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Synthèse
L’évolution des politiques énergétiques est aujourd’hui 
au cœur du débat public en France, en Europe et 
dans le monde  : en témoignent l’intensité des 
débats au sein du Parlement français sur le pro-
jet de loi relatif à la transition énergétique pour la 
croissance verte, l’importance des négociations à 
venir lors de la prochaine Conférence des Parties 
de la Convention-Cadre des Nations Unies pour les 
Changements Climatiques (CCNUCC), qui se tien-
dra à Paris en décembre 2015, ou les enjeux définis à 
l’échelle européenne au sein de la récente commu-
nication de la Commission européenne sur l’Union 
de l’énergie. 

Le système électrique est identifié dans toutes 
ces enceintes comme un vecteur majeur de cette 
transition énergétique, à la fois en propre (réduc-
tion de son empreinte carbone) et en relation avec 
d’autres formes d’énergie (transferts d’usages vers 
l’électricité).

Il doit ainsi évoluer pour accompagner ces transfor-
mations (p. ex dans les modes de consommation, 
dans la nature ou la localisation des moyens de pro-
duction) tout en maîtrisant les coûts et en mainte-
nant la qualité de service pour les consommateurs. 

Les défis sont nombreux  : il s’agit notamment de 
faciliter l’adaptation des infrastructures (outils de 
production et réseau), de faire évoluer les modes 
de gestion du système et de mobiliser de nouveaux 
leviers de flexibilité pour gagner ainsi en efficacité 
et en souplesse. 

L’innovation au sein du système électrique est au 
cœur des politiques publiques ambitieuses mises en 
place pour faire face à ces défis.

Les innovations matérielles, logicielles ou organi-
sationnelles1, permises notamment par les techno
logies de l’information et de la communication, 
offrent des solutions – communément appelés 
smart grids – pour répondre à ces enjeux  : amé-
lioration de la qualité des informations disponibles 

sur le système électrique et optimisation de leur 
utilisation, nouveaux gisements de flexibilité (parti
cipation des consommateurs et des énergies renou-
velables à la gestion de l’équilibre offre-demande 
ou l’équilibre des flux sur le réseau, commandabi-
lité du réseau). 

Parmi ces solutions, un éventail large est déjà 
au stade de maturité technologique ou en cours 
d’expérimentation au sein de démonstrateurs. 
Dès aujourd’hui, leur déploiement peut donc être 
un vecteur d’optimisation mais aussi conduire à 
l’émergence d’une filière industrielle compétitive 
dont les débouchés peuvent dépasser les frontières 
françaises. 

Afin de tirer partie des opportunités et des atouts 
qu’elle peut offrir à l’industrie française, le Président 
de la République a identifié, en septembre 2013, la 
filière des smart grids comme l’un des axes impor-
tants de sa stratégie industrielle et a confié au prési
dent du directoire de RTE la mission de lui remettre 
une feuille de route permettant d’accompagner et 
d’accélérer le développement des smart grids. 

Cette feuille de route, élaborée en collaboration 
avec les parties prenantes du secteur électrique 
et du secteur industriel des smart grids, recense 
10  actions identifiées comme prioritaires pour 
consolider la filière des réseaux électriques intel-
ligents et permettre aux entreprises françaises de 
jouer un rôle de leader sur ce segment d’activités. 

Ces orientations ont été présentées au Président de 
la République le 7 mai 2014.

Au sein de cette feuille de route sur les réseaux élec-
triques intelligents, l’action 5 et l’action 6 sont res-
pectivement dédiées à la quantification de la valeur 
des fonctions smart grids du point de vue écono-
mique, environnemental et social (au sens des effets 
sur l’emploi) et au déploiement à grande échelle de 
certaines de ces fonctions. 

1.	� Dont les mécanismes de coordination par le marché 
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Le cahier des charges de l’action 52, défini dans le plan 
« Réseaux électriques intelligents », était le suivant : 

a,�établir un cadre méthodologique permettant de 
quantifier, pour toutes les fonctions avancées, 
leurs gains et leurs coûts d’un point de vue éco-
nomique, environnemental et social (au sens des 
effets sur l’emploi) ; 

a,�quantifier, sur la base de ce cadre méthodo-
logique, l’apport potentiel d’un périmètre de 
fonctions smart grids identifiées comme suffisam-
ment matures pour envisager leur déploiement à 
grande échelle à un horizon proche.

L’établissement d’une méthodologie d’analyse 
pouvant être appliquée de manière uniforme à 
toutes les solutions, et intégrant un volet sur l’en-
vironnement et l’emploi en France, constitue une 
plus-value importante et complémentaire aux 
apports des démonstrateurs. Elle permet de com-
parer les gains apportés par les fonctions smart 
grids et facilite ainsi la structuration d’une filière 
industrielle française compétitive. 

En effet, l’émergence de la filière des smart grids 
s’est initialement constituée autour de projets de 
démonstrateurs visant à tester différentes fonc-
tions avancées sur un territoire donné. La diversité 
de ces démonstrateurs permet de couvrir un vaste 
panorama de situations territoriales et de fonctions 
avancées et donc de disposer d’une première éva-
luation des gains associés à leur déploiement et 
d’un premier niveau de sélection des différentes 
solutions vis-à-vis de leur potentiel de viabilité 
économique. En revanche les méthodologies, les 
périmètres d’évaluation et les hypothèses retenues 
dans ces initiatives revêtent un caractère hétéro-
gène. En effet, les démonstrateurs testent et éva-
luent chacun une ou plusieurs solution(s) smart 
grids, avec une finalité et des méthodes d’évalua-
tion propres. En l’état, ils ne suffisent donc pas à 
comparer les apports des différentes fonctions 
avancées. 

La méthodologie définie dans le cadre de l’action 5 
du plan « Réseaux électriques intelligents » et le 
travail de valorisation associé doivent permettre 
d’aller au-delà de ce constat, en identifiant les solu-
tions présentant les meilleures performances pour 
la collectivité de manière à permettre un déploie-
ment ciblé et rationalisé des solutions smart grids. 

Le présent document constitue le rapport détaillé 
des conclusions de l’action 5 du plan « Réseaux élec-
triques intelligents » sur la valorisation socio-écono-
mique des réseaux électriques intelligents.

Les travaux ont permis de 
définir un cadre méthodologique 
de référence pour l’évaluation 
socio-économique des smart grids

Les travaux de construction méthodologique per-
mettent de définir un cadre cohérent et partagé 
entre les pouvoirs publics, les acteurs du système 
électrique et les fabricants de solutions smart grids 
pour étudier et comparer de manière harmonisée les 
performances socio-économiques des différentes 
solutions smart grids. La méthodologie comporte 
un volet économique, environnemental et social 
(à travers l’effet sur l’emploi).

Ce travail s’est appuyé sur des références méthodo-
logiques existantes (EPRI, JRC...) mais a nécessité 
d’aller au delà de cet état de l’art incomplet par 
rapport aux ambitions de cette action.

Les travaux ont rapidement conduit à la nécessité 
de modéliser plus finement le fonctionnement du 
système électrique aux échéances de court-terme, 
qui sont généralement absentes ou mal représen-
tées dans les solutions de modélisation existantes. 
Pourtant, une partie importante de la valeur de la 
plupart des smart grids en dépend. RTE a ainsi pro-
posé et développé une solution de modélisation 
nouvelle, FlexiS, centrée sur l’analyse du fonction-
nement court-terme et des contraintes de flexibilité 
du système électrique. 

2.	� Piloté par RTE, le groupe de travail de l’action a réuni des acteurs institutionnels, des industriels impliqués dans le segment des smart grids, des 
industriels du système électrique (fournisseurs, producteurs, gestionnaires de réseau de distribution) et des académiques. 
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Les échéances de ce rapport se sont avérées incom-
patibles pour les gestionnaires de réseau de distri-
bution avec le calendrier des retours d’expériences 
de leurs travaux structurés autour des démonstra-
teurs smart grids. Ainsi, la méthodologie ne com-
porte pas à ce stade de volet sur la valeur pour les 
réseaux de distribution.

La méthode a été appliquée à un périmètre de 
fonctions avancées smart grids répondant à diffé-
rents critères adaptés au cadre du plan « Réseaux 
électriques intelligents » (maturité technologique 
des fonctions leur permettant de s’inscrire dans la 
perspective du déploiement à l’horizon de 3  ans, 
pertinence pour accompagner efficacement la tran-
sition énergétique, performance des fonctions pour 
la gestion et l’optimisation des réseaux électriques) :

a,�les services d’information (ou d’observabilité)
	� Les services d’information apportent des informa-

tions sur l’état du système électrique et son évo-
lution probable à différents horizons de temps. Ils 
permettent ainsi de réduire l’incertitude sur les 
évolutions futures du système électrique et sont 
ainsi un vecteur d’optimisation des décisions des 
différents acteurs

a,�les services de flexibilité (ou commandabilité)
	� Les services de flexibilité représentent de nouveaux 

leviers d’action physiques sur le système électrique.

La méthodologie et les outils 
développés sont valorisables  
au-delà du périmètre d’études 
défini dans le cadre du plan 
« Réseaux électriques intelligents » 

La méthodologie proposée est générique et permet 
ainsi d’évaluer de nouvelles fonctions smart grids. 
Dans un marché des smart grids à fort potentiel 
mais où les modèles économiques des innovations 
développées ne sont pas encore bien établis, l’exis-
tence d’une méthodologie de référence représente 
une valeur ajoutée importante pour les acteurs du 
secteur électrique, les fabricants de solutions smart 
grids et les pouvoirs publics. 

La méthodologie définie a notamment été conçue 
pour s’appliquer de manière large à tous les contextes 
énergétiques et à un périmètre large de fonctions 

avancées dont le stockage. Elle est transposable à 
l’international. Elle ne comporte pas à ce stade de 
volet sur la valeur pour les réseaux de distribution. 

Ainsi, les scénarios énergétiques de référence peuvent 
être modulés (en faisant varier, par exemple, la part 
du nucléaire, la pénétration de telle ou telle énergie 
renouvelable, le prix de la tonne de CO2, etc.). En 
second lieu, le périmètre des fonctions avancées tes-
tées peut être étendu, notamment aux différentes 
formes de stockage d’énergie. Enfin, la méthodologie 
proposée n’intégrant pas en tant que telle de spécifi-
cité associée au système électrique français, elle peut 
être appliquée à d’autres pays en fonction des oppor-
tunités de développement à l’international. Le corps 
d’hypothèses peut en effet évoluer sans que l’on ait 
besoin de modifier les outils de modélisation.

La méthodologie de valorisation 
a été appliquée à un scénario 
de transition énergétique cohérent 
avec les ambitions des pouvoirs 
publics à l’horizon 2030

Les études réalisées revêtent un caractère prospec-
tif et non prédictif. Leurs résultats sont indissociables 
d’hypothèses sur les performances techniques des 
solutions et leurs coûts. Ainsi les hypothèses utilisées 
dans cette étude, issues de l’expertise des acteurs 
impliqués et des retours d’expérience des démonstra-
teurs, sont décrites de façon transparentes. Certaines 
variantes ont pu être réalisées mais le travail d’analyse 
de sensibilité devra être poursuivi. 

Une seule hypothèse contextuelle en matière de 
scénario énergétique a été étudiée (« Nouveau Mix 
2030 »). L’étude devra être complétée en étudiant 
d’autres scénarios de contexte différenciés. 

Cette seconde phase d’analyse sera également 
nécessaire pour passer d’une analyse « fonction » par 
« fonction » et portant sur des niveaux de déploie-
ment limités à une approche portant sur l’analyse de 
scénarios globaux de déploiement et intégrant, pour 
les fonctions sur lesquels de tels enjeux existent, (i)  au 
niveau de déploiement de chaque fonction (rende-
ments potentiellement décroissants) et (ii) des inte-
ractions entre les fonctions (mutualisation des coûts, 
complémentarité des services ou effets d’éviction).
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Le bilan économique est 
le plus souvent positif dans 
le cadre d’un scénario de 
transition énergétique poussé

Dans un contexte de transition énergétique, les 
fonctions avancées étudiées présentent des bilans 
économiques franchement positifs ou proches de 
l’être avec néanmoins une forte disparité de renta-
bilité entre les fonctions. La répartition de chacune 
des sources de gains pour le système (capacités 
de production évitées, renforcements reportés 
ou évités sur le réseau de transport, réduction 

de l’utilisation de combustibles, amélioration de 
la qualité de l’électricité, etc.) est très contrastée 
selon les fonctions étudiées. Les bilans écono-
miques sont globalement influencés par l’existence 
(i) de besoins en capacités de production de pointe 
(auxquels certaines fonctions avancées peuvent 
se substituer), (ii) de besoins de flexibilité pour 
l’équilibrage court-terme (auxquels les smart grids 
apportent une réponse tant en matière de flexibi-
lité que d’observabilité) et (iii) de besoins en renfor-
cement du réseau de transport pour accompagner 
la transition énergétique.

Ratio gains/coûts (actualisés) des différentes fonctions avancées smart grids dans le scénario 
« Nouveau Mix 2030 ». Évaluation marginale à niveau de déploiement faible.

Figure 1

M€ de gains actualisés par M€ dépensés dans les ressources smart grids
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(*) Ce ratio particulièrement élevé s’explique par des coûts d’équipement très faibles.
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Le bilan environnemental 
est le plus souvent positif 
dans un scénario de transition 
énergétique poussé

Les bilans environnementaux s’avèrent positifs à 
l’exception notable de la solution consistant à écrê-
ter la production d’origine renouvelable pour éviter 
des renforcements du réseau de transport.

En particulier, même les effacements « gris » repo-
sant sur l’utilisation de moyens d’autoproduction 
à base de ressources fossiles présentent un bilan 
positif résultant notamment de la meilleure optimi-
sation du mix de production (notamment des stocks 
hydrauliques) qu’ils rendent possible.

Ainsi, bien que l’écrêtement de production d’ori-
gine renouvelable pour éviter des renforcements 
du réseau de transport présente un bilan environne-
mental négatif (l’énergie écrêtée pour contrainte du 

réseau doit être compensée par d’autres moyens, 
potentiellement carbonés), le coût environnemental 
ne peut pas justifier de renoncer à cette solution, 
sauf à attribuer une valeur de l’ordre de 6 000 € à la 
tonne de CO2 supplémentaire émise.

La plupart des bilans environnementaux sont parti-
culièrement sensibles à l’hypothèse sur la préséance 
économique entre la production à partir de cycles 
combinés au gaz et à partir de centrales au charbon. 
En d’autres termes, ces bilans pourraient être négatifs 
dans un contexte énergétique plus proche de la situa-
tion actuelle (en termes de préséance économique).

De plus, l’absence de certaines données sur le cycle 
de vie de certains matériels smart grids rendent cer-
taines analyses partielles. Si, à dire d’experts, les 
biais possibles semblent faibles, ces analyses mérite-
raient d’être complétées par ces données d’analyse 
du cycle de vie afin de confirmer cette hypothèse.

