollars de 2010)

Cumulative — Cumulatif —

Cost category 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2015 to 2035 Catégorie des coiits 2015 | 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2015 a 2035
Coiits

Net capital costs 0 92 | 1,148 | 1,239 | -530 67 d’immobilisations nets 0 <92 | 1148 [ 1239 | -530 67
Investissement en

Net capital investment 0 68 | 1,236 2,107 |-1,372 751 immobilisation net 0 68 | 1236|2107 (-1372 751

New capital Nouvelles dépenses en

investments 0 68 1,406 | 2,145 | 356 6,365 immobilisations 0 68 1406 | 2145 | 356 6 365
Valeur résiduelle

Residual value of des dépenses en

capital -4,419 -4,419 immobilisations -4.419 -4.419

Avoided capital Dépenses en

investments 0 0 -170 -39 [-2,210 -6,095 immobilisations évitées 0 0 -170 -39 [-2210 -6 095
Valeur résiduelle

Residual value of des dépenses en

avoided capital 4,900 4,900 immobilisations évitées 4900 4900

Net refurbishments 0 -160 | -88 | -867 | 842 -684 Remise en état nette 0 -160 | -88 | -867 | 842 -684

Avoided refurbishment Valeur résiduelle des

of coal units 0 -160 -88 -867 0 -1,526 remises a neuf évitées 0 -160 -88 -867 0 -1 526

Residual value of Valeur résiduelle des

avoided refurbishments 842 842 remises a neuf évitées 842 842
Coiits des

Net fuel costs 0 77 68 461 720 4,461 combustibles nets 0 77 68 461 720 4 461
Augmentation du gaz

Increased natural gas 0 155 153 881 1,091 7,954 naturel 0 155 153 881 1091 7954

Avoided coal 0 -78 -85 | -420 | -371 -3,494 Charbon évité 0 -78 -85 | -420 | -371 -3494
Coiits fixes nets de
fonctionnement et

Net fixed O&M 0 ) -16 =77 =72 -582 entretien 0 -2 -16 277 272 -582
Coiits fixes de
fonctionnement et

Additional fixed O&M 0 2 7 28 38 250 entretien additionnels 0 2 7 28 38 250
Coits fixes de
fonctionnement et

Avoided fixed O&M 0 -4 =22 | -105 | -110 -833 entretien évités 0 -4 =22 | -105 | -110 -833
Coiits variables nets
de fonctionnement et

Net variable O&M 0 107 69 232 334 2,778 entretien 0 107 69 232 | 334 2778
Coits variables de

Additional variable fonctionnement et

O&M 0 129 99 344 | 465 3,810 entretien additionnels 0 129 99 344 | 465 3810
Coits variables de
fonctionnement et

Avoided variable O&M | 0 =22 =30 | -112 | -131 -1,032 entretien évités 0 -22 230 | -112 | -131 -1032

Decommissioning costs 0 39 0 210 0 329 Mises hors service 0 39 0 210 0 329

Total: Generation Total : coiits de

costs 0 128 | 1,269 | 2,065 | 451 7,052 production 0 128 | 1269 [ 2065 | 451 7052
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Table 13 shows the present value of the change in generation
costs for key provinces. Over 2015 to 2035, the largest increase
would be for Alberta ($5,882 million), followed by Saskatchewan
($1,174 million), Manitoba ($95 million) and Nova Scotia
(-$217 million).

Table 13: Change in Generation Costs, by Region
(Present Value in Millions of 2010 Dollars)

Le tableau 13 présente la valeur actualisée liée a la variation
des cofits de production d’électricité pour les provinces clés. De
2015 a 2035, la plus grande augmentation serait observée en
Alberta (5 882 millions de dollars), suivie de la Saskatchewan
(1 174 millions de dollars), du Manitoba (95 millions de dollars)
et de la Nouvelle-Ecosse (-217 millions de dollars).

Tableau 13 : Variation des coiits de production, par région
(Valeur actualisée, en millions de dollars de 2010)

Fonction- Mises
Net Capital Net Fuel Decomm. nement et hors
Region Costs Costs Net O&M Costs Total Région Immobilisations | Combustible | entretien | service Total
AB -421 3,722 2,362 219 5,882 Alb. -421 3722 2362 219 5882
MB 13 76 1 6 95 Man. 13 76 1 6 95
NS -43 -148 -90 65 -217 N.-E. -43 -148 -90 65 =217
SK 479 745 -88 39 1,174 Sask. 479 745 -88 39 1174
Total for Total pour
Above les régions
Regions 27 4,394 2,185 328 6,934 ci-dessus 27 4394 2185 328 6934
Alberta Alberta

The majority of the incremental generation costs in Alberta due
to the Regulation are fuel and O&M costs. Net capital costs are
negative because the avoided costs for refurbishment and capital
are greater than the capital investment in natural gas. The incre-
mental fuel costs are much greater because of the spread between
coal and natural gas prices to electric utilities.

Nova Scotia

The Regulations create incremental avoided generation costs
for Nova Scotia. Although the cost of additional plant builds is
greater than the avoided builds, the additional avoided refurbish-
ment costs associated with the decommissioned plants causes a
net avoided capital cost.

In addition, despite the increase in unit fuel costs due to the
spread between natural gas and coal prices to electrical utilities,
Nova Scotia experiences a decrease in total fuel costs. This is
because coal generation decreases by over two times the amount
that natural gas generation increases, partially as a result of
Nova Scotia’s DSM policies, but also due to decreased inter-
provincial exports and increased interprovincial imports.™

Saskatchewan

A large portion of the incremental generation costs are due to
the capital costs of CCS. There are also increases in fuel costs as
more generation moves from coal to natural gas.

7.3.7 Foreign imports/export costs

Over 2015 to 2035, cumulative U.S. electricity imports would
increase by an incremental 4 TWh while cumulative exports de-
cline by 13 TWh (Table 14). The reduction in coal generation
would cause provinces to reduce their supply to the United States
since this capacity would now be required to serve the domestic

32 Under the CBA, generation costs for exports are borne by the generating
province.
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En Alberta, la majeure partie de la hausse graduelle des cofits
de production en raison de 1’adoption du Reéglement est liée aux
combustibles ainsi qu’au fonctionnement et a 1’entretien. Les
colts d’immobilisations nets sont négatifs puisque les économies
liées aux remises en état et au capital sont supérieures aux dépen-
ses d’investissement en capital relatives au gaz naturel. La hausse
du colit des combustibles est beaucoup plus grande en raison de
I’écart entre les prix du charbon et du gaz naturel pour les servi-
ces d’électricité.

Nouvelle-Ecosse

Le Reglement limite la hausse graduelle des colits de produc-
tion pour la Nouvelle-Ecosse. Bien que la création de groupes
entraine des cofits, les colits supplémentaires évités pour la remise
en état des groupes mis hors service permettent d’éviter les dé-
penses nettes en capital.

En outre, malgré 1’augmentation du cofit unitaire des combusti-
bles pour les services d’électricité en raison de I’écart entre les
prix du gaz naturel et du charbon, la Nouvelle-Ecosse connait une
diminution du coft total des combustibles. Cela est dii au fait que
la diminution de la production au charbon est plus de deux fois
I’augmentation de la production au gaz naturel, en partie en raison
des politiques de gestion axée sur la demande de la Nouvelle-
Ecosse, mais aussi en raison de la baisse des exportations et de la
hausse des importations interprovinciales®.

Saskatchewan

Une grande partie de la hausse graduelle des cofits de produc-
tion est liée aux cofts en capital pour le captage et la séquestra-
tion de carbone. De plus, le remplacement accru du charbon par le
gaz naturel entraine une augmentation des codts.

7.3.7 Coiits d’importation et exportation étrangéres

De 2015 a 2035, les importations cumulatives d’€électricité par
les Etats-Unis augmenteraient de 4 TWh tandis que les exporta-
tions cumulatives diminueraient de 13 TWh (tableau 14). La ré-
duction de la production au charbon pousserait les provinces a
réduire leurs exportations aux Etats-Unis, étant donné que cette

32 Dans I’analyse cofits-avantages, les colits de production aux fins d’exportation
sont assumés par la province productrice.
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market. The increase in imports occurs in Saskatchewan and Brit-
ish Columbia, while reduced exports occur predominantly in
New Brunswick, Manitoba, and Saskatchewan with smaller
reductions in British Columbia and Ontario.

The value of foreign cumulative imports of electricity was de-
termined by multiplying the change in imports by price. The price
forecasts for imports and exports are calculated within E3MC as
described above in section 7.2.3. Actual flows of electricity are
determined annually and constrained by transmission capacity.

Over 2015 to 2035, the total present value of increased cumula-
tive electricity imports is $72 million, with the largest increases in
Saskatchewan ($65 million) and British Columbia ($11 million).
The value of reduced cumulative foreign exports represents the
foregone revenues. Over 2015 to 2035, the present value of re-
duced electricity cumulative exports would be $274 million, with
the largest losses in New Brunswick ($152 million) and Sas-
katchewan ($69 million).

Table 14: Change in Foreign Cumulative Electricity
Imports/Exports by Region
(Present Value in Millions of 2010 Dollars)

capacité serait désormais requise dans le marché intérieur. La
hausse des importations se produit en Saskatchewan et en
Colombie-Britannique, alors qu’on note une baisse des exporta-
tions principalement au Nouveau-Brunswick, au Manitoba et en
Saskatchewan avec une baisse plus modeste en Colombie-
Britannique et en Ontario.

La valeur des importations cumulatives étrangeres d’électricité
a été calculée en multipliant la variation des importations par leur
prix. Les prévisions relatives aux prix des importations et des
exportations sont calculées avec le modele énergie-émissions-
économie du Canada, de la facon décrite ci-dessus a la sec-
tion 7.2.3.

De 2015 2 2035, 1a valeur actualisée totale des cofits des impor-
tations accrues d’électricité est de 72 millions de dollars, les plus
grandes hausses étant en Saskatchewan (65 millions de dollars) et
en Colombie-Britannique (11 millions de dollars). La valeur de la
réduction cumulée des exportations a 1’étranger représente les
revenus perdus. De 2015 a 2035, la valeur actualisée cumulée de
la réduction des exportations d’électricité serait de 274 millions
de dollars, les plus grandes pertes, au Nouveau-Brunswick
(152 millions de dollars) et en Saskatchewan (69 millions de
dollars).