Impact environnemental des différentes fonctions avancées smart gridsFigure 2
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(*) Hors émissions de GES liées au cycle de vie des ressources déployées.
(**) Cette valeur particulièrement élevée s’explique par des coûts d’équipement très faibles.
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Le déploiement des smart 
grids est créateur net d’emploi, 
notamment à travers ses effets 
induits

L’effet net du déploiement des smart grids est posi-
tif (ou très positif) pour l’emploi en France pour 
toutes les fonctions étudiées. Pourtant, ce résultat 
n’allait pas de soit dès lors qu’il s’agissait d’évaluer 
un effet net et non un effet brut des seuls emplois 
créés dans la filière smart grids. Pourtant, ce résul-
tat positif est conservé, bien que dans des pro-
portions moindres, y compris dans le cas de figure 
où les étapes de fabrication des matériels sont 
localisées à l’étranger (les emplois de conception, 
commercialisation, services et d’installation restent 
supposés localisés en France)3.

Effets sur l’emploi des différentes fonctions avancées smart gridsFigure 3

 Création d’emplois dans la filière smart grids 	   Destruction d’emplois dans les capacités de production 
 Destruction d’emplois dans le secteur des combustibles 	  Destruction d’emplois dans les infrastructures réseau 
 Effet induit par le pouvoir d’achat		   Effet induit par la compétitivité 
 Effet induit via les salaires des emplois nets créés ou détruits	  Effet net sur l’emploi

Cet effet résulte notamment (i) directement du diffé-
rentiel de contenu en emplois en France entre, d’une 
part, la filière des smart grids (conception, fabrica-
tion, commercialisation, services, et installation) et, 
d’autre part, les filières auxquelles les smart grids se 
substituent (combustibles, capacités de production, 
infrastructures de réseau)4 et (ii) indirectement des 
conséquences sur l’emploi en France résultant de la 
distribution dans l’économie française des gains éco-
nomiques réalisés (augmentation du pouvoir d’achat 
à travers la réduction des coûts de l’électricité pour 
les ménages, pour les ménages, accroissement de 
compétitivité pour les entreprises). De ces deux 
effets, c’est le second qui l’emporte : autrement dit, 
l’essentiel des créations d’emplois a lieu dans le reste 
de l’économie sous réserve d’une rentabilité directe 
des fonctions avancées étudiées.

Création d'emplois  en ETP.an par M€ dépensés dans les ressources smart grids

-100 -50 50 100 150 200

4,0

5,5

2,0

66,2

84,3

36,8

35,1

13,1

920 (*)

0

Informations non disponibles

G
es

tio
n 

ac
tiv

e 
de

 la
 d

em
an

de

Se
rv

ic
es

 d
e 

fl
ex

ib
ili

té
Se

rv
ic

es
d

'in
fo

rm
at

io
n

C
om

m
an

da
bi

lit
é

de
 la

pr
od

uc
tio

n 
En

R

St
oc

ka
ge

Résidentiel (usages ECS + chauffage)
déploiement non mutualisé, report 100%

Tertiaire (usage chauffage)
déploiement non mutualisé, report 100%

Industriel (autoproduction)

Industriel (modulation de charge)

Participation de la production
éolienne à l'ajustement

Commandabilité de la production éolienne
pour la gestion du réseau de transport

Stockage faible capacité équipé
pour le réglage de la fréquence

Observabilité de la
production EnR distribuée

Estimation dynamique des capacités de transit
des ouvrages du réseau de transport

Localisation automatique de défaut sur
les ouvrages du réseau de transport

3.	� La phase de fabrication représente environ un tiers des emplois dans la filière smart grids, le reste correspondant aux phases de conception, 
commercialisation, services et installation. Ce ratio varie selon les fonctions smart grids.

4.	� Le secteur électrique génère par unité de dépense moins d’emplois en France que la moyenne des autres branches de l’économie. C’est particulièrement 
vrai pour les dépenses de combustibles car ils sont importés.

(*) Cette valeur particulièrement élevée s’explique par des coûts d’équipement très faibles.
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L’analyse permet de faire 
émerger des solutions  
smart grids prometteuses pour 
la France à l’horizon 2030

Les résultats des évaluations des fonctions smart 
grids permettent d’obtenir des ordres de grandeur 
des coûts et des gains associés au déploiement de 
ces fonctions5. Il est important de préciser que ces 
résultats reflètent l’apport des fonctions smart grids 
pour la collectivité et ne représentent en aucun cas 
les revenus que peuvent escompter les promoteurs 
de ces solutions. 

Plusieurs solutions semblent prometteuses pour la 
France dans un scénario 2030. Il s’agit notamment :

a,�des fonctions avancées relatives à la flexibilité des 
énergies renouvelables (participation à l’ajuste-
ment, écrêtement pour besoins réseau) ;

a,�de l’effacement industriel (levier déjà largement 
utilisé en France) ; 

a,�de tous les services d’information étudiés (obser-
vabilité de la production renouvelable distribuée, 
estimation dynamique des capacités de transit 
des lignes, localisation automatique de défaut).

Ces solutions présentent toutes des avantages en 
termes économiques et environnementaux6, et sont 
créatrices d’emplois en France. 

Certaines solutions smart grids 
ne présentent pas de rentabilité 
collective établie ou robuste aux 
incertitudes sur les hypothèses

Certaines fonctions avancées, comme la gestion 
active de la demande dans le secteur résidentiel 
ou tertiaire ne semblent pas, en l’état actuel des 
connaissances (caractéristiques techniques, coûts, 
etc.), pouvoir obéir dès aujourd’hui à une logique 

de déploiement « sans regret ». Il  sera ainsi néces-
saire de les évaluer pour plusieurs scénarios de tran-
sition énergétique en affinant les hypothèses sur les 
caractéristiques techniques et les coûts au fur et à 
mesure des retours d’expériences. De surcroît, la 
valeur pour les réseaux de distribution devra faire 
l’objet d’analyses pour identifier son impact sur la 
rentabilité économique de ces solutions.

Par ailleurs, la rentabilité de certaines fonctions peut 
être interrogée, notamment au regard de leur sensi-
bilité aux hypothèses de déploiement des fonctions 
concurrentes. Cette question est particulièrement 
sensible pour les gisements de valeur dont la pro-
fondeur est faible et dont l’intégralité des gisements 
pourrait donc être captée par des technologies 
smart grids concurrentes. 

C’est notamment le cas du stockage équipé pour 
le réglage de la fréquence. Si les analyses montrent 
une forte rentabilité du stockage de faible capacité 
équipé pour le réglage de la fréquence, cette ren-
tabilité est particulièrement sujette aux hypothèses 
prises sur le développement de solutions smart 
grids concurrentes (notamment, la participation des 
sites de soutirage au réglage de la fréquence). Là 
aussi, la seconde phase des études aura pour voca-
tion d’affiner ces hypothèses structurantes.

Les études doivent être poursuivies

Les travaux du plan « Réseaux électriques intelli-
gents » doivent être considérés comme un point de 
départ et non comme un aboutissement. Les pro-
longements envisagés permettront d’apporter les 
éléments complémentaires (robustesse des résultats 
aux scénarios de transition énergétique, niveaux de 
déploiement pertinents, cohérence du déploiement 
de plusieurs fonctions fournissant des services analo-
gues...) et d’éclairer plus efficacement la prise de déci-
sion publique. Ils permettront en particulier d’éclairer 
les orientations sur le mix électrique le plus compétitif, 
sobre en carbone et créateur d’emplois possible.

5.	 �Les études présentées ont été réalisées, pour l’horizon 2030, sur la base du scénario « Nouveau Mix 2030 » issu des études d’adéquation de RTE. Les 
résultats en dépendent très largement, notamment du fait du caractère « marginal » de l’analyse (la valorisation affichée est celle du « premier MW » de 
flexibilité déployée, indépendamment du gisement réel sous-jacent.

6.	 �S’ils ne sont pas positifs, les impacts environnementaux sont négligeables au regard des enjeux économiques (cas de la commandabilité de la 
production éolienne au service du réseau de transport).
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La méthodologie développée est adaptée pour la 
réalisation de ces futurs travaux. 

À titre d’exemple, il serait nécessaire de compléter 
ce travail prospectif en réalisant une « coupe 2017 » 
et en simulant un scénario global de déploiement 
simultané des différentes fonctions avancées, de 
manière à confirmer ou nuancer les premiers résul-
tats obtenus.

Le principe d’une poursuite des travaux engagés 
dans le cadre de cette action semble faire consensus.

Dans sa délibération du 25 février 2015 sur le déve-
loppement des « smart grids », la CRE a noté la pro-
position de RTE de contribuer à la réalisation d’une 
analyse économique globale, dans le prolongement 
des travaux du plan « Réseaux électriques intelli-
gents » lancés dans le cadre de la Nouvelle France 
Industrielle. La CRE s’est déclarée favorable à cette 
démarche et a appelé l’ensemble des acteurs impli-
qués dans le développement des smart grids en 
France à contribuer aux études menées dans ce 
cadre, en transmettant aux gestionnaires de réseau 

concernés leurs hypothèses permettant de mener 
une analyse coûts-bénéfices.

Plusieurs axes d’approfondissement des travaux 
peuvent être envisagés et sont détaillés dans les 
conclusions du présent rapport afin d’amorcer le 
dialogue avec les parties prenantes.

Certains de ces travaux pourraient notamment avoir 
vocation à s’inscrire en soutien à l’État dans le cadre 
de la mise en œuvre des dispositions prévues dans 
le projet de loi relatif à la transition énergétique 
pour la croissance verte, et qui font référence aux 
évolutions à venir du système électrique. 

Ils pourraient également contribuer à l’évaluation 
par l’ADEME des projets de démonstrateurs financés 
dans le cadre des investissements d’avenir, alimenter 
les travaux engagés par la Commission de régulation 
de l’énergie dans le cadre d’une éventuelle réforme 
du cadre de régulation et servir de support aux tra-
vaux de l’association « Réseaux électriques intelli-
gents – Smart Grids France » pour le développement 
à l’international des filières smart grids. 
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1.	 Dont les mécanismes de coordination par le marché

L’évolution des modes de production et de consom-
mation est aujourd’hui au cœur du débat public en 
France, en Europe et dans le monde : en témoignent 
l’intensité des débats au sein du Parlement français 
sur le projet de loi relatif à la transition énergétique 
pour la croissance verte, l’importance des négocia-
tions à venir, en décembre 2015, lors de la prochaine 
conférence des parties de la Convention-Cadre des 
Nations Unies pour les Changements Climatiques 
(CCNUCC), qui se tiendra à Paris, ou les enjeux 
définis à l’échelle européenne au sein de la récente 
communication de la Commission européenne sur 
l’Union de l’énergie. 

Le système électrique est identifié dans toutes ces 
enceintes comme un vecteur majeur de cette tran-
sition énergétique à travers les transferts d’usages 
vers l’électricité et la décarbonation des moyens de 
production d’électricité.

Le système électrique doit ainsi évoluer pour accom-
pagner ces transformations (p. ex dans les modes 
de consommation, dans la nature ou la localisation 
des moyens de production) dans des coûts maîtri-
sés tout en maintenant la qualité de service pour les 
consommateurs. 

Les défis sont nombreux  : il s’agit notamment de 
faciliter l’adaptation des infrastructures (outils de 
production, réseau), de faire évoluer les modes de 
gestion du système et de mobiliser de nouveaux 
leviers de flexibilité pour gagner ainsi en efficacité 
et en souplesse. 

L’innovation au sein du système électrique est au 
cœur des politiques publiques ambitieuses mises 
en place pour répondre à ces défis. Les innovations 
matérielles, logicielles ou organisationnelles1, per-
mises notamment par les technologies de l’infor-
mation et de la communication, offrent de nouvelles 
solutions pour le système électrique  : augmenta-
tion, amélioration de la qualité et optimisation des 

informations disponibles sur le système électrique, 
nouveaux gisements de flexibilité (participation des 
consommateurs et des énergies renouvelables va 
à la gestion de l’équilibre offre-demande ou des 
congestions de réseaux…). Ces solutions, dites 
smart grids, contribuent à relever les futurs défis des 
systèmes électriques.

Certaines de ces solutions sont aujourd’hui à matu-
rité technologique et les nombreux projets de 
démonstrateurs smart grids existants permettent 
de valider techniquement un éventail large d’entre 
elles. Leur déploiement peut donc être vecteur 
d’optimisation, mais aussi conduire à l’émergence 
d’une filière industrielle compétitive et dont les 
débouchés peuvent dépasser les frontières fran-
çaises. Le développement de la filière smart grids 
fait donc l’objet d’une attention particulière des 
pouvoirs publics, qui y ont consacré un chantier du 
plan « Nouvelle France Industrielle ». 

L’enjeu est clair : consolider et structurer cette filière 
industrielle à fort potentiel. 

En effet, l’émergence de la filière des smart grids 
s’est initialement constituée autour de projet de 
démonstrateurs, visant à tester différentes fonctions 
avancées sur un territoire donné. 

La diversité des différents démonstrateurs permet 
de couvrir un vaste panorama de situations territo-
riales et de fonctions avancées, et donc de dispo-
ser d’une première évaluation des gains associés au 
déploiement des fonctions avancées et d’un pre-
mier niveau de sélection des différentes solutions 
vis-à-vis de leur potentiel de viabilité économique. 

Néanmoins, les méthodologies, les périmètres d’éva-
luation (valeur pour un acteur versus valeur pour la 
collectivité) et les hypothèses retenues dans les 
démonstrateurs revêtent un caractère hétérogène, ce 
qui rend difficile la comparaison entre les apports des 
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2.	 Notamment dans le cadre du déploiement prévu dans l’action 6 du plan « Réseaux électriques intelligents »
3.	� Une fonction avancée smart grids dédiée au réseau de distribution désigne ici un service qui ne présente de valeur et d’utilité que pour le réseau de 

distribution (exploitation, développement, maintenance…) sans effet significatif pour le réseau de transport ou la gestion de l’équilibre offre-demande.

différentes fonctions avancées, qui constitue pourtant 
une étape nécessaire pour accompagner le déploie-
ment à l’échelle industrielle des smart grids. 

Dans ce contexte, les pouvoirs publics ont souhaité 
disposer (i) d’une méthodologie d’analyse pouvant 
être appliquée de manière uniforme à toutes les 
fonctions avancées afin d’évaluer les performances 
économiques, environnementales et sociales (à tra-
vers la création d’emploi) des différentes fonctions 
avancées smart grids et (ii) d’analyses quantitatives 
basées sur ces méthodologies.

L’établissement d’une telle méthodologie constitue 
une plus-value importante, et complémentaire aux 
apports des démonstrateurs, pour comparer les gains 
apportés par les fonctions smart grids et permettre 
ainsi de faciliter la structuration d’une filière industrielle 
française compétitive sur ce segment d’activités.

À  cet égard, l’une des actions essentielles du 
plan « Réseaux électriques intelligents » a eu pour 
objectif : 

a,��d’identifier différentes solutions smart grids, 
notamment celles dont la maturité permet d’envi
sager leur déploiement à grande échelle2 à un 
horizon proche ;

a,��de définir un cadre méthodologique commun 
pour l’évaluation des performances économiques, 
environnementales et sociétales de ces fonctions ;

a,��et de réaliser une première analyse quantitative, 
sur la base de ce cadre méthodologique, de la 
performance socio-économique de ces fonctions 
(valeur économique, environnement, emploi), à 
un horizon de temps et dans un contexte éner-
gétique cohérent avec les politiques de transition 
énergétique actuellement définies et mises en 
œuvre en France et en Europe.

Ces travaux permettront aux fabricants de solutions 
smart grids d’orienter leurs stratégies en termes de 
développement à l’international et de développer 
une offre globale française alliant fourniture de solu-
tions smart grids et conseil sur les choix de déploie-
ment dégageant le plus de valeur pour les pays 
considérés.

Les travaux d’analyse économique restitués dans ce 
rapport ne sont pas associés à des projets concrets 
de déploiement dont l’ensemble des caractéris-
tiques seraient détaillées (comme cela peut être le 
cas dans les démonstrateurs smart grids). Pour que la 
portée des travaux soit la plus exploitable, les hypo-
thèses retenues (notamment sur les caractéristiques 
techniques et les coûts) se veulent les plus représen-
tatives possibles des différentes expériences obser-
vées (démonstrateurs, études publiques, etc.). Ces 
hypothèses sont systématiquement explicitées.

Le présent rapport s’articule en trois parties.

La première identifie et décrit un ensemble de fonc-
tions avancées smart grids susceptibles de répondre 
à trois critères : (i) une maturité technologique attei-
gnable à l’horizon du déploiement prévu dans le 
plan « Réseaux électriques intelligents » (2017), (ii) un 
intérêt pour la mise en œuvre de la transition énergé-
tique et/ou l’amélioration de l’efficacité des réseaux 
et (iii) l’existence d’une filière industrielle française. 

Le périmètre de fonctions sélectionnées a été 
adapté aux délais impartis pour ces travaux. En 
particulier, il ne couvre pas de fonctions avancées 
dédiées aux réseaux de distribution3 (la maturité 
des démonstrateurs n’étant pas compatible, pour 
les gestionnaires de réseau de distribution, avec la 
diffusion d’éléments de quantification économique).

La deuxième partie définit un socle méthodologique 
pour les évaluations socio-économiques des smart 
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grids. La définition d’une telle méthodologie obéit à 
plusieurs besoins. D’une part, bien que des travaux 
académiques sur les smart grids existent et fassent 
référence (EPRI, JRC), ceux-ci, portent pour l’essen-
tiel sur des principes généraux mais ne constituent 
pas un cadre directement applicable et répondant 
aux besoins d’analyse conjointe des dimensions éco-
nomiques, environnementales et sociales (emplois). 
D’autre part les travaux appliqués d’analyse menés 
jusqu’ici au sein des démonstrateurs n’ont eu ni 
pour objectif ni pour résultat de faire émerger une 
approche convergente sur les méthodologies ou les 
périmètres d’évaluation.

La troisième partie restitue les évaluations socio-
économiques de différentes fonctions avancées 
pour un déploiement en France dans un contexte 
de transition énergétique. Il s’agit ainsi d’appliquer 
la méthode à un scénario spécifique (le scénario 
« Nouveau Mix 2030 » du Bilan prévisionnel 2014 
de RTE), étant entendu que la méthode devra ulté-
rieurement être utilisée dans d’autres contextes 
pour affiner et mettre en perspective les résultats 
obtenus. Ces derniers doivent ainsi être considé-
rés comme des résultats préliminaires appelant 
des prolongements ultérieurs. Pour chaque fonc-
tion, une fiche de synthèse a été réalisée et (i) pré-
sente la fonction avancée étudiée, (ii)  définit les 
principales hypothèses retenues pour l’analyse et 
(iii) décrit les résultats quantitatifs sur chaque seg-
ment de valeur (économique, environnemental, 

création d’emplois). Ces fiches de synthèse sont 
ainsi directement issues des définitions des fonc-
tions smart grids développées dans la partie 1.

Enfin, la conclusion décrit les prolongements et 
analyses complémentaires qui pourraient être réa-
lisés pour affiner ces premières évaluations.

Les travaux de définition des méthodologies 
ainsi que de constitution d’hypothèses technico-
économiques nécessaires aux évaluations ont été 
menées avec l’appui d’un groupe de travail piloté 
par RTE et rassemblant des acteurs institutionnels 
(Direction Générale des Entreprises du Ministère de 
l’Économie, de l’Industrie et du Numérique, Agence 
de l’environnement et de la maîtrise de l’éner-
gie, services de la Commission de régulation de 
l’énergie4), des industriels actifs sur le segment des 
solutions smart grids (Schneider Electric Industries, 
Alstom Grid), des producteurs/fournisseurs d’élec-
tricité (EDF, Engie), des gestionnaires de réseau de 
distribution (ERDF, URM) et une représentation du 
monde académique (Alliance nationale de coordina-
tion de la recherche en énergie – ANCRE – et labo-
ratoire de génie électrique de Grenoble – G2ELAB).

Les analyses restituées dans ce rapport, rédigé par 
RTE, sont partagées par l’ensemble des participants 
de ce groupe de travail dans la limite du périmètre 
sur lequel ils se sont considérés compétents.

4.	� Les positions prises dans ce rapport par les services de la Commission de régulation de l’énergie n’engagent pas le Collège. 
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PARTIE 1

Fonctions avancées étudiéesFigure 1
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Fonctions avancées 
des réseaux électriques 
intelligents

Les réseaux électriques intelligents constituent un 
domaine technologique vaste dont il convient de 
préciser le contour en vue de mener à bien l’exer-
cice d’analyse économique. 

L’approche retenue dans le présent rapport repose sur 
l’identification de briques fonctionnelles des réseaux 
électriques intelligents, les « fonctions avancées », 

sollicitant des ressources (matérielles, SI, humaines, 
etc.), et dont l’utilisation au sein du système élec-
trique est potentiellement créatrice de valeur. 

Ces termes sont définis de la manière suivante :

a	�Fonction avancée
	� Une fonction avancée désigne un service faisant 

appel à des ressources « intelligentes » (repo-
sant sur des technologies de l’information et de 
la communication). Ce service peut être rendu 
au système électrique et permet une exploita-
tion optimisée sur le plan économique, environ-
nemental ou technique. Les fonctions avancées 
peuvent correspondre à des nouveaux services 
ou à des améliorations de services existants. Ces 
fonctions ne se limitent pas aux services rendus 
aux gestionnaires de réseaux mais englobent 
l’ensemble des services rendus à l’ensemble du 
système électrique.

a	�Ressources
	� Les ressources « intelligentes », qui permettent la 

mise en œuvre des fonctions avancées, corres-
pondent à des objets matériels (système de ges-
tion de l’énergie en aval compteur, mesures de 
grandeurs physiques sur un réseau, etc.) ou à des 
systèmes d’information (système de détection 
automatique de défaut, outils de marché permet-
tant la coordination entre acteurs, etc.). 

Le périmètre des fonctions avancées identifié dans 
le présent rapport n’a pas vocation à être exhaustif. 
Il a été limité à certaines fonctions avancées consi-
dérées comme technologiquement matures à l’ho-
rizon du déploiement prévu dans le plan « Réseaux 
électriques intelligents » (2017) et qui permettent 
de favoriser la transition énergétique (insertion des 
EnR, effacement de consommation, etc.), d’amé-
liorer significativement l’efficacité et la sûreté des 
réseaux à partir d’évolutions technologiques, ou de 
renforcer les filières industrielles françaises. Ce choix 
correspond à l’objectif du présent rapport de fournir 
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5.	� Une fonction avancée smart grids dédiée au réseau de distribution désigne ici un service qui ne présente de valeur et d’utilité que pour le réseau de 
distribution (exploitation, développement, maintenance…) sans effet significatif pour le réseau de transport ou la gestion de l’équilibre offre-demande.

6.	� Le terme le plus adapté évitant toute confusion est « gestion active de la demande au service du système électrique » qui correspond au terme anglais 
demand response.

7.	� Pouvant relever de divers procédés

1.1.	FONCTIONS AVANCÉES APPORTANT  
UN SERVICE DE FLEXIBILITÉ

Certaines fonctions avancées permettent à différents 
acteurs de disposer de leviers d’action physiques 
sur le système électrique en agissant sur une ou 
plusieurs grandeurs électriques. Ces services, four-
nis directement ou via un tiers, peuvent représenter 
des alternatives économiquement pertinentes aux 
leviers dits « classiques » (notamment sur la produc-
tion des moyens centralisés) pour assurer le bon 
fonctionnement du système électrique  : équilibre 
entre l’offre et la demande, respect des contraintes 
(de transit ou de tension, etc.) sur le réseau de trans-
port et les réseaux de distribution, etc.

1.1.1.	 Gestion active de 
la demande

La gestion active de la demande6 représente l’apti-
tude des consommateurs à adapter temporairement 
et de façon spécifique leur consommation d’électri-
cité aux besoins ponctuels du système électrique, 
en réponse à un signal externe. Cette adaptation 
peut résulter soit d’une incitation tarifaire, soit d’un 
pilotage7 de certains usages par un opérateur qui 

valorise cette flexibilité en la mettant au service du 
système électrique.

La gestion active de la demande diffère du délestage 
de consommation qui représente le dernier recours à 
la disposition des gestionnaires de réseau pour faire 
face à des situations exceptionnelles mettant en jeu la 
sauvegarde du système électrique. Pour le consomma-
teur, la gestion active de la demande relève d’une par-
ticipation volontaire tandis que le délestage est subi.

Par ailleurs, l’analyse des solutions de gestion active 
de la demande soulève d’emblée une difficulté 
méthodologique, qui porte sur la distinction entre 
ces solutions d’une part et les solutions d’efficacité 
énergétique au sens large d’autre part. 

Dans le discours des fabricants et opérateurs de 
flexibilité, notamment dans le secteur résidentiel ou 
tertiaire, ces deux notions sont souvent liées. Parfois, 
la mise en place de solutions de gestion active de la 
demande peut en effet servir de déclencheur à des 
actions simples d’amélioration de l’efficacité éner-
gétique. Par ailleurs, dans certains cas, les solutions 

au plan « Réseaux électriques intelligents » des élé-
ments économiques permettant l’établissement 
de préconisations et de priorités pour un déploie-
ment à grande échelle visant à maximiser à l’échelle 
nationale la création de valeur, les retombées en 
termes d’emploi et la réduction de l’empreinte 
environnementale.

Enfin, le périmètre de fonctions sélectionnées a 
été adapté aux délais impartis pour ces travaux. En 
particulier, il ne couvre pas de fonctions avancées 
dédiées aux réseaux de distribution5 (la maturité 

des démonstrateurs n’étant pas compatible pour 
les gestionnaires de réseau de distribution avec la 
diffusion d’éléments de quantification économique).

Les fonctions avancées font l’objet d’une descrip-
tion générale dans cette partie. Les caractéristiques 
détaillées de ces fonctions sont définies dans la 
troisième partie et dans les annexes du rapport lors 
de leur évaluation socio-économique. Elles sont 
regroupées en deux catégories : d’une part, les ser-
vices de flexibilité (ou commandabilité) et d’autre 
part, les services d’information (ou observabilité).
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8.	� La gestion active de la demande électrique constitue un levier d’optimisation du système électrique exploité de longue date dans le système électrique 
français à travers la tarification EJP (mise en place en 1983) puis Tempo et heures pleines/heures creuses avec l’asservissement de la production d’eau 
chaude sanitaire. Plus récemment, notamment grâce au développement des technologies de télécommunication, des flexibilités aux délais de réaction 
plus courts ont émergé sur les mécanismes de valorisation à court-terme de la flexibilité (mécanisme d’ajustement, services système fréquence).

techniques déployées portent à la fois sur l’efficacité 
énergétique et sur la gestion active de la demande 
au service du système électrique. Différents modèles 
d’affaire combinant efficacité énergétique et gestion 
active de la demande sont ainsi envisageables, sans 
que cette segmentation théorique ne se retrouve sys-
tématiquement dans les offres commerciales faites 
au consommateur final. Cette complexité se retrouve 
également au niveau des politiques publiques, qui 
tendent désormais à établir un lien explicite entre 
les régimes de valorisation de la gestion active de la 
demande et les économies d’énergie associées.

Sur le plan méthodologique, ces deux notions 
doivent toutefois être distinguées.

L’efficacité énergétique porte sur l’amélioration ou 
l’optimisation de l’utilisation de l’énergie (isola-
tion thermique du bâti, chauffage au plus près des 
besoins et habitudes des utilisateurs, etc.) au péri-
mètre de chaque site de consommation et sans 
interaction avec des signaux ponctuels du système 
électrique. Les actions d’efficacité énergétique sont 
destinées à réduire de façon pérenne l’énergie 
consommée par le site.

Si les décisions de mise en place de solution d’effi
cacité énergétique peuvent être engagées en 
réponse à des signaux de prix (plus l’énergie est 
chère, plus l’investissement dans des solutions 
d’efficacité énergétique est rentable), il ne s’agit pas 
de répondre de manière ponctuelle aux besoins du 
système électrique à un instant donné.

Les solutions d’efficacité énergétique s’envisagent a 
priori à confort et niveau de service inchangé.

La gestion active de la demande au bénéfice du 
système électrique participe, quant à elle, d’une 
logique différente  : la consommation est modifiée 
ponctuellement pour rendre un service dédié au 
système électrique. Il  y a donc, a priori, une perte 
d’utilité ou de confort (hors rémunération du ser-
vice) pour les consommateurs concernés. 

Techniquement, la gestion active de la demande 
au bénéfice du système électrique repose sur la 
réponse à un signal (ordre ou prix) relayant les 
besoins du système électrique. Dans certains cas, 
une conséquence peut être une réduction de la 
demande en énergie.

Les fonctions avancées étudiées dans le présent 
rapport relèvent de la gestion active de la demande 
au service du système électrique (avec plusieurs 
hypothèses sur les conséquences en termes d’éco-
nomies d’énergie) et n’intègrent pas le périmètre 
des actions d’efficacité énergétique. 

Différents types de consommateurs et d’usages 
peuvent apporter cette flexibilité. Le périmètre 
d’étude du présent rapport a été limité aux usages 
considérés comme les plus pertinents. Il  s’agit 
d’usages :
a	��dans le secteur résidentiel (chauffage électrique, 

production d’eau chaude sanitaire, recharge de 
véhicule électrique), 

a	��dans le secteur tertiaire (chauffage électrique) ; et 
a	�dans le secteur industriel (différents types norma-

tifs de gestion active de la demande sans identifi-
cation fine des usages associés). 

Il convient de noter que dans la construction de ce 
périmètre d’étude, certains postes de consomma-
tion identifiés comme pouvant faire l’objet d’une 
gestion active n’ont pas été retenus, parce que soit 
le gisement en puissance est faible, soit les résul-
tats connus des démonstrateurs montrent de façon 
nette l’absence de potentiel ou soit les hypothèses 
qui seraient nécessaires ne sont pas suffisamment 
documentées. 

La gestion active de la demande représente un 
levier supplémentaire8, par rapport aux leviers « clas-
siques » d’optimisation, pouvant contribuer (i) à l’adé-
quation long-terme de l’offre et de la demande, (ii) à 
l’équilibre offre-demande aux horizons journaliers, 
infra-journaliers et temps réel (ajustement, services 
système fréquence) (iii)  à la réduction des besoins 
de renforcement des réseaux, (iv) à la réduction des 
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coûts de gestion des contraintes du réseau et (v) à 
l’amélioration de la qualité de l’électricité (notam-
ment à travers la réduction du risque d’énergie non 
distribuée pour cause réseau).