Tableau 14 : Variation des importations et exportations
étrangeres cumulatives d’électricité par région
(Valeur actualisée, en millions de dollars de 2010)

Valeur
Valeur actualisée de
actualisée de la réduction
la hausse des des
PV of PV of Variation des | importations | Variation des | exportations
Increased Reduced importations | étrangeres exportations | étrangeres
Change in Foreign Change in Foreign . aux (millions de . aux (millions de
U.S. Imports Imports U.S. Exports Exports Etats-Unis dollars en Etats-Unis dollars en
Region (TWh) ($M 2010) (TWh) ($M 2010) Région (en TWh) 2010) (TWh) 2010)
ON 0 1 0 -12 Ont. 0 1 0 -12
SK 4 65 -3 -69 Sask. 4 65 -3 -69
BC 1 11 -1 -12 C.-B. 1 11 -1 -12
MB 0 4 -4 -25 Man. 0 4 -4 -25
NB 0 -7 -4 -152 N.-B. 0 -7 -4 -152
Canada 4 72 -13 -274 Canada 4 72 -13 =274

7.3.8 Oil extraction costs

One of the benefits of the Regulations is increased oil produc-
tion through EOR with captured CO, from CCS plants. The costs
associated with this benefit are capital, fixed and variable O&M
costs for oil extraction, and GHG emissions associated with this
oil extraction. It should be noted that royalties, taxes and the cost
of CO, purchases represent transfers from one Canadian stake-
holder to another, and are therefore excluded from the cost of
production in the cost-benefit analysis, as per standard practice.
Over the span of the Regulations the present value of the oil pro-
duction costs is estimated to be $1,288 million, and the present
value of GHG emissions is estimated to be about $140 million
(for more details on how the value for GHG emissions is calcu-
lated, please refer to section 7.4).

7.3.8 Coiits d’extraction de pétrole

L’un des avantages du Reéglement est 1’augmentation de la pro-
duction d’électricité au moyen de la récupération assistée des
hydrocarbures en utilisant le CO, des groupes équipés pour le
captage et la séquestration de carbone. Les coflits associés a cet
avantage représentent des coflits en capital ainsi que des cofits
fixes et variables pour le fonctionnement et 1’entretien associés a
I’extraction de pétrole. Ce type d’extraction génere également des
émissions de gaz a effet de serre. Il convient de noter que les re-
devances, les taxes et les cofits liés a 1’achat de CO, représentent
des transferts d’un intervenant canadien a un autre. Par consé-
quent, ils sont exclus du cofit de production dans I’analyse cofts-
avantages, conformément a la pratique habituelle. Pour toute la
durée du Reglement, la valeur actualisée des colts de production
de pétrole est estimée a 1 288 millions de dollars et celle liée aux
émissions de gaz a effet de serre est estimée a environ 140 mil-
lions de dollars (pour en savoir plus sur la fagon de calculer la
valeur pour les émissions de gaz a effet de serre, voir la sec-
tion 7.4).
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7.3.9 Government costs

The federal government would incur incremental costs related
to training, inspections, investigations, and measures to deal with
any alleged violations, and compliance and promotion activities.

With respect to enforcement costs, one-time amounts of
$142,000 for the training of enforcement officers and $50,000 to
meet information management requirements will be required.

The annual enforcement costs are estimated to be about
$105,000 broken down as follows: roughly $66,000 for inspec-
tions (which includes operations and maintenance costs and trans-
portation and sampling costs), $16,000 for investigations, $2,000
for measures to deal with alleged violations (including warnings,
environmental protection compliance orders and injunctions) and
about $21,000 for prosecutions.

With respect to compliance promotion, in the first five years
after the coming into force of the Regulations, activities are ex-
pected to be limited to inform the electricity sector of the report-
ing requirements. Compliance promotion activities, during this
period, will be covered by routine administrative costs that are not
considered incremental. Activities are expected to increase as
units reach their end-of-life. This will result in additional costs for
compliance promotion of $45,000 nominal in 2019 followed by
an expense of $10,000 per year for the subsequent two years.
Compliance promotion activities could include training of com-
pliance promotion officers, information management, mailing out
of the final Regulations, developing and distributing promotional
materials (e.g. a fact sheet, Web material), responding to inquir-
ies, attending trade association conferences, sending reminder
letters, etc.

In addition to enforcement and compliance activities, the costs
are estimated to be about $795,000 during the first year of the
implementation of the Regulations. This includes the develop-
ment of an electronic data entry system to support the reporting
requirements. In subsequent years, the costs are estimated to be
about $575,000 per year to administer the Regulations.

Over 2015 to 2035, the present value of government costs
would be about $11 million.

7.4 Benefits
7.4.1 Benefits from GHG reductions

Since the GHG emissions generated from natural gas and coal
CCS are significantly lower than coal, this would result in fewer
GHG emissions. The coal emission factors differ by province due
to the fact that different types of coal are available in different
parts of the country. These emission factors are assumed to re-
main constant over the projection period. Natural gas emission
factors do not vary across provinces or over the projection period.

2040

7.3.9 Coiits pour le gouvernement

Le gouvernement fédéral assumerait des coiits supplémentaires
liés a la formation, aux inspections, aux enquétes, aux mesures
relatives aux infractions présumées, et aux activités de conformité
et de promotion.

En ce qui concerne les cofits d’application de la loi, des mon-
tants uniques de 142 000 dollars pour la formation des agents de
I’ autorité de méme que 50 000 dollars pour satisfaire aux exigen-
ces en matiere de gestion de I’information seront requis.

Les cofits annuels d’application de la loi sont évalués a environ
105 000 dollars et sont répartis comme suit : environ 66 000 dol-
lars pour les inspections (y compris les cofits de fonctionnement
et d’entretien, de transport et d’échantillonnage), 16 000 dollars
pour les enquétes, 2 000 dollars pour les mesures relatives aux
infractions présumées (y compris les avertissements, les ordres
d’exécution en matiere de protection de I’environnement, et les
injonctions) et environ 21 000 dollars pour les poursuites.

En ce qui a trait & la promotion de la conformité au cours des
cing premieres années suivant I’entrée en vigueur du Reglement,
les activités devraient se limiter a informer le secteur de
I’électricité des exigences en matiere de production de rapports.
Durant cette période, les activités de promotion de la conformité
seront couvertes par les frais administratifs habituels, lesquels ne
sont pas jugés graduels. Elles devraient s’intensifier a mesure que
les groupes de production atteignent la fin de leur vie utile. Cela
entrainera des colits nominaux supplémentaires pour la promotion
de la conformité de 45 000 dollars en 2019, puis des cofits de
10 000 dollars par année pour les deux années suivantes. Les ac-
tivités de promotion de la conformité pourraient comprendre la
formation d’agents de promotion de la conformité, la gestion de
I’information, 1’envoi du réglement final, 1’élaboration et la dis-
tribution de matériel promotionnel (fiches d’information, docu-
ments Web), les réponses aux demandes de renseignements, la
participation a des conférences d’associations commerciales,
I’envoi de lettres de rappel, etc.

Outre les activités d’application de la loi et de conformité, on
estime les cofits a environ 795 000 dollars au cours de la premiére
année suivant la mise en ceuvre du Réglement. Celle-ci comprend
I’élaboration d’un systéme électronique de saisie de données pour
soutenir les exigences en matiere de production de rapports.
Au cours des années suivantes, on estime que les cofits seront
d’environ 575 000 dollars par année pour la gestion du
Reglement.

De 2015 a 2035, la valeur actualisée totale des coits pour le
gouvernement sera d’environ 11 millions de dollars.

7.4 Avantages

7.4.1 Avantages de la réduction des gaz a effet de serre

Etant donné que les émissions de gaz 2 effet de serre provenant
du gaz naturel ainsi que du captage et de la séquestration de car-
bone issu du charbon sont bien plus faibles que pour le charbon,
cela entrainerait une diminution des émissions de gaz a effet de
serre. Les facteurs d’émission de charbon différent selon la pro-
vince en raison du fait que différents types de charbon sont dispo-
nibles dans diverses régions du pays. Ces facteurs d’émission
devraient rester constants au cours de la période de prévision. Les
facteurs d’émission de gaz naturel ne varient pas selon les provin-
ces ou au cours de la période de prévision.



2012-09-12 Canada Gazette Part 11, Vol. 146, No. 19

Gazette du Canada Partie I, Vol. 146, n° 19 SOR/DORS/2012-167

Over 2015 to 2035, there would be cumulative reductions in
GHGs from the utility sector as a whole, relative to BAU, of ap-
proximately 219 Mt (Table 15).% The largest reductions would be
in Alberta (160 Mt), followed by Saskatchewan (45 Mt) and
Nova Scotia (15 Mt). These reductions are above and beyond
existing and assumed federal and provincial actions. Figure 4
shows the GHG emissions in the electricity sector under the BAU
and regulatory scenarios.

Table 15: GHG Emission Reductions
from Ultility Generation

De 2015 a 2035, il y aura des réductions cumulatives des gaz a
effet de serre provenant de I’ensemble du secteur de 1’électricité,
par rapport au scénario de maintien du statu quo, a concurrence
d’environ 219 Mt (tableau 15)*. Les réductions les plus impor-
tantes seraient en Alberta (160 Mt), en Saskatchewan (45 Mt) et
en Nouvelle-Ecosse (15 Mt). Ces réductions vont au-dela des
mesures fédérales et provinciales existantes et présumées. La
figure 4 illustre les émissions de gaz a effet de serre dans le sec-
teur de I’électricité selon le scénario de maintien du statu quo et le
scénario réglementaire.

Tableau 15 : Réduction des émissions de gaz a effet
de serre liée a la production d’électricité
par les services publics

Réductions cumulatives Valeur actualisée des
Cumulative 2015-2035 Present Value of GHG 2015-2035 réductions de gaz a effet
Region (Mt, COze) Reductions ($M) Région (Mt, équivalents en CO;) de serre (en millions de dollars)
AB 160 4,131 Alb. 160 4131
SK 45 1,144 Sask. 45 1144
NS 15 385 N.-E. 15 385
Canada 219 5,634 Canada 219 5634
Figure 4: GHG Emission Profile
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3 This figure represents the gross reductions from the utility sector relative to the
BAU. For net reductions after accounting for GHGs, which result from increased
extraction of oil and gas, see Table 22.