1.1.2	 Commandabilité de 
la production d’électricité 
d’origine renouvelable (EnR)

Les scénarios de transition énergétique reposent 
généralement sur l’augmentation de la part des 
énergies renouvelables (notamment production 
éolienne et solaire) dans le mix énergétique. 

Ces énergies sont variables (la production électrique 
dépend d’un phénomène naturel variable) et sont 
souvent présentées comme « fatales » (lorsque la 
ressource primaire est disponible, l’installation pro-
duit de manière automatique de l’électricité). Cette 
dernière caractéristique est renforcée par la nature 
des régimes de soutien à ces sources de produc-
tion d’électricité, qui ont consisté en des formes de 
priorité d’injection (physique ou économique) consi-
dérant implicitement la production d’origine renou-
velable comme une « production fatale » à intégrer 
aux prévisions et aux bilans mais sans possibilité de 
pilotage. 

Pour autant, les installations de production d’élec-
tricité à base d’énergies renouvelables sont sus-
ceptibles de moduler leur production (dans la 
limite de la disponibilité de la ressource primaire – 
la force du vent ou l’ensoleillement) en fonction de 
la situation du système électrique. Dans le cadre 
de scénarios reposant de plus en plus largement 
sur le déploiement d’installations de production 
d’origine renouvelable, cette forme de flexibilité 
doit être étudiée.

La commandabilité (appelé parfois écrêtement) 
de la production d’électricité d’origine renouve-
lable représente la capacité à adapter à la baisse le 
niveau de la puissance active des moyens de pro-
duction éolienne et photovoltaïque pour répondre 
aux besoins du système électrique.

Les moyens de production éoliens et solaires offrent 
aujourd’hui une flexibilité relativement limitée au 
service du système électrique. Cependant, la puis-
sance active produite peut techniquement être 

écrêtée/commandée à la baisse dans des délais très 
brefs (quelques secondes). Des solutions techniques 
sont déjà déployées sur certaines installations mais 
ne sont pas systématiquement accessibles à l’en-
semble des acteurs susceptibles de tirer profit de ce 
potentiel.

L’écrêtement de cette production doit s’envisager 
sous l’angle économique : parce que son coût mar-
ginal est nul, la perte de valeur pour chaque MWh 
d’énergie écrêtée est forte. Cette fonction peut 
néanmoins présenter un intérêt pour le système 
électrique à double titre  : pour contribuer aux 
besoins d’équilibrage offre-demande d’une part 
et pour permettre de gérer des contraintes sur 
les réseaux et d’éviter un surdimensionnement de 
l’infrastructure d’autre part.

1.1.3	 Stockage

La nécessité d’assurer en permanence l’équilibre 
offre-demande d’électricité dans un contexte où la 
variabilité existante de la demande s’accompagne 
également de la variabilité d’une part croissante de 
la production avec l’essor des EnR confère naturel-
lement au stockage un statut de solution technique 
idéale pour le système électrique.

Le stockage d’électricité est déjà présent de façon 
conséquente dans le système électrique à travers 
le stockage gravitaire hydraulique (lac, stations de 
transfert d’énergie par pompage) ainsi qu’à travers 
certains usages « stockables » de l’électricité (p.e. eau 
chaude sanitaire). Les gisements de développement 
apparaissent néanmoins limités. Par ailleurs, beau-
coup de travaux et de réflexions sur le plan éco-
nomique, institutionnel ou technique, s’orientent 
aujourd’hui vers d’autres technologies de stockage : 
CAES (Compressed Air Energy Storage), stockage 
par pompage thermique, batteries (Plomb-Acide, 
Nickel-Zinc, Lithium-Ion, Zinc-Air, Sodium-Soufre…), 
nouvelles technologies de station hydraulique de 
turbinage-pompage, etc.

Ces solutions de stockage représentent un levier 
supplémentaire par rapport aux leviers « classiques » 
d’optimisation pouvant contribuer (i)  à l’adéqua-
tion long-terme de l’offre et de la demande, (ii)  à 
l’équilibre offre-demande aux horizons journalier, 
infra-journalier et temps réel (ajustement, services 
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9.	� Une meilleure anticipation permet d’une part de réduire les besoins de marge et permet d’autre part aux responsables d’équilibre et à RTE de prendre 
les décisions d’équilibrage plus tôt, ce qui permet de disposer ainsi de davantage de leviers.

système fréquence), (iii) à la réduction des besoins 
de renforcement des réseaux, (iv) à la réduction des 
coûts de gestion des contraintes du réseau et (v) à 

l’amélioration de la qualité de l’électricité (notam-
ment à travers la réduction du risque d’énergie non 
distribuée pour cause réseau).

1.2.	FONCTIONS AVANCÉES APPORTANT  
UN SERVICE D’INFORMATION

Ces fonctions avancées d’information/observabi-
lité apportent, à partir de mesures réalisées sur les 
réseaux électriques (puissances, tensions, etc.) ou 
sur leur environnement (température, vent, etc.) et 
d’algorithmes de traitement de ces mesures, des 
informations sur l’état du système électrique et son 
évolution probable à différents horizons de temps. 
Ces fonctions avancées permettent ainsi de réduire 
les incertitudes sur le système électrique et sont ainsi 
susceptibles d’améliorer la pertinence des décisions 
des différents acteurs.

1.2.1	 Observabilité  
et prévision de la production  
EnR distribuée

Parmi les enjeux associés au déploiement massif 
d’installations de production renouvelable photo-
voltaïque et éolienne en Europe, la faculté de pou-
voir anticiper correctement le volume, la forme et 
la localisation de cette production figure en bonne 
place. À ce titre, la production des EnR distribuées 
fait l’objet de prévisions à différentes échéances 
proches du temps réel pour anticiper (i) les problé-
matiques d’équilibre offre-demande et (ii)  les tran-
sits sur les réseaux.

À cet effet, RTE (au titre de la gestion de l’équilibre 
offre-demande et de la gestion des congestions 
sur le réseau de transport) et les gestionnaires de 
réseau de distribution (au titre de la gestion des 
congestions sur les réseaux de distribution) ont mis 
en place des systèmes de télémesure et des algo-
rithmes de prévision pour remplir leurs missions res-
pectives. Cependant, l’exhaustivité, la granularité 

et la qualité des données de production restent à 
l’heure actuelle perfectibles, tout particulièrement 
pour la production d’origine renouvelable raccor-
dée sur le réseau de distribution.

En particulier, les télémesures actuelles (i) portent 
sur un périmètre limité d’installations, (ii)  sont 
effectuées à des mailles parfois agrégées avec de 
la consommation et (iii)  ne sont pas disponibles 
en temps réel.

Cette fonction avancée consiste donc en une 
amélioration des télémesures des installations de 
production d’origine renouvelable raccordées aux 
réseaux de distribution afin d’améliorer la qualité 
de l’information et de la prévision sur la production 
EnR (au niveau local et national) et sur la consom-
mation nette. Cette fonction est susceptible d’ap-
porter une meilleure visibilité sur (i)  les potentiels 
dés déséquilibres à venir entre l’offre et la demande 
et (ii) les évolutions des transits sur le réseau.

Ainsi l’amélioration de la qualité de prévision peut 
contribuer à réduire les coûts d’équilibrage offre-
demande du fait de la meilleure anticipation9 des 
déséquilibres et à réduire les coûts de gestion des 
contraintes des réseaux.

1.2.2	 Estimation dynamique des 
capacités de transit des ouvrages 
du réseau de transport

Les réseaux de transport d’électricité ont été et 
demeurent conçus comme des infrastructures mail-
lées, qui visent à acheminer l’électricité des centres 
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10.	� Compte-tenu des niveaux de flèches localement acceptables vis-à-vis des enjeux de sécurité
11.	� Intensité de Surcharge Temporaire
12.	� L’« hiver 2 » correspond aux périodes de grand froid en hiver.
13.	� Ou plus généralement des coûts de redispatching

de production vers les zones de consommation mais 
aussi à permettre l’optimisation du parc de produc-
tion en tirant profit de la complémentarité technique 
et économique entre moyens de production pour 
répondre aux besoins du pays de la manière la plus 
efficace possible. En France, le dimensionnement 
du réseau de transport a été pensé en ce sens, ce 
qui permet de considérer le territoire métropolitain 
comme un hub unique. Les acteurs échangent de 
l’électricité sans se préoccuper des lieux où l’élec-
tricité est réellement produite et consommée, RTE 
jouant le rôle de « chambre de compensation phy-
sique du système » en assurant la livraison physique 
de l’électricité injectée par les producteurs, quitte 
pour cela à procéder à certains réajustements du 
plan de production en temps réel pour y parvenir : 
on parle alors de redispatching. L’économie de ce 
système à une zone repose sur la faiblesse de ces 
coûts de redispatching, soit de l’adéquation entre 
l’infrastructure de réseau, le parc de production et la 
localisation de la demande. 

La volonté d’utiliser au mieux les ouvrages existants 
ne date pas des smart grids  : historiquement, l’ex-
ploitation du réseau de transport a obéi à un impé-
ratif d’optimisation. 

Néanmoins, deux constats s’imposent aujourd’hui. 

D’une part, certaines lignes du réseau de transport 
sont déjà aujourd’hui contraintes, même si les coûts 
associés demeurent modérés. 

D’autre part, l’évolution du parc de production asso-
ciée à l’essor des énergies renouvelables modifie la 
typologie des flux qui irriguent le réseau, conduisant 
à accroître des contraintes existantes ou à donner 
naissance à de nouvelles. 

Si des évolutions structurelles de l’infrastructure sont 
nécessaires pour répondre à ces enjeux (développe-
ment de nouveaux ouvrages), l’utilisation optimisée 
de l’infrastructure existante revêt une importance 
cruciale. 

Ces dernières années, RTE a ainsi engagé une 
démarche visant à revisiter les limites de transit10 et 
intégrant un premier niveau de différentiation selon la 
température externe (IST11 en l’été, intersaison, hiver 1 
et hiver 212). Cette approche, qui a permis globalement 
d’augmenter les capacités de transit, demeure néan-
moins normative et ne prend pas en compte l’état du 
réseau et/ou des conditions climatiques en temps réel.

La recherche d’une optimisation encore plus forte de 
l’utilisation des ouvrages existants peut aujourd’hui 
franchir un pas supplémentaire en utilisant certains 
développement technologiques relevant des smart 
grids. 

À  cet égard, le dispositif d’estimation dynamique 
des capacités de transit des lignes du réseau de 
transport (Dynamic Line Rating) permet, à partir de 
mesures temps réel de l’état des ouvrages et/ou des 
paramètres météorologiques, d’estimer à chaque 
instant la capacité de transit maximale d’une ligne 
en respectant les critères de sécurité. 

L’utilisation de ce dispositif conduit à une évalua-
tion plus précise des contraintes réelles de transit, 
qui permet par exemple de prendre en compte 
l’accroissement du transit possible sur les lignes en 
présence de vent (le vent refroidit les conducteurs, 
qui peuvent donc transporter plus de courant toutes 
choses étant égales par ailleurs).

Cet exemple n’est pas anecdotique dans le cadre 
des politiques de transition énergétique : le lien entre 
production éolienne importante et force du vent sus-
ceptible de refroidir les lignes permet notamment 
d’améliorer l’exploitation d’un réseau contraint en éva-
cuation de production lorsqu’une part prépondérante 
de celle-ci est d’origine éolienne.

De ce fait, le déploiement de ce dispositif peut 
contribuer à la réduction des besoins en renforce-
ment des réseaux (notamment lors du raccordement 
de producteurs EnR) et à la réduction des volumes 
de production éolienne écrêtés13.
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1.2.3	 Localisation automatique 
de défaut sur les ouvrages 
du réseau de transport

La qualité de l’électricité délivrée représente un 
enjeu fort pour les consommateurs. Les réseaux 
électriques peuvent en effet être le siège de défauts 
électriques (court-circuits…), qui, s’ils ne sont pas 
corrigés ou compensés, donnent lieu à des coupures 
dont le coût peut être élevé pour certains consom-
mateurs, et notamment pour certains industriels.

RTE dispose dans ses postes électriques d’équipe-
ments destinés à mesurer et enregistrer certaines 
grandeurs électrotechniques nécessaires à l’analyse 
de défauts survenus sur le réseau. La collecte et 
l’analyse des informations sont effectuées manuelle-
ment et les délais de rapatriement et d’analyse des 
informations sont relativement importants. 

Les technologies de la communication et le déve-
loppement de systèmes d’analyse automatique 

offrent de nouvelles possibilités pour collecter et 
analyser ces informations et pour garantir, suite à un 
incident, une reprise de service plus rapide dans le 
respect des principes liés à la maîtrise de la sécurité 
des biens et des personnes.

La localisation automatique de défaut s’appuie sur 
ces possibilités pour accélérer (i) la reprise de service 
des ouvrages sains mis hors tension lors d’un inci-
dent en discriminant plus rapidement les ouvrages 
sains des ouvrages sièges des défauts et (ii) le repé-
rage des avaries sur les ouvrages sièges des défauts, 
et donc la réduction du temps de remise en service 
après réparation.

Ainsi le déploiement de systèmes de localisation 
de défaut peut contribuer à améliorer la qualité de 
l’électricité (du fait de la réduction des délais de 
mise en service des ouvrages sains et des ouvrages 
en défaut) et, en conséquence, à réduire les besoins 
de renforcement du réseau.
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La feuille de route du plan « Réseaux électriques 
intelligents » traduit le potentiel de la filière des 
smart grids :

« Outre [les] bénéfices économiques et éco-
logiques pour les acteurs industriels et les 
consommateurs en France, les REI consti-
tuent au niveau mondial un marché à forte 
croissance, avec un fort potentiel de création 
d’emplois industriels sur notre territoire. »

Répondre à ces enjeux nécessite de relever de 
nombreux défis, et l’un d’entre eux a été clairement 
identifié dès 2013 : structurer la filière française des 
smart grids pour lui permettre d’accompagner 
la transition énergétique et d’être compétitive à 
l’international. Cela doit notamment conduire à 
définir des priorités, parmi les différentes fonctions 
smart grids, en matière d’investissement et d’action 
publique (soutien à certaines filières, évolutions de 
cadres législatifs et réglementaires, participation 
aux investissements, etc.).

Pour définir des priorités, il apparaît nécessaire de 
disposer d’une vision partagée au niveau français 
entre les pouvoirs publics, les industriels du secteur 
des smart grids et les acteurs du système électrique 
sur les fonctions avancées présentant les meilleures 
performances socio-économiques pour la collecti-
vité et garantir ainsi que les choix de déploiement 
sont ciblés sur les filières dont le potentiel et les 
gains sont les plus importants.

En France, comme en Europe, le développement 
de la filière des smart grids s’est structuré autour 
de projets de démonstrateurs, qui permettent de 
couvrir un vaste panorama de solutions testées et 
de disposer d’un premier niveau d’évaluation des 
gains associés au déploiement des fonctions smart 
grids.

Cependant, ces démonstrateurs n’ont pas eu 
pour vocation de faire émerger une approche 
convergente sur les méthodologies, les périmètres 
d’évaluation ou les hypothèses contextuelles. Ainsi 
les analyses qui en sont issues revêtent un carac-
tère hétérogène et peuvent difficilement être uti-
lisées pour faire émerger des priorités en matière 
d’investissement et d’action publique en soutien 
au développement et déploiement des smart grids.