3 Ce chiffre représente les réductions brutes dans le secteur des services publics
par rapport au maintien du statu quo. Pour connaitre les réductions nettes apres
avoir tenu compte des gaz a effet de serre qui découlent de 1’augmentation de
I’extraction du pétrole et du gaz, voir le tableau 22.
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Figure 4 : Profil des émissions de gaz a effet de serre
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The estimated value of avoided damages from GHG reductions
is based on climate change damages avoided at the global level,
given that climate change is a global issue and it is not possible to
directly associate climate change damages in any given region
with greenhouse gas emissions from that region. The value placed
on anticipated climate change damages is usually referred to as
the social cost of carbon (SCC). Estimates of the SCC vary
widely due to challenges in predicting future emissions, climate
change, damages and determining the appropriate weight to place
on future costs relative to near term costs (discount rate).

Social cost of carbon values used in this assessment draw on
work undertaken by Environment Canada in collaboration with an
interdepartmental federal government technical committee, and in
consultation with a number of external academic experts.** This
work involved reviewing the existing literature and other coun-
tries’ approaches to valuing greenhouse gas emissions. Prelimin-
ary recommendations, based on current literature and in line with
the approach adopted by the U.S. Interagency Working Group on
the Social Cost of Carbon,® are that it is reasonable to estimate
SCC values at $26/tonne of CO,e in 2010, increasing at a given
percentage each year associated with the expected growth in
damages.*® Environment Canada’s review also concluded that a
value of $104/tonne in 2010 should be considered for sensitivity

3 Contact Environment Canada’s Economic Analysis Directorate for any ques-
tions regarding methodology, rationale, or policy.

3 U.S. Interagency Working Group paper on SCC: IWGSCC, 2010, “Social Cost
of Carbon for Regulatory Impact Analysis Under Executive Order 12866,” U.S.
government.

% The value of $26/tonne of CO, in 2010 (in 2010 Canadian dollars) and its
growth rate have been estimated using an arithmetic average of the three models
PAGE, FUND, and DICE.
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La valeur estimée des dommages évités par la réduction des
gaz a effet de serre est fondée sur les dommages liés aux change-
ments climatiques et évités a 1’échelle mondiale. Cette approche
repose sur le fait que les changements climatiques sont un enjeu
mondial et qu’il n’est pas possible d’établir un lien direct entre les
dommages liés aux changements climatiques dans une région
donnée et les émissions de gaz a effet de serre provenant de cette
région. La valeur attribuée aux dommages prévus en raison des
changements climatiques est habituellement appelée coit social
du carbone (CSC). Les estimations du cofit social du carbone
varient considérablement en raison des défis liés a la prévision
des émissions futures, des changements climatiques et des dom-
mages, ainsi que de ceux qui ont trait a I’importance a accorder
aux colts futurs par rapport aux coflits a court terme (taux
d’actualisation).

Le cofit social des valeurs du carbone utilisées dans la présente
évaluation repose sur les travaux menés par Environnement Ca-
nada en collaboration avec un comité technique interministériel
du gouvernement fédéral, et en consultation avec plusieurs ex-
perts universitaires externes**. Dans le cadre de ces travaux, la
documentation existante et les approches d’autres pays a 1’égard
de I’évaluation des émissions de gaz a effet de serre ont été exa-
minées. Selon les recommandations préliminaires fondées sur la
documentation actuelle et en accord avec 1’approche adoptée par
I’Interagency Working Group on Social Cost of Carbon aux
Etats-Unis®, il est raisonnable d’estimer les valeurs du cofit social
du carbone a 26 dollars par tonne d’équivalent de CO, en 2010.
Ces valeurs augmenteront selon un pourcentage donné chaque

3 Communiquer avec la Direction de 1’analyse économique d’Environnement
Canada pour toute question au sujet de la méthodologie, d’une justification ou
d’une politique.

3 Document de I'Interagency Working Group on SCC aux Etats-Unis : INGSCC,
2010, « Social Cost of Carbon for Regulatory Impact Analysis Under Executive
Order 12866 », gouvernement des Etats-Unis.
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analysis, reflecting arguments raised by Weitzman (2011)*” and
Pindyck (2011)® regarding the treatment of right-skewed prob-
ability distributions of the SCC in cost-benefit analyses.*® Their
argument calls for full consideration of low probability, high-cost
climate damage scenarios in cost-benefit analyses to more accur-
ately reflect risk. A value of $104 per tonne does not, however,
reflect the extreme end of SCC estimates, as some studies have
produced values exceeding $1,000 per tonne of carbon emitted.

The interdepartmental working group on SCC also concluded
that it is necessary to continually review the above estimates in
order to incorporate advances in physical sciences, economic
literature, and modelling to ensure the SCC estimates remain cur-
rent. Environment Canada will continue to collaborate with the
federal technical committee and outside experts to review and
incorporate as appropriate new research on SCC in the future.

année en rapport avec la croissance prévue des dommages®®.
L’étude menée par Environnement Canada conclut également
qu’une valeur de 104 dollars par tonne en 2010 doit &tre prise en
considération pour I’analyse de sensibilité, en reflétant les argu-
ments soulevés par Weitzman (201 1)*" et Pindyck (2011)* en ce
qui concerne le traitement de la distribution de probabilité de
I’asymétrie & droite du cofit social du carbone dans les analyses
cofits-avantages®. Leur argument réclame la pleine prise en
considération des scénarios de dégats climatiques a cofits élevés
et a faible probabilité dans les analyses colts-avantages afin de
refléter plus adéquatement le risque. Cependant, une valeur de
104 dollars par tonne ne reflete pas la limite extréme des estima-
tions du cofit social du carbone, car certaines études ont produit
des valeurs qui dépassent 1 000 dollars par tonne de carbone
émise.

Le groupe de travail interministériel sur le cofit social du car-
bone a également conclu qu’il est nécessaire d’examiner conti-
nuellement les estimations ci-dessus afin d’incorporer les progres
réalisés en matiere de sciences physiques, de documentation éco-
nomique et de modélisation, dans le but d’assurer la pertinence
des estimations du cofit social du carbone. Environnement Canada
continuera a collaborer avec le comité technique du gouverne-
ment fédéral et des experts externes pour examiner et intégrer au
besoin les nouvelles recherches sur le coiit social du carbone a
I’avenir.

Figure 5: SCC Estimates (2010 Canadian Dollars/tonne)
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37 “Fat-Tailed Uncertainty in the Economics of Climate Change,” Review of En-
vironmental Economic Policy, 5(2), 275-292 (summer 2011).

38 “Fat Tails, Thin Tails, and Climate Change Policy,” Review of Environmental
Economics and Policy, summer 2011.

% The value of $104/tonne of CO in 2010 (in 2010 Canadian dollars) and its
growth rate have been estimated using an arithmetic average of the two models
PAGE and DICE. The FUND model has been excluded in this estimate because
it does not include low probability, high-cost climate damage.

36 On a estimé la valeur de 26 dollars par tonne de CO, en 2010 (en dollars cana-
diens de 2010) et son taux de croissance a 1’aide d’une moyenne arithmétique
des trois modeles PAGE, FUND et DICE.

3 « Fat-Tailed Uncertainty in the Economics of Climate Change », Review of

Environmental Economic Policy, 5(2), pages 275 a 292 (été 2011).

« Fat Tails, Thin Tails, and Climate Change Policy », Review of Environmental

Economics and Policy, été 2011.

On a estimé la valeur de 104 dollars par tonne de CO, en 2010 (en dollars cana-

diens de 2010) et son taux de croissance a 1’aide d’'une moyenne arithmétique

des deux modeles PAGE et DICE. Le modele FUND a été exclu de cette estima-
tion, car il ne comprend pas les dégits climatiques a coiits élevés et a faible
probabilité.
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Figure 5 : Estimation de coiit social du carbone (en dollars canadiens de 2010/tonne)
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Based on this estimate, the present value of the incremental
GHG emission reductions from the utility sector under the Regu-
lations is estimated to be $5,634 million (Table 15).

7.4.2 Benefits from CAC reductions

Presented below are CAC reductions and the associated health
and environmental benefits.

Criteria air contaminant reductions

Criteria air contaminants are a group of air pollutants that in-
clude sulphur oxide (SO,), nitrogen oxides (NO), particulate
matter (PM); volatile organic compounds (VOC), carbon monox-
ide (CO) and ammonia (NH;) and ground-level ozone (O3). These
air pollutants are associated with smog formation, acid rain, and a
wide range of health outcomes.

The generation of electricity is from coal-fired power plants is
a contributor to emissions of CACs in Canada. As a result of the
Regulations, the following are the most significant cumulative
changes to electricity generation in Canada over the period 2015
to 2035:
e (Coal-fired electricity generation is projected to decline by
337 TWh (net of a 38 TWh increase in CCS generation).

Natural gas generation is projected to increase by 256 TWh.

CAC emissions from electricity generation using natural gas
and coal with CCS are significantly lower than coal-fired genera-
tion, which results in fewer CAC emissions under the regulatory

2044

D’apres cette estimation, la valeur actualisée des réductions
progressives des émissions de gaz a effet de serre en vertu du
Reéglement est évaluée a 5 634 millions de dollars (tableau 15).

7.4.2 Avantages de la réduction des principaux contaminants
atmosphériques

La réduction des principaux contaminants atmosphériques et
les avantages pour la santé et 1’environnement sont présentés
ci-dessous.

Réduction des principaux contaminants atmosphériques

Les principaux contaminants atmosphériques désignent un
groupe de polluants atmosphériques qui comprennent les oxydes
de soufre (SO,), les oxydes d’azote (NO,), les matieres particulai-
res (MP), les composés organiques volatils (COV), le monoxyde
de carbone (CO), I’ammoniac (NH3) et ’ozone troposphérique
(O3). Ces polluants atmosphériques sont associés a la formation
de smog, aux pluies acides et a un vaste éventail de problemes de
santé.

N

La production d’électricité a partir des centrales électriques
alimentées au charbon contribue aux émissions de principaux
contaminants atmosphériques au Canada. Grace au Reglement,
les changements cumulatifs les plus importants en matiere de
production d’électricité au Canada au cours de la période de 2015
22035 seraient les suivants :

e La production d’électricité a partir du charbon devrait dimi-
nuer de 337 TWh (sans compter 1’augmentation de 38 TWh
de la production avec captage et la séquestration de carbone).

N

La production d’électricité a partir du gaz naturel devrait
augmenter de 256 TWh.