La construction d’un cadre méthodologique com-
mun applicable à l’ensemble des fonctions avancées 
et partagé au sein de la communauté concernée 
constitue un enjeu essentiel à la conduite d’une com-
paraison des performances socio-économiques des 
différentes solutions smart grids à même d’orienter 
les décisions publiques (soutiens financiers à cer-
taines filières, évolutions régulation, etc.) et privées.

Le plan « Réseaux électriques intelligents » s’est vu 
confier la mission de définir un tel cadre métho-
dologique comportant des volets économique, 
environnemental et social (à travers les effets sur 
l’emploi) avec l’ambition d’en faire une référence 
pour l’analyse publique. C’est l’objet du présent 
rapport que de répondre à cette commande des 
pouvoirs publics et de livrer une méthodologie per-
mettant la valorisation des fonctions smart grids.

La définition d’une méthodologie pour l’évalua-
tion de la valeur économique, environnementale 
et sociale des fonctions avancées smart grids est 
un exercice complexe. Les fonctions smart grids 
constituant de nouveaux leviers de gestion du sys-
tème électrique qui viennent s’ajouter ou se subs-
tituer aux solutions existantes d’optimisation du 
système électrique, l’évaluation économique quan-
titative repose nécessairement sur des modèles 
de simulation proposant à la fois une vision glo-
bale du système et un raffinement suffisant pour 

PARTIE 2 Méthodologie d’évaluation 
socio-économique 
des réseaux électriques 
intelligents
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représenter les apports de ces nouveaux leviers en 
prenant en compte leurs spécificités. 

L’Electric Power Research Institute14 et le Joint 
Research Center européen15 proposent des prin-
cipes généraux pour les analyses coûts-bénéfices 
des projets smart grids, avec lesquels la méthodolo-
gie présentée dans ce rapport s’inscrit en cohérence. 
Néanmoins, ces principes généraux sont insuffisants 
pour fournir une méthodologie applicable et opéra-
toire, et n’abordent pas l’ensemble du périmètre des 
attentes de cette action (économie, environnement 
et emploi). Il s’est donc avéré nécessaire de définir 
de développer cette méthodologie avec l’appui des 
diverses expertises apportées par les membres du 
groupe de travail piloté par RTE. Cette méthodolo-
gie est partagée par l’ensemble des participants de 
ce groupe de travail16.

À ce stade, cette méthodologie ne comporte pas 
de volet sur la valeur pour les réseaux de distribu-
tion, les échéances de ce présent rapport n’ayant 
pas été compatibles pour les gestionnaires de 
réseau de distribution avec la définition de ce volet 
méthodologique.

Par ailleurs, cette méthodologie repose nécessaire-
ment sur des choix de modélisation et présente de ce 
fait certaines limites sur la précision de certains résultats 
et sur le périmètre de fonctions pouvant être valorisé. 
Ces aspects sont documentés dans cette partie.

Afin de permettre une appropriation large de ce 
nouvel outil par les parties prenantes du secteur 
électrique, cette partie du rapport vise à décrire en 
détail les choix méthodologiques et les outils de 
modélisation développés pour permettre de réaliser 
la valorisation socio-économique des réseaux élec-
triques intelligents. 

Il s’agit dans un premier temps de définir (1)  les 
notions-clés et non-usuelles qui ont été retenues 
dans ce cadre méthodologique et (2)  le périmètre 
géographique retenu pour l’évaluation d’un point 
de vue économique, environnemental et social (au 
sens des effets sur l’emploi).

Le rapport s’attache ensuite à préciser l’approche 
retenue pour le calcul de la valorisation économique 
relatif aux smart grids : (3) notion de surplus collectif 
et (4) comparaison d’un scénario « sans » et « avec » 
smart grids.

Une présentation synthétique du cadre métho-
dologique proposé pour la valorisation des smart 
grids (5) permet d’appréhender rapidement les 
différentes étapes permettant de construire l’ana-
lyse socio-économique des différentes fonctions 
smart grids et notamment d’insister sur le caractère 
« universel » et facilement transposable à d’autres 
contextes d’une telle méthodologie. 

Plusieurs éléments détaillés sont ensuite présentés, 
en insistant tout particulièrement sur les éléments 
relevant de la quantification des conséquences phy-
siques (et des gains) associées au déploiement des 
fonctions smart grids. 

C’est cette vision des impacts des smart grids sur le 
système électrique tant d’un point de vue de l’équi-
libre offre-demande et tant que d’un point de vue 
de la gestion des réseaux qui permettra d’irriguer 

14.	 EPRI, 2010
15.	 Joint Research Center, 2012.
16.	� Dans la limite des périmètres surlesquels ils se sont déclarés compétents

La méthodologie est générique et applicable 
à un large panel de fonctions avancées, dont 
toutes celles identifiées dans la partie 1, ainsi 
qu’à tout scénario global de déploiement 
combinant ces fonctions.

Dans le cadre des travaux restitués dans la 
partie 3 de ce rapport, elle est utilisée pour 
l’évaluation indépendante de chaque fonc-
tion avancée dans un scénario de contexte 
précis (scénario « Nouveau Mix 2030 »). 

Cette méthodologie peut s’appliquer à 
d’autres contextes et d’autres mix énergé-
tiques que ceux étudiés dans la partie 3 de ce 
rapport, en France comme à l’étranger, afin 
d’accompagner une démarche de dévelop
pement à l’export.
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les modèles permettant de quantifier les apports 
en matière économique, environnemental et social 
des fonctions smart grids.

Cette « marche » essentielle dans la construction de 
la méthodologie repose (6) sur l’identification des 
processus physiques du système électrique sur les-
quels les smart grids peuvent avoir un impact, puis 
(7) sur la présentation des outils de modélisation 
de ces processus (outil FlexiS) du point de vue de 
l’équilibre offre-demande (7.2) la gestion du réseau 
de transport (7.3). 

Ces modélisations permettent d’identifier les consé-
quences physiques du déploiement des fonctions 

smart grids sur le système électrique et delà de per-
mettre l’évaluation économique (9), environnemen-
tale (10) et sociale (11) de ces fonctions. 

Il convient ici de noter que le volet environnemen-
tal de cette quantification (10) est peu développé 
dans la mesure où il s’appuie sur la méthodolo-
gie de référence internationale qu’est l’analyse de 
cycle de vie. 

Au vu de son importance et de l’absence de réfé-
rence internationale, l’approche retenue pour le 
volet relatif aux effets sur l’emploi (11) fait l’objet 
de développements plus conséquents. 

17.	� Lorsque l’impact attributionnel d’une ressource est dépendant de son niveau d’utilisation au sein des processus du système électrique, alors la 
composante variable de l’impact attributionnel est intégrée à l’analyse des impacts conséquentiels.

2.1.	DÉFINITIONS PROPRES À L’ÉVALUATION 
DES FONCTIONS SMART GRIDS

a,��Impacts attributionnels
	� L’impact attributionnel d’une ressource désigne 

les conséquences directes sur la collectivité 
du déploiement de cette ressource, indépen-
damment de son utilisation au sein du système 
électrique et des bénéfices associés. À chaque 
ressource est associé un impact attributionnel17 
que l’on peut analyser sous trois angles  : (i)  le 
coût économique lié à l’acquisition et l’exploi-
tation de la ressource, (ii)  l’impact environne-
mental associé au cycle de vie de la ressource et 
(iii)  la création d’emplois liée à la fabrication, la 
maintenance et l’exploitation de la ressource. 

a,��Processus
	� Les processus du système électrique corres-

pondent aux activités exercées par les différents 
acteurs du système électrique (gestionnaires de 
réseau, producteurs, fournisseurs, agrégateurs, 
etc.) permettant l’exploitation sûre du système, 
laquelle peut être appréciée au regard d’indica-
teurs physiques comme la fréquence, la tension 
ou encore les intensités sur les ouvrages. Parmi 

ces processus, on compte le développement 
des réseaux, la conduite des réseaux, le déve-
loppement des capacités de production, la pro-
grammation de production et l’ajustement offre/
demande court-terme.

a,��Paramètres
	� Les fonctions avancées constituent de nouveaux 

leviers dont il peut être fait usage au sein des 
processus du système électrique. Leur prise en 
compte passe par un paramétrage de la modé-
lisation des processus. Par exemple, la ges-
tion active de la demande revient à considérer 
dans les différents processus que la forme de la 
demande peut être modifiée là où elle est consi-
dérée comme un paramètre exogène dans le scé-
nario de référence.

a,��Conséquences physiques
	� L’utilisation des fonctions avancées au sein des 

processus du système électrique est porteuse 
de conséquences sur la manière dont sont exé-
cutés ces processus et sur le fonctionnement 
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du système électrique qui en découle. Ainsi, en 
comparant l’exécution d’un processus « avec » 
et « sans » fonction avancée, il est possible de 
quantifier les conséquences physiques de l’inté-
gration de la fonction avancée dans le système. 
Ces impacts sont de natures variées : modifica-
tion des énergies produites par filière, réduction 
des capacités de production (notamment les 
capacités de pointe), réduction des renforce-
ments de réseaux, amélioration de la qualité de 
l’électricité, etc.

a,��Impacts conséquentiels
	� Les gains économiques, sociaux et environne-

mentaux associés au déploiement des fonctions 
avancées peuvent être déduits des conséquences 
physiques de l’utilisation de ces fonctions. La 
méthodologie présentée ici n’exclut pas que cer-
tains de ces gains soient négatifs, pour un ou plu-
sieurs des trois aspects précités. Ainsi, il convient 
de définir le gain comme la traduction des impacts 
physiques en indicateurs normalisés (gain écono-
mique, création d’emplois et impact environne-
mental) sans préjuger du signe de ces indicateurs.

2.2.	PÉRIMÈTRE GÉOGRAPHIQUE DE L’ÉVALUATION

18.	 �RTE, « Quelle valeur attribuer à la qualité de l’électricité ? L’avis des consommateurs »
19.	� Par exemple, une réduction temporaire de la consommation en France peut conduire à une réduction des imports ou une augmentation des exports 

aux interconnections et in fine conduire à faire varier les production d’électricité dans des pays voisins.
20.	� En pratique cela signifie que le système électrique européen est modélisé dans les outils développés par RTE.

2.2.1	 Périmètre de l’évaluation 
économique

Comme indiqué dans la partie  1, l’analyse écono-
mique est menée à la maille de la France dans son 
ensemble : producteurs, gestionnaires de réseau, four-
nisseurs, opérateurs de flexibilité et consommateurs.

En particulier, la valeur qui peut être attribuée par les 
consommateurs à la qualité de l’électricité18, mesu-
rée notamment par l’énergie non distribuée (END) 
est également intégrée dans le périmètre de l’étude.

Du fait des interconnexions électriques entre pays 
européens et de l’intégration croissante des mar-
chés de l’énergie, les fonctions avancées des smart 
grids déployées en France peuvent entraîner un 
impact sur les décisions d’acteurs hors du territoire 
français19. Il est donc pertinent de retenir une repré-
sentation du système électrique européen20. 

Les coûts et les gains économiques générés à la 
maille européenne par un déploiement des smart 
grids en France sont supposés affectés à l’économie 
française dans le cadre de l’évaluation des effets sur 
l’emploi. 

2.2.2	 Périmètre de l’évaluation 
environnementale

La limitation de l’analyse à un périmètre géogra-
phique peut difficilement être retenue dans le cas 
de l’analyse environnementale.

Le déploiement des fonctions avancées est en effet 
susceptible d’avoir des impacts environnementaux 
(émissions de gaz à effet de serre, de polluants, etc.) 
lors des phases de fabrication des ressources, de 
déploiement, d’exploitation et de démantèlement. 
Or ces phases ne se déroulent pas nécessairement en 
France. Par ailleurs, les impacts conséquentiels sur le 
système électrique ne sont pas nécessairement locali-
sés en France (certaines fonctions avancées déployées 
en France peuvent impacter la sollicitation de moyens 
de production dans des pays voisins, via les inter-
connexions). Enfin, certains impacts environnementaux 
ne peuvent être considérés qu’à la maille mondiale et 
un décompte au périmètre de la France ne permet pas 
d’apprécier l’effet réel sur l’environnement. C’est, par 
exemple, le cas du changement climatique.

L’analyse des impacts environnementaux est ainsi 
menée à la maille mondiale.
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réindustrialisalisation et de création d’emplois en 
France. En cohérence avec les attentes associées au 
plan, la maille pertinente d’évaluation des effets sur 
l’emploi pour éclairer les décisions de déploiement 
des smart grids est la maille nationale.

21.	� Notamment le coût marginal en fonction du niveau de déploiement. Il s’agira par exemple d’identifier le coût de la capacité d’effacement industriel en 
fonction de la puissance.

2.2.3	 Périmètre de l’évaluation 
sociale (effets sur l’emploi)

Le plan « Réseaux électriques intelligents » s’ins-
crit dans le cadre d’une politique publique de 

 Périmètre de l’évaluation menée  
dans ce rapport

Figure 2
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2.3.	ÉVALUATION DU SURPLUS COLLECTIF GÉNÉRÉ  
PAR LE DÉPLOIEMENT DES FONCTIONS SMART GRIDS

Afin de proposer une analyse pouvant aider les déci-
deurs publics en termes de soutien au déploiement 
des smart grids en France, l’analyse de la valeur 
économique créée par les fonctions avancées est 
menée du point de vue de l’ensemble de la collec
tivité et correspond au surplus social (ou surplus 
collectif).

En général, le surplus collectif qu’engendre un 
investissement ne représente pas la rémunération 
que peut en attendre son promoteur. Le surplus col-
lectif est en effet partagé entre l’offreur de service et 

l’acheteur du service. Appliqué aux smart grids, cela 
signifie que le surplus collectif découlant de leur 
déploiement se répartit entre les offreurs de solu-
tion et les utilisateurs/consommateurs des services 
fournis par les solutions smart grids, c’est-à-dire 
potentiellement l’ensemble des acteurs du système 
électrique (gestionnaire de réseau de transport, ges-
tionnaires de réseau de distribution, producteurs, 
fournisseurs, consommateurs…).

Ainsi, la valeur économique des solutions smart 
grids, présentée à la partie 3, ne doit en aucun cas 
être considérée comme pouvant présager du bilan 
économique propre aux promoteurs de solutions 
smart grids.

Dans la suite de ce rapport, les études économiques 
évaluent le surplus collectif pour le système (zone 
verte sur la figure 2) généré par un déploiement 
de volume limité de chaque fonction avancée. 
Elles permettent de dégager les solutions qui sont 
« collectivement » rentables mais n’ont pas cherché 
à identifier le niveau de déploiement optimal ni à 
déterminer la répartition de la valeur. 

Des analyses complémentaires, nécessitant des 
hypothèses de « profondeur21 » des gisements, 
seront nécessaires pour évaluer le niveau de déploie-
ment optimal, les prix des services offerts par les 
solutions smart grids et par conséquence la réparti-
tion du surplus collectif entre les différents acteurs. 
L’outil FlexiS est adapté à ce type d’évaluation.
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Illustration du partage du surplus collectif dans le cadre 
d’un déploiement compétitif des smart grids

Dans le cas où un service smart grids (par 
exemple, effacement de consommation) est 
proposé sur un marché donné (par exemple 
marché de l’énergie, mécanisme de capa-
cité, appel d’offre pour la constitution des 
réserves…), la rémunération de l’acteur offrant 
ce service correspond au prix de marché déter-
miné par l’intersection des courbes d’offre et 
de demande (voir figure 3). En supposant que 
tous les acteurs du système aient un compor-
tement révélateur d’un régime de concurrence 
pure et parfaite (i.e.  formulent des offres et 
des demandes en fonction, respectivement, 
de leurs coûts et de leurs gains marginaux), 
la courbe d’offre du service correspond à la 
courbe de coûts marginaux de fourniture du 
service et la courbe de demande correspond à 
la courbe de gains marginaux pour le système 
électrique apportés par le service.