Etant donné que les émissions des principaux contaminants at-
mosphériques issus de la production d’électricité a partir du gaz
naturel et du charbon avec captage et séquestration de carbone
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scenario. The CAC emissions (and resulting changes) are deter-
mined using emissions coefficients based on the 2009 National
Pollutant Release Inventory (NPRI). The coefficients are deter-
mined by dividing a specific emission for 2009 by an economic
driver for 2009 (e.g. volume of fuel used or volume of output).
The coefficient is then multiplied by future output (volume of fuel
used or volume of output) to determine the projected emission
levels and resulting changes.*’

Nationally, the Regulations are expected to lead to a reduction
in CACs from the electricity sector. Table 16 shows the cumula-
tive changes over 2015 to 2035 (in absolute terms) which corres-
pond to the following changes over time (in percentage terms):

Table 16: Cumulative Changes in CAC Emissions

sont sensiblement inférieures a celles issues du charbon, elles sont
plus faibles dans le scénario réglementaire. Les émissions des
principaux contaminants atmosphériques (et les changements qui
en découlent) sont déterminées en utilisant des coefficients
d’émissions fondés sur I'Inventaire national des rejets de pol-
luants (INRP) de 2009. Les coefficients sont calculés en divisant
une émission donnée pour 2009 par un facteur économique de la
méme année (par exemple le volume de combustible utilisé ou le
volume d’extrants). Le coefficient est ensuite multiplié par le
futur résultat (volume de combustible utilisé ou volume du résul-
tat) afin de déterminer les niveaux d’émissions prévus et les
changements qui en découlent™.

A I’échelle nationale, on s’attend a ce que le Reéglement contri-
bue a une réduction des principaux contaminants atmosphériques
provenant du secteur de 1’électricité. Le tableau 16 présente les
changements cumulatifs de 2015 a 2035 (en termes absolus)
qui correspondent aux changements suivants au fil du temps (en
termes de pourcentage) :

Tableau 16 : Variations cumulatives des émissions des
principaux contaminants atmosphériques

2015-2035 Change 2015-2035 Changement
Criteria air contaminant (kilotonnes) by 2035 Criteres — contaminants atmosphériques (kilotonnes) par 2035
Sulphur oxides (SOy) -1 156 21.7% Oxydes de soufre (SOx) -1 156 217 %
Nitrogen oxides (NOy) -546 -10.0% Oxydes d’azote (NOy) -546 -10.0 %
Particular matter (TPM) -71 -14.3% Matieres particulaires totales (MPT) -71 -143 %
Particular matter <10 microns (PMg) -24 -8.3% Matiere particulaire < 10 microns (MP;() 24 -8.3 %
Carbon monoxide (CO) -48 -3.7% Monoxyde de carbone (CO) -48 3.7 %
Particular matter <2.5 microns (PM;s) 9 -4.3% Matiere particulaire < 2,5 microns (MP,5) 9 43 %

The geographic distribution of the cumulative changes is
shown in Figure 6. The proportional differences between prov-
inces are largely determined by the amount of coal-fired genera-
tion displaced, the type of coal that would have been burned, and
the type of replacement generation. In general, by far the biggest
decline in harmful CACs would occur in Alberta, with the excep-
tion of TPM where Saskatchewan would experience the greatest
drop in emissions.

40 The emission factors are based on NPRI 2007, and hence often differ at the unit
level. Projected increases in new generation are calibrated to historical national
inventory levels.

La répartition géographique des changements cumulatifs est
présentée a la figure 6. Les différences proportionnelles entre les
provinces sont déterminées en grande partie par la quantité de
production alimentée au charbon qui est déplacée, le type de
charbon qui aura été brilé, et le type de production de remplace-
ment. En général, la diminution la plus importante des principaux
contaminants atmosphériques se produirait de loin en Alberta, a
I’exception des matieres particulaires totales, ou la Saskatchewan
connaitrait la baisse la plus importante en matiére d’émissions.

40 Les facteurs d’émission sont fondés sur I'Inventaire national des rejets de pol-
luants de 2007; ainsi, ils different souvent au niveau des unités. Les augmenta-
tions prévues de la nouvelle production sont étalonnées selon des niveaux
d’inventaire national historiques.
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Figure 6: Distribution of Cumulative Reductions in CAC Emissions, 2015-2035
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Figure 6 : Répartition des réductions cumulatives des émissions de principaux contaminants atmosphériques, 2015 a 2035
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significantly smaller than those from the electricity sector. An
analysis prepared by Environment Canada indicated these poten-
tial emission changes represent less than 1% of the total emissions
from the electricity power sector. In addition, since the emission
impacts occur in opposite directions (e.g. reductions in emissions
from coal mining, increases from natural gas extraction and
transportation), the net effect would be even smaller. As a result,
these impacts were excluded from the analysis.

Air quality and benefit estimation modelling

To estimate how these emission reductions would impact hu-
man health and the environment, Environment Canada began by
using A Unified Regional Air-quality Modelling System
(AURAMS) model to predict how the emission changes would
affect local air quality. This is a fully three-dimensional state-of-
the-art numerical model described in peer-reviewed scientific
literature. AURAMS combined the information on predicted
emission changes, with information on wind speed and direction,
temperatures, humidity levels, and existing pollution levels, in
order to predict how these emissions changes would impact local
air quality.

The AURAMS air quality modelling system was run for two
years and four scenarios of anthropogenic emissions representing
two different projection years: two scenarios (one for the BAU
and the other for the regulatory scenario) were run for the year
2020, and the other two scenarios were run for the year 2030 to
provide ambient air concentration of pollutants. The meteoro-
logical data used for these four scenarios was for the year 2006
and was generated by Environment Canada’s weather forecast
model.

The ambient air concentration results were then used to esti-
mate the incremental health and environmental benefits for those
two years using the Air Quality Benefits Assessment Tool
(AQBAT) and the Air Quality Valuation Model (AQVM?2). How-
ever, in order to estimate the benefits for all the years between
2015 and 2035, linear interpolation and extrapolation techniques
were used. More specifically, for the 2015-2020 period, benefits
were assumed to be null in 2015-2017, as no change in air quality
was expected, and interpolated linearly up to the 2020 value. For
the 2020-2025 period, benefits were assumed to remain constant
at the 2020 level as the air quality was not expected to improve
significantly. For the 2025-2030 period, benefits were interpol-
ated linearly between 2025 and 2030 values. Finally, benefits
were assumed to remain constant between 2030 and 2035. When-
ever the benefits were assumed to remain constant, estimates
were adjusted to account for changes in population and base data.
Note that this assumption provides conservative estimates for
health and environmental benefits as the reductions in CACs
are expected to increase over time due to more coal-fired unit
retirements.

et gazoduc). Toutefois, les changements dans ces émissions sont
bien plus faibles que ceux provenant du secteur de 1’électricité.
Une analyse menée par Environnement Canada a indiqué que ces
changements potentiels des émissions représentent moins de 1 %
des émissions totales issues du secteur de 1’électricité. De plus,
étant donné que les répercussions des émissions prennent des
chemins opposés (réductions des émissions issues de 1’extraction
du charbon, augmentations des émissions provenant de I’ex-
traction et du transport de gaz naturel), I’effet net sera d’autant
plus faible. Par conséquent, ces répercussions ont été exclues de
I’analyse.

Modélisation de la qualité de 1’air et de I’estimation des avantages

Pour estimer la fagon dont ces réductions auraient une inci-
dence sur la santé humaine et 1’environnement, Environnement
Canada a utilisé le modele nommé A Unified Regional Air-
quality Modelling System (AURAMS) afin de prédire la facon
dont les changements d’émissions influeraient sur la qualité de
I’air local. 1l s’agit d’un modele numérique de pointe entierement
tridimensionnel décrit dans la documentation scientifique passée
en revue par les pairs. Dans ce modele, on a combiné les rensei-
gnements sur les changements prévus en maticre d’émissions
ainsi que les données sur la vitesse et la direction du vent, les
températures, les niveaux d’humidité et les niveaux de pollution
existants afin de prévoir la facon dont ces changements pourraient
avoir des répercussions sur la qualité de I’air local.

Le systeme de modélisation de la qualité de I’air AURAMS a
été appliqué pour une période de seulement deux ans dans le ca-
dre de quatre scénarios d’émissions anthropiques représentant
deux années de prévisions différentes. Deux scénarios (un scéna-
rio de maintien du statu quo et un scénario réglementaire) ont été
utilisés pour I’année 2020 et les deux autres ont été utilisés pour
I’année 2030 afin de connaitre la concentration des polluants dans
I’air ambiant. Les données météorologiques utilisées pour ces
quatre scénarios portaient sur I’année 2006 et ont été générées par
le modele de prévision météorologique d’Environnement Canada.

Les résultats ont ensuite servi a estimer les avantages différen-
tiels pour la santé et I’environnement pour ces deux années au
moyen de I’outil pour évaluer les avantages d’une meilleure qua-
lité de 1’air (OEAQA) et du modele d’évaluation de la qualité de
I’air d’Environnement Canada (MEQAZ2). Cependant, afin d’esti-
mer les avantages pour toutes les années entre 2015 et 2035, des
techniques d’interpolation et d’extrapolation linéaires ont été uti-
lisées. Plus précisément, pour la période de 2015 a 2020, les
avantages ont été estimés nuls de 2015 a 2017, étant donné
qu’aucun changement de la qualité de I’air n’est prévu, et interpo-
1és de facon linéaire jusqu’a la valeur de 2020. Pour la période de
2020 a 2025, on a estimé que les avantages restaient constants au
niveau de 2020, tandis qu’on ne s’attendait pas a ce que la qualité
de I’air connaisse une amélioration considérable. Pour la période
de 2025 a 2030, les avantages ont été interpolés de facon linéaire
entre les valeurs de 2025 et de 2030. Enfin, on a estimé que les
avantages resteraient constants entre 2030 et 2035. Lorsqu’on a
estimé que les avantages resteraient constants, les estimations ont
été ajustées pour tenir compte des changements de la population
et de la base de données. Il est a noter que cette hypothése donne
des estimations prudentes des avantages pour la santé et ’envi-
ronnement étant donné que les réductions des émissions de prin-
cipaux contaminants atmosphériques devraient augmenter au fil
du temps en raison de la mise hors service de centrales alimentées
au charbon supplémentaires.
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Health benefits

When addressing impacts of air pollution on human health, the
most important air quality improvements are the reductions in
ambient PM, 5 and ozone levels. Note that the reductions in ambi-
ent PM levels are due in large part to the reduction in precursor
pollutants, such as NO, and SO,. Both NO, and SO, interact with
the atmosphere in order to create PM. While the primary PM
emissions from the electricity sector are important, it is the sec-
ondary PM formation resulting from NO, and SO, emissions,
which has the greatest human health impact.

Average ambient air quality improvements

The largest improvements in air quality are expected to occur
in Alberta, Saskatchewan, and Manitoba (Table 17). This is true
for both particulate matter and ozone. For ozone, the air quality
improvements are somewhat more spread out, but the Prairies still
dominate.

While some areas will certainly experience greater air quality
improvements than others, at a provincial level, air quality is ex-
pected to improve across almost all provinces. Air quality im-
provements experienced by typical residents in each province for
2030 are shown in Table 17. The Regulations are not expected to
have any noticeable incremental change in concentrations of air
pollution in British Columbia, the Northwest Territories, Yukon
or Nunavut. For this reason, they are not included in the table.

Avantages pour la santé

Pour ce qui est des répercussions de la pollution atmosphérique
sur la santé humaine, les améliorations de la qualité de I’air les
plus importantes sont les réductions des taux de MP, s et d’ozone
dans 1I’air ambiant. 11 est a noter que les réductions des niveaux de
matieres particulaires dans 1’air ambiant sont en grande partie
dues a la réduction de polluants précurseurs, comme 1’oxyde
d’azote et ’oxyde de soufre. Ces deux composés interagissent
avec l’atmosphere pour créer des matieres particulaires. Par
conséquent, bien que les émissions de matieres particulaires pri-
maires issues du secteur de 1’électricité soient importantes, ce
sont les matieres particulaires secondaires liées aux émissions de
NO, et de SO, qui ont la plus forte incidence sur la santé
humaine.

Améliorations moyennes de la qualité de 1’air ambiant

Les plus importantes améliorations dans la qualité de ’air sont
prévues en Alberta, en Saskatchewan et au Manitoba (tableau 17).
Cela est vrai pour les matieres particulaires et 1’ozone. Pour
I’ozone, les améliorations de la qualité de 1’air sont moins uni-
formes, mais elles sont quand méme plus importantes dans les
Prairies.

Meéme si certaines zones connaitront certainement plus d’amé-
liorations de la qualité de I’air que d’autres, a 1’échelle provin-
ciale, la qualité de I’air devrait s’améliorer pour la plupart des
provinces. Les améliorations de la qualité de 1’air ressenties par
les résidents habituels dans chaque province pour 2030 sont pré-
sentées dans le tableau 17. Le Reglement ne devrait pas occasion-
ner de changements graduels perceptibles de la concentration de
la pollution atmosphérique en Colombie-Britannique, dans les
Territoires du Nord-Ouest, au Yukon ou au Nunavut. Pour cette
raison, ils ne sont pas inclus dans le tableau.

Table 17: Estimated Average* Provincial Air Quality Improvements in 2030

PM; 5 Levels Annual Ozone Levels

(Population Weighted) (Population Weighted)
Projected BAU Regulations Percent BAU Regulations Percent

Region Population (ug/m?) (ug/m®) Reduction (ppm) (ppm) Reduction

NL 490 575 2.288 2.275 0.56% 31.562 31.519 0.14%
PEI 160 695 4.227 4215 0.26% 32.229 32.192 0.12%
NS 975 819 2.888 2.879 0.33% 32.823 32.781 0.13%
NB 765 669 2.303 2.3 0.13% 32.171 32.158 0.04%
QC 9093 237 6.794 6.792 0.02% 31.976 31.971 0.02%
ON 16 511 597 7.049 7.045 0.06% 35.848 35.84 0.02%
MB 1453742 3.75 3.681 1.84% 31.672 31.587 0.27%
SK 1109 721 2.884 2.757 4.39% 34.349 34.158 0.56%
AB 5290 803 5.713 5.579 2.36% 37.891 37.695 0.52%
Total 35851 858 6.232 6.203 0.47% 34.716 34.671 0.13%

* The average is the emission levels weighted based on the population of the census regions.

Tableau 17 : Estimation des améliorations de la qualité de I’air moyenne* a I’échelle provinciale en 2030

Niveau de MP, 5
(pondération selon la population)

Niveau d’ozone annuels
(pondération selon la population)

Population MSQ Réglement Réduction en MSQ Réglement Réduction en
Région prévue (ug/m3) (ug/m3) pourcentage (ppm) (ppm) pourcentage
T.-N.-L. 490 575 2,288 2,275 0,56 % 31,562 31,519 0,14 %
i-P.-E. 160 695 4,227 4,215 0,26 % 32,229 32,192 0,12 %
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Tableau 17 : Estimation des améliorations de la qualité de ’air moyenne* a 1’échelle provinciale en 2030 (suite)

Niveau de MP, 5 Niveau d’ozone annuels
(pondération selon la population) (pondération selon la population)

Population MSQ Réglement Réduction en MSQ Réglement Réduction en
Région prévue (ug/m?) (ug/m®) pourcentage (ppm) (ppm) pourcentage
N.-E. 975 819 2,888 2,879 0,33 % 32,823 32,781 0,13 %
N.-B. 765 669 2,303 23 0,13 % 32,171 32,158 0,04 %
Qc. 9093 237 6,794 6,792 0,02 % 31,976 31,971 0,02 %
Ont. 16511597 7,049 7,045 0,06 % 35,848 35,84 0,02 %
Man. 1453742 375 3,681 1,84 % 31,672 31,587 0,27 %
Sask. 1109 721 2,884 2,757 4,39 % 34,349 34,158 0,56 %
Alb. 5290 803 5,713 5,579 2,36 % 37,891 37,695 0,52 %
Total 35851 858 6,232 6,203 0,47 % 34,716 34,671 0,13 %

* La moyenne représente les niveaux d’émissions pondérés selon les régions de recensement de la population.

Improved health outcomes

The human health impacts and resulting socio-economic bene-
fits are highly dependent on population proximity to the source of
coal-fired electricity generation emissions. It is the population
exposure to changes in air quality, and not simply the absolute
changes in PM and ozone levels, which determines the health
benefits of the Regulations. For this reason, the areas that experi-
ence the largest health benefits, and the areas that experience the
largest air quality improvements, are not necessarily the same.

The health benefits covered by the analysis include a wide
range of health outcomes linked with air pollution. These range
from health outcomes such as asthma episodes and minor breath-
ing difficulties to much more serious impacts such as visits to the
emergency room and hospitalization for respiratory or cardio-
vascular problems. Air pollution also increases the average per
capita risk of death. While the changes in individual risk levels
are small, these individual risk reductions translate into large
social benefits.

Table 18 shows some of the estimated changes in cumulative
health outcomes as a result of the Regulations. The table also
shows the estimated total present value of the improvement in
social welfare, expressed in economic (dollar) terms, for all
avoided health impacts over 2015-2035.*! The present value of
the health benefits is estimated at $4.2 billion, with the largest
benefits in Alberta (65 %), followed by Saskatchewan (15%) and
Manitoba (9 %). The PM, 5 reductions account for more than 69 %
of the health benefits from the Regulations in 2030, while ozone
improvements account for 26 %.

4l The health outcomes shown in Table 18 are statistical estimates, based on the
overall changes in per capita risks. For example, the AQBAT model predicts that
over the period 2015-2035 the Regulations would reduce mortality risks in
Manitoba, resulting in an estimated approximately 80 fewer premature deaths in
the province. However, this does not mean that there will be 80 specific, identi-
fiable individuals who will be “saved” in Manitoba. Thus, the “health benefits”
of the Regulations are not the number of lives “saved” per se, but rather the re-
duction in the average per capita risk. Similarly, the values in the economic
benefit column do not measure the benefit of the individual lives saved, or hos-
pitalizations prevented. Rather, this is the aggregated benefit of the reduction in
individual risk levels across the province.

Résultats améliorés pour la santé

Les incidences sur la santé humaine et les avantages socioéco-
nomiques qui en découlent dépendent considérablement de la
proximité de la population par rapport a la source des émissions
issues de la production d’électricité & partir du charbon. C’est
I’exposition de la population aux changements de la qualité de
I’air et pas simplement les changements absolus des concentra-
tions de matieres particulaires et d’ozone qui déterminent les
avantages du Reéglement pour la santé. Pour cette raison, les ré-
gions qui connaissent les plus grands avantages sur la santé et
celles qui connaissent les plus importantes améliorations de la
qualité de I’air ne sont pas nécessairement les mémes.

Les avantages pour la santé visés par 1’analyse comprennent un
vaste éventail de problemes de santé liés a la pollution atmosphé-
rique. Ces problemes peuvent aller de crises d’asthme et de diffi-
cultés respiratoires mineures a des effets beaucoup plus graves,
comme les visites en salle d’urgence et I’hospitalisation pour des
problemes respiratoires ou cardiovasculaires. La pollution atmos-
phérique augmente également le risque moyen de déces par habi-
tant. Bien que les changements dans les niveaux de risques
individuels soient faibles, ces réductions se traduisent par des
avantages sociaux importants.

Le tableau 18 présente certains des changements estimés dans
les résultats cumulatifs pour la santé qui découlent du Réglement.
Le tableau présente également I’estimation de la valeur actualisée
totale en ce qui a trait aux améliorations en matiere de bien-étre
social, exprimée en termes économiques (dollars), pour toutes les
répercussions évitées sur la santé de 2015 a 2035*. La valeur
actualisée des avantages pour la santé est évaluée a 4,2 milliards
de dollars. Ils sont plus importants en Alberta (65 %), suivie de la
Saskatchewan (15 %) et du Manitoba (9 %). Les réductions de
MP, 5 représentent plus de 69 % des avantages pour la santé dé-
coulant du Reglement en 2030, tandis que les améliorations pour
I’ozone représentent 26 % de ces avantages.