L’intersection des courbes de coûts marginaux et de gains marginaux permet alors de déterminer le 
prix théorique du service considéré, le niveau de déploiement et la répartition du surplus collectif entre 
les offreurs de services et les autres acteurs du système électrique (p. ex producteurs, fournisseurs, ges-
tionnaires de réseau, consommateurs…). Le niveau du prix (et donc la répartition du surplus collectif) 
dépend de la forme des courbes d’offre (courbe de coûts marginaux) et de demande (courbe de gains 
marginaux).

À l’extrême, le surplus collectif peut être quasi-exclusivement capté par les offreurs de services ou au 
contraire par les demandeurs de ces services. 
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22.	� Toutes choses égales par ailleurs
23.	� Pour certaines fonctions avancées (notamment la gestion active de la demande) le scénario « de référence » comporte déjà l’existence d’un niveau de 

déploiement. Les analyses porteront sur la valeur en incrémental.
24.	� Cf. partie 2.6

2.4.	APPROCHE PAR COMPARAISON DES SITUATIONS 
« SANS » ET « AVEC » SMART GRIDS22 

2.5.	DESCRIPTION DES PRINCIPALES ÉTAPES  
DE LA MÉTHODOLOGIE

L’évaluation socio-économique d’une fonction avan-
cée (ou plus généralement d’un scénario de déploie-
ment) s’effectue en estimant les conséquences du 
déploiement sur le fonctionnement et les décisions 
des acteurs du système électrique.

Ces conséquences sont évaluées à partir d’une 
comparaison des décisions et du fonctionnement 
du système électrique sans fonction avancée 
(appelé scénario « de référence »23) et avec la ou 
les fonction(s) avancée(s) (appelé scénario « avec 
smart grids »), en supposant que seul le déploie-
ment des fonctions avancées différencie ces deux 
scénarios (raisonnement « toutes choses égales 
par ailleurs »).

La méthodologie d’analyse développée dans le 
cadre du plan « Réseaux électriques intelligents » 
reprend, dans ses principes généraux, la métho-
dologie d’analyse coûts-bénéfices des projets 
smart grids proposée par l’Electric Power Research 
Institute et le Joint Research Center européen  : 
identification du périmètre fonctionnel à analyser, 
des ressources associées, évaluation des coûts de 
déploiement et des gains par rapport à un scéna-
rio de référence, puis comparaison entre coûts et 
gains. 

Les différentes étapes de l’évaluation socio-écono
mique des fonctions avancées smart grids sont 
présentées de manière schématique en figure 4.

En particulier, les orientations des pouvoirs publics sont 
considérées comme invariantes. Notamment, les choix 
publics concernant le niveau d’insertion des moyens 
de production d’origine renouvelable (EnR) sont sup-
posés pérennes sur le temps long quand bien même 
le déploiement des smart grids serait susceptible de 
réduire les coûts d’intégration des EnR. L’analyse pré-
sentée ici vise donc à estimer le surplus collectif lié 
au déploiement des différentes fonctions avancées. 
Elle n’identifie pas le développement supplémentaire 
des EnR favorisé par une réduction du coût unitaire 
d’intégration.

Les décisions des acteurs du système électrique sont 
représentées comme des décisions résultant de choix 
économiquement rationnels. Elles apparaissent dans la 
description des processus du système électrique24.

2.5.1	 Définition du contexte 
et du scénario de référence

L’étude de la valeur du déploiement smart grids à moyen 
et long-terme est davantage un exercice de prospec-
tive que de prévision. Ce caractère prospectif impose 
de considérer un ensemble d’hypothèses caractérisant 
l’évolution du système électrique et de son environne-
ment en l’absence de smart grids pour ensuite quanti-
fier le bénéfice associé à son déploiement.

La valeur économique pour la collectivité, la valeur 
environnementale et l’impact sur la création d’em-
plois générés par le déploiement des fonctions avan-
cées dépendent, dans une large mesure, du contexte 
économique dans lequel s’inscrit ce déploiement.
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Méthode générale d’analyse des fonctions avancées smart gridsFigure 4 

Définition du contexte et du scénario de référence

Identification des ressources 
nécessaires

Exemples :

· Matériels	
· SI
· Main d’œuvre d’installation
· …

Ressource Ressource

Impact 
attributionnel

Économique
(coût de la 
ressource)

Environnemental
(cycle de vie de 

la ressource)

Emploi
(élaboration de 

ressource)

Impact 
attributionnel

Économique
(coût de la 
ressource)

Environnemental
(cycle de vie de 

la ressource)

Emploi
(élaboration de 

ressource)

Analyse attributionnelle

Bilan 
économique

Bilan 
environnemental

Bilan 
emploi

Analyse conséquentielle

Identification des processus du système 
électrique impactés

Exemples :

· �Adéquation offre-demande long-terme
· Programmation et équilibrage infra-J
· Équilibrage offre-demande temps réel 
· Développement et exploitation du RPT
· Développement et exploitation du RPD 
· …

Processus

Paramètres 
impactés

Paramètres 
impactés

Conséquences 
physiques

(évaluées à partir 
des modélisations 

des processus 
et des valeurs 

de paramètres) 

Conséquences 
physiques

(évaluées à partir 
des modélisations 

des processus 
et des valeurs 

de paramètres) 

Processus

Caractérisation du déploiement (fonction avancée, niveau de déploiement)

Impact 
conséquentiel

Impact 
conséquentiel

Économique
(gains pour 

le système élect.)

Environnemental
(sur le système 

électrique)

Emploi
(système élect. et 

effets induits)

Emploi
(système élect. et 

effets induits)

Environnemental
(sur le système 

électrique)

Économique
(gains pour 

le système élect.)

Caractérisation technique  
des services apportés

Exemples :

· �Effets reports
· Délais de mobilisation 
· Participation au réglage de la fréquence…



34

PARTIE 2

25.	� Cf. partie 3 du présent rapport

Un contexte est défini comme un ensemble d’hypo-
thèses externes au déploiement des smart grids mais 
ayant un impact sur la valeur que celui-ci est suscep-
tible de créer  : cadre macro-économique, coût des 
technologies de production, prix des matières pre-
mières, fiscalité, objectifs de politique énergétique 
(mesures de maîtrise de la demande en énergie, part 
du nucléaire et des EnR dans le mix électrique), etc. 
Ces hypothèses définissent l’environnement général 
dans lequel s’inscrit le déploiement des smart grids.

À partir de ces hypothèses générales sont déduites 
des caractéristiques plus fines relatives au sys-
tème électrique  : caractéristiques détaillées de la 
demande électrique (forme de la courbe de charge, 
thermosensibilité, coûts de production par filière, 
etc.). Ces caractéristiques constituent des données 
de contexte qui interviennent directement dans 
les calculs de valorisation socio-économique du 
déploiement des fonctions avancées. 

Afin d’étudier la sensibilité de la valeur des fonctions 
avancées aux paramètres de contexte, il apparaît 
préférable de mener l’analyse dans des contextes 
contrastés (et d’en comparer les résultats pour 
en apprécier la robustesse). C’est la raison pour 
laquelle l’application de la méthodologie au scéna-
rio « Nouveau Mix 2030 », présentée dans la partie 3, 
devra être complétée par l’analyse d’autres scéna-
rios dans une étape ultérieure des travaux.

La méthodologie et les outils développés pour son 
application sont robustes aux différents scénarios de 
mix électrique et permettent ainsi de conduire une 
telle analyse de contextes contrastés.

2.5.2	 Caractérisation 
du déploiement étudié

L’évaluation socio-économique nécessite de caracté-
riser le déploiement étudié, c’est-à-dire les fonctions 
avancées déployées et leur niveau de déploiement. 
Ceci établit le scénario « avec » smart grids.

En l’absence de scénario de déploiement glo-
bal défini à ce jour, il convient de noter ici que la 
méthode a été appliquée pour mener des analyses 

fonction par fonction avec l’objectif de comparer les 
fonctions entre elles. 

Les résultats de ces analyses sont présentés dans la 
partie 3 du présent rapport. 

Cette comparaison constitue un premier pas indis-
pensable pour identifier des priorités de déploie-
ment et/ou définir une trajectoire globale et 
multi-fonctionnelle de déploiement. 

Cependant, l’utilisation d’analyses fonction par fonc-
tion ne permet pas de prendre en compte les inte-
ractions potentiellement déterminantes qui existent 
entre certaines fonctions avancées. En effet, certaines 
fonctions avancées sont liées entre elles par deux 
aspects (illustrés en figure 5)  : (i)  les opportunités 
de mutualisation des coûts de déploiement et (ii)  la 
concurrence ou complémentarité entre fonctions.

a	Mutualisation des ressources
	� Les fonctions avancées peuvent faire appel à des 

ressources communes : le coût de ces ressources 
peut alors être mutualisé entre fonctions.

	� Par exemple, certains dispositifs permettent à la 
fois de fournir des informations sur la production 
éolienne et d’agir sur la puissance délivrée  : le 
déploiement simultané de services d’observa-
bilité et de commandabilité bénéficie de cette 
mutualisation.

a	 Complémentarité et/ou concurrence des services
	� Plusieurs fonctions peuvent contribuer au même 

processus du système électrique. La valeur que cha-
cune représente au regard de ce processus dépend 
du déploiement des autres fonctions : certains ser-
vices peuvent en effet être concurrents pour l’accès 
à une même source de valeur (l’utilité pour le sys-
tème d’un service est diminuée par l’existence d’un 
autre service pouvant rendre le même service). Par 
exemple, la valeur des solutions de stockage sera 
clairement influencée par le niveau de déploiement 
de solutions de gestion active de la demande.

Comme cela est montré dans l’encadré dédié au 
besoin d’identification d’une stratégie complète de 
déploiement des fonctions smart grids25, il existe 
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un intérêt à disposer d’une évaluation socio-éco-
nomique d’un déploiement « multi-fonctions », et 
ceci pour des niveaux de déploiement variés (d’un 
déploiement marginal à un déploiement massif).

La méthodologie définie dans le présent rap-
port ainsi que l’outil FlexiS qui l’instancie26, per-
met d’évaluer la performance socio-économique 
globale de ce type de scénarios de déploiement 
« multi-fonctions », et ainsi d’identifier le ou les scé-
narios de déploiement les plus performants pour les 
pouvoirs publics.

Ceci est cohérent avec l’action 6 du plan « Réseaux 
électriques intelligents », qui vise un déploiement à 
grande échelle de solutions smart grids.

2.5.3	 Analyse attributionnelle

L’analyse attributionnelle vise à quantifier l’im-
pact économique, environnemental et sociétal du 
déploiement des ressources nécessaires à la mise 
en œuvre des fonctions avancées, indépendamment 
de l’utilisation de ces fonctions au sein des proces-
sus du système électrique.

2.5.3.1	 Identification des ressources

La mise en œuvre de fonctions avancées nécessite 
le déploiement de ressources matérielles, infor-
matiques et humaines. L’identification de ces res-
sources constitue le point de départ de l’analyse 
attributionnelle.

26.	� Pour l’aspect évaluation économique (et conséquences physiques)

Articulation des ressources, fonctions avancées et processus du système électriqueFigure 5
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Les ressources peuvent se diviser en deux catégories :
- �les ressources « fixes » (leur volume et leur nature 

sont indépendants du niveau de déploiement) ;
- �les ressources « variables » (leur volume est fonction 

du niveau de déploiement visé).

Par exemple, pour la gestion active de la demande 
de chauffage résidentiel, les ressources fixes corres
pondent aux matériels et systèmes d’information 
nécessaires à l’agrégation de flexibilité et à l’accès 
aux mécanismes de marché. Les ressources variables 
correspondent aux matériels27 déployés chez les 
consommateurs résidentiels pour assurer la récep-
tion et l’exécution d’ordres de pilotage des installa-
tions de chauffage.

2.5.3.2	 Calcul de l’impact attributionnel 
du déploiement d’une fonction avancée

À chacune des ressources identifiées précédem-
ment doivent être associées des hypothèses d’im-
pacts attributionnels unitaires. 

Conformément au cahier des charges, visant à iden-
tifier les impacts du déploiement des fonctions 
smart grids d’un point de vue économique, environ-
nemental et sociétal, les impacts attributionnels se 
décomposent en trois dimensions :

a	� coûts  : la projection du coût des technologies 
à long terme étant facteur d’incertitude, il est 
recommandé de prendre une fourchette de coûts 
unitaires pour chacune des ressources ;

a	� impacts environnementaux : il s’agit des impacts 
environnementaux du cycle de vie des ressources 
déployées hors conséquences des fonctions 
avancées sur le système électrique ;

a	� création d’emplois  : il s’agit du nombre d’em-
plois créés en France correspondant aux activités 
générées par le déploiement d’une ressource  : 
activités créées chez le détenteur de la solution 
déployée ainsi que l’activité de l’ensemble des 
fournisseurs.

La somme de ces impacts attributionnels unitaires 
pour chaque ressource constitue l’impact attribu-
tionnel du déploiement de cette fonction avancée 
sur les trois composantes de valeur identifiées par 
les pouvoirs publics.

2.5.4	 Analyse conséquentielle

L’analyse conséquentielle vise à quantifier l’impact 
de l’utilisation des fonctions avancées au sein des 
processus du système électrique. Cette analyse 
repose sur la comparaison du fonctionnement et 
des décisions des acteurs du système électrique 
dans deux situations : « sans » et « avec » la fonction 
avancée (ou les fonctions avancées dans le cadre 
d’un déploiement « multi-fonctions »). 

2.5.4.1	 Caractérisation technique 
des services apportés

L’évaluation du fonctionnement et des décisions des 
acteurs du système électrique dans le scénario avec 
smart grids nécessite au préalable une caractérisa-
tion et une modélisation des services apportés pour 
chaque fonction avancée. 

Ces caractéristiques sont pour partie dépendantes 
des solutions techniques déployées et doivent 
nécessairement être déterminées en cohérence 
avec l’identification des ressources de l’analyse 
attributionnelle.

Ces caractéristiques sont dimensionnantes pour les 
résultats des évaluations.

À titre d’exemple pour la gestion active de la 
demande de chauffage résidentiel, les caractéris-
tiques d’effet report (taux, profil), de contraintes 
d’activation ou de délai de mobilisation sont essen-
tielles dans l’analyse conséquentielle et peuvent 
modifier les conclusions de l’analyse.

Les hypothèses des caractéristiques des fonctions 
avancées identifiées dans cette étude sont décrites 
dans la partie 3 du présent rapport et les annexes.

27.	� En toute rigueur, certaines composantes de coûts des matériels sont indépendantes du nombre de matériels (coûts de développement notamment).
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2.5.4.2	 Identification des processus 
du système électrique concernés

Une fonction avancée constitue un levier (flexibilité 
ou information) dont l’utilisation au sein des diffé-
rents processus du système électrique est de nature 
à influencer les décisions qui sont prises en son sein. 
Les processus du système électrique concernés par le 
déploiement d’une fonction avancée dépendent de 
cette fonction et de ses caractéristiques techniques.