41 Les résultats pour la santé présentés dans le tableau 18 sont des estimations
statistiques fondées sur les changements globaux dans les risques par habitant.
Par exemple, le modele OEAQA prévoit qu’au cours de la période de 2015 a
2035, le Reglement réduira les risques de mortalité au Manitoba, ce qui donne-
rait lieu a environ 80 déces prématurés de moins dans la province. Toutefois, ce-
la ne signifie pas qu’il y aura 80 personnes identifiables qui seront « sauvées »
au Manitoba. Les « avantages pour la santé » du Reglement ne représentent
donc pas le nombre de vies «sauvées », mais plutét la réduction du risque
moyen par habitant. De la méme maniére, les valeurs dans la colonne des avan-
tages économiques ne mesurent pas I’avantage des vies sauvées ou des hospita-
lisations empéchées. Au contraire, il s’agit des avantages regroupés de la réduc-
tion des niveaux de risques individuels partout dans la province.
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Table 18: Cumulative Avoided Health Impacts, 2015 to 2035, Selected Health Outcomes*

Emergency Room Days o Breathing | gielih Gutcomes* (Millions of 2010 Dollars)
Premature Visits and Difficulty and Reduced

Region Mortality Hospitalization Asthma Episodes Activity Ozone related | PM,;s related Total
Canada 900 800 120 000 2700 000 $1,100 $2,900 $4,200%*
Newfoundland and
Labrador 10 9 1200 21 000 $19 $26 $46
Prince Edward Island 2 280 4600 $4 $5 $9
Nova Scotia 11 9 1200 19 000 $23 $24 $49
New Brunswick 3 3 450 6400 $7 $7 $13
Quebec 18 18 2700 47 000 $35 $50 $84
Ontario 57 49 7 000 170 000 $75 $190 $260
Manitoba 80 68 9 000 240 000 $88 $290 $380
Saskatchewan 140 110 15 000 360 000 $160 $440 $630
Alberta 590 520 80 000 1900 000 $680 $1,900 $2,700

* Individual numbers may not necessarily add up to totals due to rounding.
** These totals include other pollutant-related health benefits

Tableau 18 : Répercussions cumulatives évitées sur la santé, de 2015 a 2035, résultats sélectionnés pour la santé*

Jours durant lesquels | Valeur actualisée du total des problémes de santé
Visite en salle on éprouve des évités pour 2015* (en millions de dollars de 2010)
Mortalité d’urgence et difficultés a respirer et

Région prématurée hospitalisations Crises d’asthme | on réduit ses activités | Liés a I’ozone | Liés aux MP, 5 Total
Canada 900 800 120 000 2700 000 1100 $ 2900 $ 4200 $**
Terre-Neuve-et-
Labrador 10 9 1200 21 000 19% 26$ 46 $
fle-du-Prince-Edouard 2 280 4600 4 5% 9$
Nouvelle-Ecosse 11 9 1200 19 000 23$ 24 % 498
Nouveau-Brunswick 3 3 450 6 400 7% 7% 13$
Québec 18 18 2700 47 000 35% 508$ 84
Ontario 57 49 7 000 170 000 75$ 190 $ 260 $
Manitoba 80 68 9 000 240 000 88$ 290 $ 380 $
Saskatchewan 140 110 15000 360 000 160 $ 440 $ 630 $
Alberta 590 520 80 000 1900 000 680 $ 1900 $ 2700 $

* Les chiffres étant arrondis, il est possible que les sommes ne correspondent pas exactement aux totaux.

*#* Ces totaux comprennent d’autres avantages pour la santé liés aux polluants.

The Regulations are not expected to have any noticeable in-
cremental change in concentrations of air pollution in British
Columbia, the Northwest Territories, the Yukon or Nunavut. As a
result, no incremental health impacts are expected for these
regions.

Mercury reductions from the electricity sector

Mercury is a heavy metal that can be released into the environ-
ment as a result of human activity (i.e. primarily anthropogenic),
including through the combustion of coal. The largest anthropo-
genic source of mercury emissions in Canada is from electric
power generation plants, which represented approximately 30%
of emissions in 2007.

Once in the environment, mercury can be converted to various
forms. For example, mercury can be transformed into a highly
toxic compound called methyl mercury, which can accumulate in
living organisms and biomagnify (i.e. increase in concentration)
as it moves up the food chain. This is the form of mercury to
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Le Reéglement ne devrait pas occasionner de changements gra-
duels perceptibles de la concentration de la pollution atmosphéri-
que en Colombie-Britannique, dans les Territoires du Nord-Ouest,
au Yukon ou au Nunavut. Par conséquent, aucune incidence gra-
duelle sur la santé n’est prévue pour ces régions.

Réductions du mercure provenant du secteur de 1’électricité

Le mercure est un métal lourd qui peut étre libéré dans I’envi-
ronnement a la suite d’une activité humaine (c’est-a-dire des acti-
vités anthropiques primaires), y compris par I’intermédiaire de la
combustion du charbon. La plus importante source anthropique
d’émissions de mercure au Canada provient des centrales électri-
ques, qui représentaient environ 30 % des émissions en 2007.

Une fois qu’il est rejeté dans 1’environnement, le mercure se
transforme de plusieurs maniéres. Ainsi, il peut se transformer en
un composé hautement toxique appelé méthylmercure. Celui-ci
peut s’accumuler dans les organismes vivants et s’y amplifier
(c’est-a-dire que sa concentration y augmente) au fur et a mesure
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which humans are most often exposed, primarily through con-
sumption of fish and other seafood.

Human exposure to mercury can result in a number of health
effects such as intellectual quotient (IQ) loss, memory loss and
even death. Studies have examined the link between exposure to
mercury and 1Q effects. Neurological damage resulting in im-
paired prenatal brain development can lead to reduced IQ points,
with associated costs for the individual and society stemming
from direct and indirect loss of productivity, earnings and educa-
tion, and well-being.

The Regulations are estimated to result in a cumulative reduc-
tion of 6 686 kg of mercury released to the environment over the
period 2015-2035 compared to the BAU scenario (Table 19). The
majority of these reductions are forecast to occur in Alberta
(54 %) followed by Saskatchewan (38 %) and Nova Scotia (8 %).

Several studies in the economic literature have estimated and
monetized the socio-economic value of mercury-related health
impacts. Rice and Hammit (2005) estimated the value of health
benefits from proposed caps on mercury emissions from U.S.
power plants. With respect to the impacts of mercury on brain
development, Rice and Hammit estimated that IQ impacts had a
value of $10,000 to $11,000 per kg of emissions, assuming that
there is no lower threshold for impacts from exposure. If a non-
zero threshold of impacts is assumed, then Rice and Hammit es-
timate the value of impacts to be lower at $3,900 to $4,500 per kg
(in 2000 U.S. dollars).

More recently, Spadaro and Rabl (2008) estimated the global
impacts of global mercury emissions on brain development. Be-
cause of their global focus, Spadaro and Rabl estimated a much
lower value of health impacts per kg of mercury emissions. How-
ever, when applying the same methodology used in their study to
U.S. data, they came up with results that were nearly identical to
the results of Rice and Hammit.

Given the similar results in both of these studies and in the ab-
sence of primary Canadian research, the results from Rice and
Hammit were adopted for use in this analysis.**

To be conservative, the low value of US$3,900 per kg of emis-
sions is used for the analysis. Adjusting the value of $3,900 in
2000 U.S. dollars gives a value of $5,880 in 2010 Canadian dol-
lars. Applying this value to measure the benefits of the 6 686 kg
of mercury expected to be reduced under the Regulations gives a
present value of $24 million (Table 19).

42 1t is understood that there are critical differences in population distribution and
mercury exposure between Canada and the United States, and as a result, U.S.
values should be taken as rough approximations of Canadian benefits only.

qu’il remonte la chaine alimentaire. Il s’agit de la forme de mer-
cure a laquelle les humains sont les plus souvent exposés, surtout
par la consommation de poissons et de fruits de mer.

L’exposition humaine au mercure peut entrainer un certain
nombre d’effets sur la santé, tels qu’une diminution du quotient
intellectuel (QI), une perte de la mémoire et méme la mort. Des
études ont examiné le lien entre I’exposition au mercure et les
effets sur le quotient intellectuel. Des dommages neurologiques
entrainant I’altération du développement prénatal du cerveau peu-
vent réduire les points de quotient intellectuel. De plus, ses cofits
pour les personnes et la société sont liés a la perte directe ou indi-
recte de productivité, de revenus, d’éducation et de bien-étre.

Le Réglement devrait entrainer une réduction cumulative de
6 686 kg de mercure rejetés dans 1’environnement par rapport au
scénario de maintien de statu quo pour la période de 2015 a 2035
(tableau 19). La majorité de ces réductions sont prévues en Alber-
ta (54 %), suivie par la Saskatchewan (38 %) et la Nouvelle-
Ecosse (8 %).

Plusieurs écrits issus d’études économiques ont estimé et mo-
nétisé la valeur socioéconomique des effets du mercure sur la
santé. Rice et Hammit (2005) ont estimé la valeur des avantages
pour la santé a partir des plafonnements proposés pour les €mis-
sions de mercure libérées par les centrales électriques des Etats-
Unis. En ce qui a trait aux répercussions du mercure sur le déve-
loppement du cerveau, Rice et Hammit ont estimé que les
répercussions sur le quotient intellectuel représentaient une valeur
de 10 000 a 11 000 dollars par kilogramme d’émissions, en sup-
posant qu’il n’y a pas de seuil inférieur pour les répercussions
lides a I’exposition. Si I’on utilise un seuil non nul des répercus-
sions, alors Rice et Hammit estiment que la valeur des répercus-
sions est inférieure a un montant allant de 3 900 a 4 500 dollars
par kilogramme (en dollars américains de 2000).

Plus récemment, Spadaro et Rabl (2008) ont estimé les réper-
cussions mondiales des émissions mondiales de mercure sur le
développement du cerveau. Ayant mis I’accent sur 1’échelle mon-
diale, Spadaro et Rabl ont estimé une valeur bien inférieure des
effets sur la santé par kilogramme d’émissions de mercure. Ce-
pendant, en appliquant aux données des Etats-Unis la méme mé-
thodologie que celle utilisée dans leur étude, ils ont obtenu des
résultats qui étaient pratiquement identiques aux résultats de Rice
et Hammit.

Etant donné la similitude des résultats obtenus dans ces deux
études et en 1’absence d’études sur le Canada, les résultats de
Rice et Hammit ont été utilisés pour cette analyse*’.

Par souci de prudence, la faible valeur de 3 900 dollars améri-
cains par kilogramme d’émissions est utilisée pour cette analyse.
Si I’on ajuste la valeur de 3 900 dollars en dollars américains de
2000, cela nous donne une valeur de 5 880 dollars en dollars ca-
nadiens de 2010. En utilisant cette valeur pour mesurer les avan-
tages issus de la réduction des 6 686 kg de mercure qui devraient
découler du Reglement, on obtient une valeur actualisée de
24 millions de dollars (tableau 19).

42 11 semble qu’il existe des différences essentielles entre le Canada et les Etats-
Unis en ce qui concerne la distribution de la population et I’exposition au mer-
cure. Par conséquent, les valeurs des Etats-Unis ne doivent étre considérées que
comme des approximations des avantages pour les Canadiens.
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Table 19: Present Value (PV) of Mercury Reductions

Tableau 19 : Valeur actualisée des réductions du mercure

Réductions Valeur actuelle* des
Cumulative PV* of Mercury cumulatives réductions de mercure
Region 2015-2035 (kg) Reductions ($M) Région 2015-2035 (kg) (en millions de dollars)
SK -2571 9 Sask. -2 571 9
AB -3 607 13 Alb. -3 607 13
NS 524 2 N.-E. -524 2
Canada -6 686%* 24 Canada -6 686%* 24

* Present values are calculated using a 3% discount rate.
** Individual numbers may not necessarily add up to totals due to rounding.