Par exemple, la gestion active de la demande 
d’un site industriel raccordé sur le réseau de trans-
port peut impacter les processus d’équilibre offre-
demande, de développement et d’exploitation des 
réseaux de transport mais n’impacte a priori pas les 
processus de développement et d’exploitation des 
réseaux de distribution.

L’identification des processus du système électrique 
concernés par la fonction avancée permet d’iden-
tifier le périmètre des processus à modéliser pour 
mener les évaluations.

La partie 2.6 identifie les processus concernés par 
chaque fonction avancée.

2.5.4.3	 Modélisation des processus 
du système électrique

Une fois les processus du système électrique concer-
nés identifiés, ils doivent être modélisés afin qu’une 
quantification des conséquences du déploiement 
de la fonction avancée étudiée soit possible. 

C’est cette modélisation qui permet de représenter 
le fonctionnement du système électrique et les déci-
sions que prennent les acteurs du système pour un 
scénario défini (« sans » ou « avec » smart grids). 

La modélisation des processus du système électrique 
est décrite en détail au 2.7 du présent rapport. 

Afin de prendre en compte finement les processus du 
système électrique et de disposer d’une analyse suffi
samment précise des impacts du déploiement des 
smart grids, un outil dédié à cette modélisation a été 

développé par RTE pour l’action 5 du plan « Réseaux 
électriques intelligents » : le modèle FlexiS. 

2.5.4.4	 Évaluation des paramètres impactés

Les fonctions avancées constituent des leviers (flexibi-
lité ou information) dont il peut être fait usage au sein 
des processus du système électrique. Leur prise en 
compte se traduit par la modification de certains para-
mètres de la modélisation des processus concernés.

Il peut par exemple s’agir :

a	� Pour la gestion active de la demande, de passer 
d’une représentation d’une demande exogène (ou 
« fatale ») à une demande flexible pouvant s’activer 
dans des conditions techniques et économiques 
définies. Les paramètres sont les contraintes sur la 
flexibilité de la demande (de « aucune flexibilité » à 
un niveau de flexibilité défini) ;

a	� Pour l’observabilité de la production EnR, de 
réduire les écarts entre la prévision de produc-
tion et le réalisé. Les paramètres sont dans cet 
exemple les prévisions de production utilisées au 
moment de la programmation et de l’évaluation 
des besoins d’ajustement ainsi que les niveaux de 
réserve requis.

Afin de disposer d’une analyse correcte de l’impact 
d’un déploiement de fonctions smart grids, les modi-
fications des paramètres des processus du système 
électrique engendrés par ce déploiement sont iden-
tifiées et quantifiées, sur la base des caractéristiques 
techniques des services rendus par la fonction avancée.

2.5.4.5	 Quantification des conséquences 
physiques

Le cœur de l’analyse conséquentielle consiste à évaluer 
les impacts du déploiement des fonctions avancées. 

Pour chaque processus du système électrique 
concerné par les fonctions avancées, ces impacts 
sont évalués par comparaison entre la simulation du 
processus « avec » et « sans » les fonctions avancées. 
Les paramètres impactés par le déploiement des 

28.	� Cf. Partie 2.6
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fonctions smart grids28 sont modifiés dans la simu-
lation « avec » smart grids par rapport à la simulation 
« sans » smart grids. 

De cette comparaison sont déduits les impacts 
physiques du déploiement des fonctions avancées, 
p. ex sur :
-	 l’utilisation des différents combustibles, 
-	 les capacités de production installées, 
-	 les renforcements des réseaux,
-	 et sur l’énergie non distribuée. 

Ces impacts sont désignés, dans la suite du rapport, 
comme les conséquences physiques du déploie-
ment de la fonction avancée.

2.5.4.6	 Calcul des impacts conséquentiels 
d’un point de vue économique, 
environnemental et social

Les impacts conséquentiels de nature économique 
(en €), environnementale (en tonne équivalent CO2) 
et d’effet sur l’emploi (en ETP.an) sont directement 
déduits des quantifications des conséquences phy-
siques du déploiement étudié.

2.5.5	 Établissement des bilans

L’agrégation des impacts attributionnels et consé-
quentiels permet d’établir les bilans économique, 
environnemental et social (relatif à la création d’em-
plois) des fonctions avancées.

De ces bilans peuvent être tirés certains indicateurs 
permettant de qualifier les bénéfices et les coûts 
associés au déploiement des fonctions avancées et 
de permettre ainsi leur comparaison.

2.5.5.1	 Indicateurs économiques

La rentabilité économique d’un investissement 
public ou privé29 s’évalue généralement à partir de 
l’estimation de la valeur actualisée nette (VAN). Le 
signe de la VAN permet d’identifier si le projet est 
rentable ou non (ici au sens de la rentabilité pour la 
collectivité). 

Cet indicateur est pleinement adapté à l’évaluation 
économique associée au déploiement de fonctions 
avancées smart grids et est utilisé pour restituer les 
analyses économiques des différentes fonctions 
avancées dans la partie 3 du présent rapport.

Cet indicateur est intrinsèquement associé à une 
unité de déploiement (élément par lequel il est pos-
sible de quantifier le niveau de déploiement d’une 
fonction). Or, chaque fonction avancée possède une 
unité spécifique  : foyer équipé (pour les fonctions 
de gestion active de la demande dans le résiden-
tiel), zone électrique (pour certaines fonctions dont 
la maille pertinente de déploiement correspond à 
une zone électrique),  MW de capacité de produc-
tion renouvelable pouvant être écrêté, etc.

Dans la mesure où la VAN est rapportée à des unités 
de déploiement hétérogènes, cet indicateur n’est 
donc pas adapté à la comparaison de fonctions 
avancées entre elles. 

Or, cette comparaison est nécessaire pour identifier 
des priorités de déploiement parmi les différentes 
fonctions avancées pour deux raisons :

a	� Le caractère nécessairement limité des 
ressources publiques disponibles

	� En théorie, il est souhaitable que tout projet 
identifié comme rentable pour la collectivité soit 
réalisé. Cependant, en pratique, si des soutiens 
publics sont nécessaires à l’émergence des fonc-
tions avancées identifiées comme pertinentes, les 
pouvoirs publics ou des entreprises exerçant des 
missions de service public ne sont pas nécessaire-
ment en mesure de soutenir (par le financement 
ou par l’implication de leurs moyens) l’ensemble 
des projets évalués comme rentables pour la 
collectivité.

a	Les potentiels liens entre fonctions avancées
	� La valeur économique de chaque fonction avan-

cée est dépendante de l’éventuel déploiement 
d’autres fonctions (par mutualisation de certains 
coûts ou par accès « concurrent » aux mêmes 
sources de valeur). Ainsi, les déploiements ne 
peuvent être analysés indépendamment et 

29.	� Les périmètres d’estimation des coûts et des gains (périmètre de l’acteur ou périmètre de la collectivité) ainsi que le taux d’actualisation diffèrent selon 
qu’il s’agisse de l’évaluation d’un investissement public ou privé.
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30.	� Cf. Partie 2.1 du présent rapport
31.	� A. Quinet, 2009

l’identification des fonctions avancées les plus 
pertinentes économiquement en déploiement 
« seul » est une première brique pour construire 
un scénario global de déploiement.

Il est donc nécessaire de compléter les indicateurs 
de type VAN par d’autres indicateurs permettant 
une telle comparaison.

Les indicateurs de type retour sur investissement, 
représentant les gains actualisés par rapport aux 
montants investis, apparaissent comme plus adap-
tés à l’établissement d’une comparaison en vue 
d’établir des priorités. 

Pour les résultats d’évaluation socio-économique 
présentés dans la partie 3 du présent rapport, l’in-
dicateur retenu correspond aux gains actualisés par 
unité de dépense (actualisée) « attributionnelle30 ». 
C’est-à-dire qu’une unité de dépense intègre les 
coûts d’investissement mais aussi les coûts d’OPEX 
(actualisés) des solutions smart grids.

L’analyse économique du déploiement des réseaux 
électriques intelligents, comme tout projet d’inves-
tissement, nécessite une hypothèse de taux d’ac-
tualisation permettant de comparer des valeurs 
économiques à différents horizons temporels.

L’hypothèse retenue sur le taux d’actualisation a un 
impact déterminant sur les résultats des analyses 
économiques, notamment sur leur valeur absolue. 
Néanmoins, il convient de relativiser l’impact poten-
tiel sur l’ordre d’interclassement économique des 
fonctions avancées entre elles, dans la mesure où 
celles-ci ont des profils de flux analogues (coût d’in-
vestissement en début de période et gains étalés 
sur la durée de vie des matériels déployés).

2.5.5.2	 Indicateurs environnementaux 
et sociaux

De façon analogue, les indicateurs environnemen-
taux et sociaux (emplois) peuvent être rappor-
tés à une unité de déploiement ou à une unité de 
dépense. Les unités de déploiement étant spé-
cifiques à chaque fonction avancée, il convient 

d’utiliser les indicateurs rapportés à une unité de 
dépense pour procéder à une comparaison de l’em-
preinte environnementale et des effets sur l’emploi 
des différentes fonctions avancées.

2.5.5.3	 Monétarisation et analyse globale 
de la valeur pour la collectivité

Les trois indicateurs précédents donnent chacun une 
vision partielle de la valeur des fonctions avancées.

La monétarisation des impacts environnementaux 
et sociaux permet d’agréger la vision économique, 
environnementale et sociale pour fournir un indi-
cateur économique représentant la valeur globale 
pour la collectivité intégrant la valeur des externali-
tés environnementales et sociales.

a	monétarisation des impacts environnementaux :
	� À chaque type d’impact environnemental peut 

être attribuée une valeur monétaire reflétant le 
coût des dommages associés. Pour certains types 
d’impact environnementaux, cette valeur moné-
taire n’est pas (ou seulement partiellement) reflé-
tée dans les signaux économiques envoyés aux 
agents du système électrique. Dans ce cas, ces 
impacts environnementaux sont des externalités 
qui ne sont pas comptabilisées dans l’analyse 
économique au périmètre du système électrique.

	� Des références bibliographiques de monétarisa-
tion des réductions des émissions de gaz à effet 
de serre existent31 et sont relativement consen-
suelles. Elles pourraient être utilisées.

	� Néanmoins, la monétarisation des autres impacts 
environnementaux est moins documentée et peu 
de valeurs font référence.

	� Dans tous les cas, il conviendrait alors d’appliquer 
une valeur aux impacts environnementaux corres-
pondant à la différence entre la valeur tutélaire et 
la valeur prise en compte, si c’est le cas, dans les 
signaux économiques envoyés aux agents du sys-
tème électrique (prix de marché, taxes, etc.) car 
cette dernière est déjà intégrée dans les indica-
teurs de valeur économique.
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a	monétarisation de effets sur l’emploi :
	� La monétarisation des effets sur l’emploi est 

peu fréquente et il n’existe pas de valeur faisant 
consensus. Certaines études monétarisent les 
effets sur l’emploi sur la base (i) des prestations 
sociales évitées par la réduction du chômage et 
(ii) des recettes supplémentaires issues des coti-
sations sociales. D’autres se basent sur le coût 
pour l’État d’un emploi aidé. Par exemple, une 
étude de 201332 relaye une estimation de l’OFCE 
basée sur le coût net pour l’état des emplois 
d’avenir.

Si l’établissement d’un indicateur économique global 
(synthétisant de fait les analyses économiques, envi-
ronnementales et sociales) est théoriquement pos-
sible, il a été choisi de ne pas afficher ce calcul et de 
laisser aux décideurs publics les choix de pondéra-
tion explicite ou implicite à appliquer aux trois indica-
teurs en vue de déterminer des priorités de soutien.

Néanmoins, cet aspect pourrait être approfondi 
dans le cadre d’un prolongement de ces travaux, en 
lien avec les représentants de l’État afin de pondérer 
les priorités des pouvoirs publics.

32.	� E-CUBE, 2013
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Description des processus du système électrique concernés par les fonctions avancées étudiéesTableau 1

Macro-
processus Processus Description

E
q

ui
lib

re
 O

ff
re

-d
em

an
d

e

Investissements 
en capacités

Les acteurs de marché sont amenés à prendre des décisions d’investissement (ou de maintien en 
fonctionnement des capacités existantes) dans des capacités de production (ou d’effacement). 
Ces décisions résultent des coûts de développement de ces capacités, des anticipations des prix 
sur les marchés d’énergie ainsi que des prix de la capacité.

Équilibre  
offre-demande  

J-1 et 
infrajournalier

Les acteurs fournissent en J-1 au gestionnaire du réseau de transport (et peuvent réactualiser 
jusqu’en H-2) les programmes d’appel (et/ou programmes d’effacement) de leurs moyens. Ces 
programmes résultent des prévisions (consommation, production fatale, etc.) disponibles) à cette 
échéance, des coûts variables des différents moyens et des prix de marché.
Les signaux économiques (à travers les prix de règlement des écarts) renvoyés aux acteurs les 
incitent à s’équilibrer.

Équilibre  
offre-demande  

court-terme

Afin de compenser les défauts d’équilibrage des acteurs de marché liés à des erreurs de prévision ou 
à la survenue d’un aléa, le gestionnaire de réseau de transport dispose de deux leviers :
• �le mécanisme d’ajustement, permettant de solliciter manuellement des modifications d’injection 

ou de soutirage proches du temps réel (jusqu’à 15 minutes du temps réel) ;
• �les services système fréquence, permettant de modifier automatiquement, via un réglage asservi, 

les injections ou les soutirages au plus proche du temps réel.
Le gestionnaire de réseau de transport active ces leviers selon les besoins du système. En amont, 
il s’assure, via différentes approches contractuelles et réglementaires (appels d’offre, obligation 
réglementaire, modification de programmes, etc.), de disposer des capacités nécessaires à sa 
mission d’assurer l’équilibre offre-demande en temps réel.

R
P

T

Développement 
du RPT

Le gestionnaire du réseau de transport est amené à décider de renforcements du réseau de 
transport. Ces renforcements sont justifiés économiquement par (i) l’amélioration de la qualité de 
l’électricité (notamment la réduction du risque d’énergie non distribuée), (ii) la réduction des coûts 
de redispatching (dont énergie non évacuée) et (iii) la réduction des pertes.

Exploitation du 
RPT

Afin d’assurer la sûreté, la sécurité et l’efficacité du réseau de transport, le gestionnaire du 
réseau de transport est amené à procéder à des actions concernant (i)  la topologie du réseau, 
(ii) l’utilisation de redispatching (dont écrêtement de production EnR) et, en dernier recours, (iii) le 
délestage de consommateurs.

R
P

D

Développement 
du RPD

Les gestionnaires de réseau de distribution (et dans certains cas les autorités concédantes) sont 
amenés à décider de renforcements des réseaux de distribution. Ces renforcements sont justifiés 
économiquement par (i) les coûts d’exploitation comprenant la valorisation de la qualité de l’électricité 
(notamment la réduction du risque d’énergie non distribuée) et (ii) la réduction des pertes.