Note that the discussion and the values estimated above apply
only to the neurological impacts of mercury exposure and the
resulting impacts on IQ. There is emerging scientific evidence
that mercury is also a factor in heart disease and the risk of pre-
mature death. The inclusion of a potential heart disease and mor-
tality linked to mercury would result in a significant increase in
the estimated benefits of the mercury reductions. For example,
when Rice and Hammit (2005) include heart disease and mortal-
ity risks in their analysis, they find the value of health benefits
from mercury reductions increases nearly 50 times, to over
$180,000 per kg. Due to uncertainty in the quantification of these
impacts, they have not been included in this analysis. However,
given the omission of these potentially significant impacts, the
benefit estimate should be seen as a low-end estimate of the value
of potential health impacts from mercury.

Lead reductions from electricity sector

In terms of health impacts, the developmental neurotoxicity
endpoint that has been most studied and for which there is the
greatest weight of evidence of a causal relationship is the adverse
consequence of early life lead exposure (children under the age of
six) on psychometric tests of intelligence (IQ) among school-aged
children.

When lead exposure affects 1Q, it translates into foregone fu-
ture earnings/productivity as affected individuals cannot work to
their full potential at their usual employment when they reach
adulthood.

Studies have shown that some effects of chronic lead exposure
may also occur in adulthood. Coronary heart disease, hyperten-
sion and strokes are among the main adult human health end-
points that have been quantified in previous economic analyses.

Although some health benefits are expected, they were not es-
timated due to data limitations.

Environmental benefits

The reductions in CAC emissions from the Regulations will
also result in environmental benefits. These have been estimated
mainly using Environment Canada’s Air Quality Valuation Model
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* Les valeurs actualisées sont calculées en utilisant un taux d’actualisation de 3 %.
** Les chiffres étant arrondis, il est possible que les sommes ne correspondent pas
exactement aux totaux.

Veuillez noter que la discussion et les valeurs estimées
ci-dessus ne s’appliquent qu’aux répercussions neurologiques
entrainées par 1’exposition au mercure et aux répercussions
connexes sur le quotient intellectuel. Des observations scientifi-
ques récentes prouvent que le mercure a également un effet sur
les maladies cardiaques et sur le risque de déces prématuré. Si
I’on inclut les risques de maladies cardiaques et de déces liés au
mercure, les avantages estimés des réductions du mercure aug-
menteraient considérablement. Par exemple, lorsque Rice et
Hammit (2005) incluent les maladies cardiaques et les risques de
mortalité dans leur analyse, ils obtiennent une valeur d’avantages
pour la santé liée aux réductions du mercure augmentant pres de
50 fois, pour atteindre plus de 180 000 dollars par kilogramme.
En raison de I’incertitude liée a la quantification de ces répercus-
sions, elles n’ont pas été incluses dans cette analyse. Toutefois,
étant donné 1’omission de ces répercussions potentiellement im-
portantes, I’estimation des avantages doit étre considérée comme
la plus faible valeur de I’estimation des répercussions potentielles
du mercure sur la santé.

Réductions du plomb provenant du secteur de 1’électricité

En matiere de répercussions sur la santé, les effets sur la neuro-
toxicité développementale qui ont été les plus étudiés et pour
lesquels il existe le plus de preuves d’une relation causale sont les
effets néfastes qu’a I’exposition précoce au plomb (les enfants de
moins de six ans) sur les tests d’intelligence psychométriques
(quotient intellectuel) chez les enfants d’age scolaire.

Lorsque I’exposition au plomb touche le quotient intellectuel,
elle se traduit par une baisse des revenus ou de la productivité, car
les individus ne peuvent pas travailler au maximum de leur poten-
tiel lorsqu’ils atteignent 1’age adulte.

Des études montrent que certains effets de 1’exposition chroni-
que au plomb peuvent également se manifester chez les adultes.
La coronaropathie, 1’hypertension et les accidents vasculaires
cérébraux représentent certains des principaux effets sur la santé
des adultes qui ont été quantifiés dans les analyses économiques
précédentes.

Bien que certains avantages pour la santé soient prévus, ils
n’ont pas été estimés en raison du manque de données.

Avantages pour I’environnement

Les réductions des émissions des principaux contaminants at-
mosphériques, qui découleraient du Reglement entralneraient des
avantages pour 1’environnement. Ceux-ci ont été estimés a 1’aide
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(AQVM2),” and supplemented with other environmental esti-
mates in an attempt to incorporate benefits not addressed by
AQVM2.

Estimate for soiling, visibility and agriculture

The ambient air quality was modelled for years 2020 and 2030
only. In order to generate annual estimates of benefits, different
assumptions were applied depending on the expected trend in
ambient air quality during a specific time period as discussed
above. Over 2015 to 2035, the total present value of benefits es-
timated with AQVM2 is estimated at $149.9 million. Additional
benefits, worth $11.5 million, are estimated using a benefit trans-
fer approach. Therefore, the environmental benefits resulting
from CAC emission reductions for Canada are estimated to be
approximately $161.4 million. The benefit estimates resulting
from the AQVM?2 model are shown in Table 20 and discussed
below. The environmental impacts due to the Regulations were
considered to be negligible for the province of British Columbia
and the territories. Therefore, these estimates were excluded from
the table and the Canadian total.

Table 20: Cumulative Environmental Benefits
for Canada (2015-2035), Present Value
in Millions of 2010 Dollars

du modeéle MEQA2* d’Environnement Canada et les estimations
ont été renforcées par d’autres estimations environnementales afin
d’intégrer les éléments non pris en compte par ce modele.

Estimation pour les souillures, la visibilité et 1’agriculture

La qualité de 1’air ambiant a été modélisée pour les années
2020 et 2030 seulement. Afin de générer des estimations annuel-
les des avantages, différentes hypotheses ont été appliquées selon
la tendance prévue relative a la qualité de I’air ambiant au cours
de périodes précises, tel qu’il a été mentionné précédemment. De
2015 a 2035, la valeur actualisée totale des avantages estimée
avec le modele MEQA2 est de 149,9 millions de dollars. Les
avantages supplémentaires, d’une valeur de 11,5 millions de dol-
lars, sont estimés a 1’aide d’une méthode de transfert des avan-
tages. Par conséquent, les avantages pour l’environnement au
Canada des réductions des principaux contaminants atmosphéri-
ques (PCA) sont estimés a environ 161,4 millions de dollars. Les
estimations des avantages découlant du modele MEQA2 sont
présentées dans le tableau 20 et sont abordées ci-apres. Les réper-
cussions sur I’environnement qui découlent du Reglement ont été
jugées négligeables pour la province de la Colombie-Britannique
et les territoires. Par conséquent, ces estimations ont été exclues
du tableau et du total pour le Canada.

Tableau 20 : Avantages environnementaux cumulatifs
pour le Canada (2015 a 2035), valeur actualisée,
en millions de dollars de 2010

Ozone on Effets des Visibilité | Ozone sur les
Soiling on | Visibility on | Agriculture Total souillures sur | touchant les revenus Total
Region Household Household Revenues AQVM2 Région les ménages ménages agricoles MEQA2
Newfoundland Terre-Neuve-
and Labrador 0.1 1.1 0.0 1.2 et-Labrador 0,1 1,1 0,0 1,2
Prince Edward Tle—/du—
Island 0.0 0.2 0.0 0.2 Prince-Edouard 0,0 0,2 0,0 0,2
Nova Scotia 0.0 0.8 0.1 1.0 Nouvelle-Ecosse 0,0 0,8 0,1 1,0
Nouveau-

New Brunswick 0.0 0.4 0.0 04 Brunswick 0,0 0,4 0,0 0,4
Quebec 0.2 1.1 0.6 1.8 Québec 0,2 1,1 0,6 1,8
Ontario 0.6 24 2.2 5.2 Ontario 0,6 24 2,2 5,2

Manitoba 1.1 6.0 54 12.5 Manitoba 1,1 6,0 54 12,5
Saskatchewan 1.8 9.8 34.6 46.2 Saskatchewan 1,8 9.8 34,6 46,2
Alberta 74 25.0 489 81.3 Alberta 74 25,0 489 81,3
Canada 11.2 46.9 91.9 149.9 Canada 11,2 46,9 91,9 149,9
Avantages pour I’environnement estimés au moyen du modéle
Environmental benefits estimated via AQVM2 149.9 d’évaluation de la qualité de I’air 149,9
Additional environmental benefits estimated via benefit Autres avantages pour I’environnement estimés par un
transfer 11.5 transfert des avantages 11,5
Total of estimated environmental benefits 161.4 Total des avantages pour I’environnement estimés 1614

Reduced soiling

Soiling from increased deposition of PM results in cleaning
expenditures for Canadian households. The Soiling Cleaning
Savings Impacts Estimator (SCSIE) model estimates the avoided
cleaning costs for Canadian households associated with different

43 The benefits assessment by AQVM2 was based on the comparison of a baseline
scenario against an alternative policy scenario. The ambient air quality was
modelled by AURAMS for each scenario, and the environmental benefits were
estimated from the incremental difference between both scenarios.

Réduction des souillures

Les souillures issues des dépdts accrus de matieres particulaires
entraineront des cofits de nettoyage pour les ménages canadiens.
Le modele d’estimation des répercussions des économies en ma-
tiere de nettoyage des souillures (modele SCSIE) estime les cofits

43 L’évaluation des avantages effectuée a I’aide du modéle MEQA?2 a été fondée
sur la comparaison d’un scénario de référence et d’un autre scénario stratégique.
La qualité de I’air ambiant a été modélisée a 1’aide du modele AURAMS pour
chaque scénario, et les avantages pour I’environnement ont été estimés a partir
de la différence graduelle entre les deux scénarios.
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levels of PMy,. Over 2015 and 2035, the present value of avoided
cleaning costs is expected to be $11.2 million. This estimate may
be regarded as conservative as it is limited to the residential sector
and does not account for cleaning expenditures in the commercial
and institutional sectors. The two provinces with the highest re-
ductions in coal-fired electricity generation, Alberta and Sas-
katchewan, also exhibit the largest gains from reduced soiling.

Improved visibility

All else being constant, visibility increases as ambient concen-
trations of particulate matter decrease. Based on willingness to
pay for improved visual range, the VIEW R2 (Visibility Impacts
Estimator of Welfare for Residents) model estimates the mon-
etary change in welfare for different levels of deciviews.** The
present value of welfare gains from improved visibility in the
residential sector are expected to be $46.9 million, with Alberta
and Saskatchewan combining 74 % of total benefits.

Increased agriculture productivity

The Regulations are expected to result in decreased ambi-
ent concentrations of tropospheric ozone. Based on exposure-
response functions for 20 different crops, the Value of Ozone
Impacts on Canadian Crops Estimator (VOICCE) model provides
the change in production (tonnes) and total value of crops per
Census Agricultural Region due to changes in levels of ozone.
National benefits from increased agricultural productivity,
expressed in present value, are expected to be $91.9 million.*
Saskatchewan receives about 37% of the national benefits, while
Alberta receives more than half.

Additional estimations for timber harvest, recreational use of
forests, and material maintenance costs

To address additional environmental benefits that are not con-
sidered in AQVM2, a benefit transfer approach was developed
to assess the economic impacts of NO, on timber harvests and
recreational use of forest ecosystems, and SO, on material main-
tenance costs. The mean marginal damages per tonne estimates
derived from Muller and Mendelsohn*® were multiplied by the
national annual reductions in NO, and SO, emissions. The present
value of the benefits associated with these emission reductions is
about $11.5 million for Canada.

4 The deciview is a visual index designed to be linear with respect to perceived
visual air quality changes over its entire range. The deciview scale is zero for
pristine conditions and increases as visibility degrades. A change in deciview
represents a perceptible change in visual air quality.

The Census of Agricultural Regions dataset does not cover northern Saskatch-
ewan, Yukon, Nunavut, and the Northwest Territories. Even though little agri-
cultural activity is expected to occur in the three latter regions, the exclusion of
northern Saskatchewan may lead to an underestimation of the national benefits,
as this province already has about 37% of the total benefits for agriculture.
Current agricultural data does not allow an assessment of the magnitude of the
underestimation.

Mean marginal damages (in 2010 dollars/tonne) are calculated as follows: NOy
(timber) = $4.85; NO, (recreation) = $2.91; SO, (material) = $12.30. The cumu-
lative NOy and SOy emission reductions for the 2015-2035 period are respect-
ively 546 kilotonnes and 1 156 kilotonnes.
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de nettoyage éludés pour les ménages canadiens touchés par dif-
férentes concentrations de MP,,. De 2015 a 2035, la valeur actua-
lisée des cofits de nettoyage évités devrait étre de 11,2 millions de
dollars. On peut considérer que cette estimation est prudente, car
elle se limite au secteur résidentiel et ne tient pas compte des dé-
penses de nettoyage dans les secteurs commerciaux et institution-
nels. Les deux provinces affichant les plus fortes réductions de la
production d’électricité alimentée au charbon, a savoir 1’ Alberta
et la Saskatchewan, affichent également les gains les plus signifi-
catifs grace a la réduction des souillures.

Amélioration de la visibilité

Toutes autres choses étant constantes, la visibilité augmente a
mesure que les concentrations ambiantes de matieres particulaires
diminuent. En fonction de la volonté de payer pour I’amélioration
de I’aire de répartition visuelle, le modele VIEW R2 (modele
d’estimation du bien-étre lié a la visibilit€) estime le change-
ment monétaire dans le bien-étre pour différents niveaux de
deciviews™. La valeur actualisée des gains en matiere de bien-étre
issue d’une meilleure visibilité dans le secteur résidentiel devrait
étre de 46,9 millions de dollars; 1’ Alberta et la Saskatchewan ré-
unies représentent 74 % des avantages totaux.

Augmentation de la productivité agricole

Le Reglement devrait entrainer une diminution des concentra-
tions ambiantes d’ozone troposphérique. D’apres les fonctions
exposition-réponse pour 20 différentes cultures, le modele d’esti-
mation de la valeur des effets de ’ozone sur les cultures cana-
diennes (modele VOECCE) donne des changements dans la pro-
duction (en tonnes) et les revenus totaux des ventes par région
agricole de recensement en raison de changements dans les
concentrations d’ozone. La valeur actualisée des avantages natio-
naux issus de la hausse de la productivité agricole devrait étre de
91,9 millions de dollars.”’ La Saskatchewan bénéficie d’environ
37 % des avantages nationaux, tandis que 1’Alberta en bénéficie
de plus de la moitié.

Estimations additionnelles relatives a la récolte du bois, a ’'usage
récréatif des foréts et aux cofits d’entretien du matériel

Pour prendre en considération les avantages pour 1’environ-
nement qui ne sont pas représentés dans le modele MEQA?2, une
méthode de transfert des avantages a été élaborée afin d’évaluer
les répercussions économiques de 1’oxyde d’azote (NO,) sur la
récolte du bois et I'utilisation récréative des écosystemes fores-
tiers, ainsi que celle du dioxyde de soufre (SO,) sur les frais d’en-
tretien du matériel. Les estimations des dommages marginaux
moyens par tonne selon 1’étude de Muller et Mendelsohn*® ont été
multipliées par les réductions annuelles nationales des émissions

4 Le deciview est un indice visuel congu pour étre linéaire relativement aux chan-
gements dans la qualité de I’air visuellement pergus sur toute son aire de réparti-
tion. L’échelle deciview est de zéro pour des conditions vierges et augmente au
fur et & mesure que la visibilité se dégrade. Un changement dans les deciviews
représente un changement perceptible dans la qualité visuelle de I’air.
L’ensemble de données sur les régions agricoles de recensement ne couvre pas le
nord de la Saskatchewan, le Yukon, le Nunavut et les Territoires du Nord-Ouest.
Meéme si tres peu d’activités agricoles devraient se produire dans les trois dernie-
res régions, 1’exclusion du nord de la Saskatchewan pourrait mener a sous-
estimer les avantages a I’échelle nationale, étant donné que cette province dis-
pose déja d’environ 37 % des avantages totaux pour I’agriculture. Les données
agricoles actuelles ne permettent pas d’évaluer I’ampleur de la sous-estimation.
Les dommages marginaux moyens (en dollars de 2010/tonne) sont calculés
comme suit : oxydes d’azote (bois d’ceuvre) = 4,85 dollars; oxyde d’azote (loi-
sirs) = 2,91 dollars; SO, = 12,30 dollars (matériel). Les réductions cumulatives
des émissions de NOy et de SO, pour la période de 2015 a 2035 sont respective-
ment de 546 kilotonnes et de 1 156 kilotonnes.
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Other environmental benefits

Overall, the present value of the environmental benefits is
expected to be $161.4 million. This impact may be regarded as
conservative since many environmental benefits remain non-
quantified due to data or methodological limitations. Amongst
these benefits are the omitted benefits of reduced soiling to the
industrial and commercial sectors, additional recreational benefits
of visibility improvement, the beneficial impact of reduced mer-
cury and acid deposition on ecosystems (e.g. on water or forests),
and the benefits of lower levels of PM, 5 and ozone on livestock
and wildlife premature mortalities and illnesses.

7.4.3 Oil extraction from enhanced oil recovery

One of the benefits of the Regulations is the ability to use the
CO, captured from CCS plants for EOR. EOR is a process in
which CQO, is injected into existing oil reservoirs to extract more
oil. For the central case, oil has been valued at the forecasted
price of WTI from E3MC, and it has been assumed that the use of
one tonne of CO, for EOR results in three incremental barrels
of oil production. The present value of the benefits from incre-
mental oil production due to the Regulations is estimated to be
$6,098 million over the 2015-2035 timeline.

7.5 Cost-benefit statement

The results of the cost-benefit analysis are summarized in
Table 21. Each key variable is presented in the net present values,
both in five-year increments as well as the total over the entire
study period. The values have been discounted at 3% and are
categorized into terms of quantified and monetized costs (genera-
tion, increased imports, reduced exports, government) and quanti-
fied and monetized benefits (avoided generation costs, environ-
mental benefits and health benefits). The values shown for new
capital and refurbishment are net of their residual value to ensure
only the part of their costs and benefits amortized within the study
period were included. The NPV measures the net benefits (bene-
fits minus costs), for all years indicated.

The NPV of the Regulations in 2015 over the study period is
estimated at $7.3 billion. The present value of benefits is esti-
mated at $23.3 billion, largely due to the avoided SCC of carbon
($5.6 billion), avoided generation costs ($7.2 billion), health
benefits from reduced smog exposure ($4.2 billion), and addi-
tional oil extracted through enhanced oil recovery ($6.1 billion).

The present value of costs is estimated at $16.1 billion, largely
due to incremental purchase of natural gas fuel ($8.0 billion),
reduced electricity exports and new capital costs ($0.3 billion and
$1.9 billion respectively).

de NO, et de SO,. La valeur actualisée nette des avantages asso-
ciés a la réduction de ces émissions est d’environ 11,5 millions de
dollars pour le Canada.

Autres avantages pour 1’environnement

Dans I’ensemble, la valeur actualisée des avantages environ-
nementaux devrait étre de 161,4 millions de dollars. Ces réper-
cussions peuvent étre jugées prudentes, car de nombreux avan-
tages pour I’environnement ne sont pas quantifiés en raison du
manque de données ou des limites méthodologiques. Sont omis
de ces avantages la réduction des souillures pour les secteurs in-
dustriels et commerciaux, les avantages récréatifs additionnels
liés a ’amélioration de la visibilité, la diminution du mercure et
des dépots acides dans les écosystemes (par exemple eau ou fo-
réts) ainsi que les avantages liés a la diminution des concentra-
tions de MP, 5 et d’ozone en ce qui concerne les maladies et les
déces prématurés du bétail et des especes sauvages.

7.4.3 Extraction de pétrole par récupération assistée des
hydrocarbures

L’un des avantages du Reglement est la capacité a utiliser le
CO, capté par les usines de captage et de séquestration du car-
bone pour la récupération assistée des hydrocarbures. La récupé-
ration assistée des hydrocarbures est un processus par lequel du
CO, est injecté dans des réservoirs de pétrole existants en vue
d’extraire plus de pétrole. Pour le scénario de la valeur médiane,
la valeur des hydrocarbures a été fixée au prix du West Texas
Intermediate (WTI) a partir du modele E3MC, et on a pris I’hypo-
these que 1’utilisation d’une tonne de CO, pour la récupération
assistée des hydrocarbures permettait d’obtenir trois barils de
pétrole de plus. La valeur actuelle des avantages provenant de
I’augmentation de la production de pétrole liée au Reglement est
évaluée a 6 098 millions de dollars sur la période 2015-2035.

7.5 