Exploitation  
du RPD

Afin d’assurer la sûreté, la sécurité et l’efficacité des réseaux de distribution, les gestionnaires de réseau 
de distribution sont amenés à procéder à des actions concernant (i)  la topologie des réseaux, (ii)  la 
maintenance et, si nécessaire, (ii) le délestage de consommateurs ou l’écrêtement de production EnR.

Le tableau 1 définit les principaux processus concer-
nés par les différentes fonctions avancées smart grids.

Chaque fonction avancée n’affecte pas nécessai-
rement l’ensemble des processus et il convient 
de préciser, pour chaque fonction, quels proces-
sus sont concernés afin de définir le périmètre des 
calculs à mener.

L’évaluation des conséquences physiques du 
déploiement d’une fonction avancée repose sur 
la comparaison, pour chaque processus concerné, 
entre les résultats de simulation du processus 
« sans » la fonction avancée et les résultats « avec » la 
fonction avancée. Pour ceci, il est nécessaire d’iden-
tifier les paramètres de modélisation qui sont modi-
fiés entre la simulation « sans » et « avec ».

2.6.	PROCESSUS DU SYSTÈME ÉLECTRIQUE CONCERNÉS 
PAR LES FONCTIONS AVANCÉES
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Processus du système électrique concernés et paramètres affectés par les fonctions avancéesTableau 2

Fonction 
avancée

Processus EOD Processus RPT Processus RPD

Adéquation
LT

J-1/InfraJ Court-terme Dév. RPT Exploit RPT Dév. RPD Exploit RPD

Investissement 
en capacités

Équilibre offre-
demande 
J-1/InfraJ

Ajustement 
pour l’équilibre 
offre-demande

Services système 
fréquence

Développement 
RPT

Exploitation  
RPT

Développement 
RPD

Exploitation  
RPD

Gestion active 
de la demande

Processus 
concernés • • • • • •

Non étudié faute  
d’éléments disponibles  

à ce jour

Paramètres 
affectés Demande flexible/modulable sur certains usages

Stockage

Processus 
concernés • • • • • •

Paramètres 
affectés Stockage d’énergie

Commandabilité 
de la production 

EnR

Processus 
concernés • • • • •

Paramètres 
affectés Flexibilité à la baisse de la production EnR

Observabilité 
de la production 
EnR distribuée

Processus 
concernés • • • • •

Paramètres 
affectés

Réduction du dimensionnement  
des réserves et des besoins  

d’ajustement

Réduction des besoins 
de marges d’exploitation 

du réseau

Localisation 
automatique 
de défaut sur 
les ouvrages 
du réseau de 

transport

Processus 
concernés • •

Paramètres 
affectés

Réduction des durées 
d’indisponibilité fortuite 
des ouvrages du réseau 

de transport

Estimation 
dynamique des 
capacités des 

ouvrages réseau 
de transport

Processus 
concernés • •

Paramètres 
affectés

Capacités de transit  
variable (corrélée à  

la force du vent)

Le tableau 2 résume les processus concernés et paramètres affectés par les différentes fonctions avancées 
étudiées dans ce rapport.
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2.7.	MODÉLISATION DES PROCESSUS  
DU SYSTÈME ÉLÉCTRIQUE

33.	� Les signaux historiques sont néanmoins utiles dans cette approche à des fins d’évaluation des résultats.

La méthodologie d’analyse socio-économique des 
smart grids, développée dans le cadre de l’action 5 
du plan « Réseaux électriques intelligents » et décrite 
dans le présent rapport, a été conçue pour être appli-
quée à un ensemble large de fonctions avancées. 

Comme cela est illustré dans la figure 4, la quantifi-
cation des conséquences physiques du déploiement 
de fonctions avancées smart grids constitue l’étape 
centrale de l’analyse socio-économique relative à 
ces déploiements. S’il est assez intuitif de considérer 
que la valeur économique des fonctions smart grids 
découle naturellement de la quantification des consé-
quences physiques liées au déploiement des smart 
grids, il est important de souligner ici que les valorisa-
tions environnementale et sociale des smart grids ne 
peuvent être calculées indépendamment et néces-
sitent de disposer de ces résultats de quantification.

L’identification des conséquences physiques des smart 
grids sur le système électrique repose sur deux volets : 
l’impact sur les décisions relatives au réseau public de 
transport et l’impact sur les décisions relatives à l’équi-
libre offre-demande, respectivement décrits au 2.7.3 et 
2.7.2 du présent rapport. Le volet concernant l’impact 
sur les décisions relatives aux réseaux de distribution 
n’est à ce stade pas établi. Il devra faire l’objet d’ap-
profondissement ultérieurs, dans un calendrier à l’ini-
tiative des gestionnaires de réseau de distribution.

Ce chapitre décrit en détail l’approche retenue pour 
ces modélisations en précisant les hypothèses struc-
turantes ainsi que l’articulation d’ensemble.

Il convient d’emblée de préciser que les choix métho-
dologiques sont proportionnés aux finalités d’un 
exercice prospectif. Cependant, ils permettent de 
dégager un niveau de précision satisfaisant et condui-
sant à ce que la principale source d’incertitude pesant 
sur les résultats provienne non pas de la modélisation 
mais des hypothèses d’entrées (caractéristiques des 
fonctions avancées smart grids, coûts, contenu en 
emploi, situations de réseau représentatives, etc.) 

sur lesquelles des efforts d’approfondissement sont 
à concentrer. 

Néanmoins, il est utile de mentionner que, à la diffé
rence du volet « équilibre offre-demande », le volet 
méthodologique de quantification de la valeur des 
fonctions avancées pour le réseau de transport 
repose sur un niveau de simplification relativement 
plus important et qui justifie que les éléments chif-
frés soient considérés comme des ordres de gran-
deur et non des estimations fines.

Ainsi, certaines fonctions avancées au service du 
réseau de transport permettant d’agir sur certaines 
grandeur non modélisées (p.e. tension) ne pourront 
pas être correctement appréhendées. Ainsi, le péri-
mètre d’application de la méthodologie se limite 
aux fonctions avancées qui offrent des services de 
flexibilité ou d’information sur la puissance active 
(injectée ou soutirée du réseau).

Une fois le territoire de déploiement des smart 
grids défini, les quantifications de la valeur pour le 
réseau pourront éventuellement être réalisées avec 
des méthodologies et des modélisations plus fines 
représentant plus fidèlement les caractéristiques du 
réseau local et ses contraintes.

En particulier pour la modélisation des impacts 
des décisions relatives à l’équilibre offre-demande, 
il était essentiel de disposer d’une représentation 
« fondamentale » du système électrique, c’est-à-
dire une représentation de ses fondamentaux phy-
siques (demande, capacités de production, aléas, 
contraintes) et économiques (coûts de production, 
coûts de réseau, etc.), et non sur une utilisation d’his-
toriques de signaux économiques33 (par exemple, 
historiques de prix spot reflétant des contextes 
énergétiques passés et des aléas particuliers).

Si cette approche est plus gourmande en données, 
en finesse de modélisation et en capacité de calcul, 
elle présente l’intérêt majeur de permettre des 
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FlexiS : une modélisation économique des systèmes électriques 
adaptée aux enjeux des smart grids

Afin d’évaluer la valeur des smart grids, les modélisations économiques à mettre en œuvre se doivent 
de représenter les contraintes du système électrique auxquelles les smart grids apportent de nouvelles 
solutions et d’en évaluer le coût.

De nombreuses solutions smart grids se caractérisent par l’apport de nouvelles sources de flexibilité 
(sur la demande, la production EnR, le stockage, etc.) et d’informations sur l’état du système électrique 
(information/prévision sur la production EnR, Dynamic Line Rating, etc.).

L’évaluation de la valeur de ces solutions smart grids nécessite une modélisation des incertitudes de 
court-terme auxquels font face les acteurs du système électrique (aux différentes échéances tempo-
relles) et des contraintes de flexibilité du système afin d’évaluer le coût pour la collectivité de ces 
incertitudes et contraintes de flexibilité et in fine de quantifier l’impact des solutions smart grids sur 
ces coûts.

Les outils disponibles dans le commerce s’avèrent mal adaptés pour mener ce type d’évaluation. Leur 
limite tient à l’absence de représentation des échéances de court-terme entre le J-1 et le temps réel.

Afin de répondre à ces questions, les équipes de RTE ont développé un outil spécifique FlexiS (Flexibility 
Simulator) dont les choix de modélisation sont exposés dans ce rapport. Il est conçu sur l’expertise de 
RTE sur le fonctionnement court-terme du système électrique.

L’outil permet de répondre à des questions très variées et représente un ensemble vaste de contraintes 
(moyens de production, réseau), d’incertitudes (consommation nationale, injection/soutirage local, 
capacités de transit, etc.) et de variables de décisions (dispatch court-terme, investissements en capa-
cités de production et réseau, etc.). Plusieurs modes de paramétrages, correspondant à différents 
niveaux de simplifications (p.e. non prise en compte des contraintes réseau) permettent de traiter 
chaque type de questions avec un niveau de représentation adapté et de mener les études dans des 
temps de calcul raisonnables.

L’outil n’est pas adhérent à un jeu d’hypothèses donné. De fait, il permet donc de simuler les apports 
des fonctions smart grids sur le système électrique dans d’autres contextes énergétiques que celui 
retenu dans le présent rapport et dans d’autres pays, que la France. Cette caractéristique de l’outil 
sera à terme une valeur ajoutée dans le cadre des réflexions sur le développement à l’international des 
smart grids. 

Au sein du jeu d’hypothèses permettant de réaliser les simulations, plusieurs données relèvent du 
gestionnaire de réseau de transport : écart de bouclage vu de différentes échéances, contraintes sur le 
réseau de transport, etc. Ces données sont essentielles au bon fonctionnement de l’outil.

NB : comme pour tout outil de modélisation, il convient de préciser que FlexiS représente de façon 
simplifiée certaines décisions du système électrique afin d’identifier des ordres de grandeur. Il ne se 
substitue pas aux outils de simulation pour les études de développement de réseau qui reposent sur 
des modélisations plus fines.
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analyses (i) dans des contextes énergétiques en rup-
ture par rapport à l’existant et (ii) pour des niveaux 
de déploiement importants (non marginaux). 

À cet égard, RTE a développé un modèle, FlexiS, basé 
sur un principe d’optimisation, qui représente les déci-
sions optimales (sous hypothèse de concurrence pure 
et parfaite) des acteurs d’un système électrique.

2.7.1	 Choix structurants 
pour la modélisation

2.7.1.1	 Hypothèse d’optimalité 
économique des décisions des acteurs 
du système électrique

La méthodologie développée repose sur la modélisa-
tion des processus du système électrique, c’est-à-dire 
des différentes décisions des acteurs du système élec-
trique libéralisé, afin de quantifier les conséquences 
des déploiements smart grids sur ces décisions.

Une telle modélisation s’appuie nécessairement sur 
des hypothèses de comportement et de décision 
des acteurs de marché. Comme dans de nombreux 
modèles visant à mesurer une situation optimale, le 
choix consiste à considérer que toutes les décisions 
des acteurs (investissements en capacités de pro-
duction, programmation des moyens de production 
et de flexibilité, choix des activations pour l’ajuste-
ment, renforcement des réseaux, etc.) concourent à 
l’atteinte de l’optimum36 pour le système électrique. 
En d’autres termes, la modélisation repose sur le 
principe du planificateur omniscient, omnipotent et 
bienveillant, qui parvient en théorie au même résul-
tat qu’un système libéralisé fonctionnant sous le 
régime de la concurrence pure et parfaite.

Il  convient néanmoins de noter qu’en pratique, les 
décisions réelles des acteurs peuvent s’éloigner de 
l’optimum théorique du système pour plusieurs rai-
sons. D’une part, des acteurs économiquement 
rationnels peuvent prendre de « mauvaises » décisions 
conduisant à une sous-optimalité au sens du surplus 
social du fait de l’imperfection des signaux écono-
miques renvoyés par la réglementation au sens large. 

D’autre part, le régime effectif de concurrence peut 
s’éloigner du modèle de la concurrence pure et par-
faite et ainsi conduire à une distorsion des décisions 
des acteurs. Enfin, l’hypothèse d’une rationalité sys-
tématique et parfaite des acteurs peut être remise en 
question (imperfection des processus de décisions, 
existence de considérations non monétarisées), ce qui 
conduit à des résultats s’éloignant de l’optimum. 

Ces limites sont à mettre en regard de celles qui 
entourent le principe d’une évaluation unique 
(modèle du planificateur)  : une différence entre le 
niveau théorique et le niveau réel de déploiement 
des smart grids pourra également être attribuable 
aux résultats de l’évaluation (les offreurs de solutions 
disposent par exemple par principe d’une meilleure 
information sur les coûts réels des solutions que les 
autorités et organismes publics). 

2.7.1.2	 Segmentation de l’évaluation 
des conséquences physiques

Dans l’idéal, la quantification des conséquences phy-
siques devrait être évaluée à partir d’une approche 
globale consistant à représenter l’ensemble du fonc-
tionnement et des décisions des acteurs du système 
électrique correspondant aux différents processus 
d’équilibre offre-demande, de développement et 
d’exploitation du réseau de transport et de dévelop-
pement et d’exploitation du réseau de distribution.

Ceci nécessiterait une modélisation complexe et iné-
dite dont la mise en œuvre est impossible dans les 
délais assignés pour l’exercice. Ainsi, le choix de modé-
lisation s’est porté sur une segmentation de l’évaluation 
des conséquences physiques (celles jugées signifi-
catives au premier ordre par les membres du groupe 
de travail), par catégorie de processus  : (i)  équilibre 
offre-demande, (ii) réseau de transport et (iii) réseau de 
distribution. La partie concernant le réseau de distribu-
tion n’a pour l’instant pas été abordée en l’absence à 
ce stade d’éléments partagés par les gestionnaires de 
réseaux de distribution.

Cette approche par décomposition nécessite de 
s’assurer que les évaluations faites pour chaque pro-
cessus sont complémentaires et additives.

36.	� Il s’agit d’une optimalité a priori car certaines décisions sont prises en avenir incertain.
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Ce point est essentiel car l’exploitation de certaines 
fonctions avancées smart grids pour l’équilibre offre-
demande et pour les réseaux peut s’avérer conflic-
tuelle et ne permet pas d’accéder simultanément aux 
deux gisements de valeur. Par exemple, l’utilisation 
des flexibilités sur la demande pour l’équilibre offre-
demande peut conduire à des activations à des ins-
tants et des puissances différentes de celles résultant 
de l’utilisation pour service aux réseaux. Or l’existence 
d’éventuelles contraintes de stock et d’effet report37 
exige de représenter l’arbitrage global intégrant les 
problématiques équilibre offre-demande et réseaux. 

Ce point est traité en intégrant, dans la modélisa-
tion des décisions de développement et d’exploita-
tion du réseau de transport, une représentation des 
signaux économiques de l’équilibre offre-demande, 
i.e. les coûts marginaux de production d’énergie. 

2.7.2	 Modélisation des décisions 
relatives à l’équilibre offre-demande

Ce paragraphe décrit la modélisation des processus 
relatifs à l’équilibre offre-demande aux différents hori-
zons temporels : pluri-annuel (décisions d’investisse-
ment/déclassement de capacités), annuel/mensuel/
hebdomadaire (gestion des réserves hydrauliques), 
journalier et infra-journalier (programmation et constitu-
tion des réserves) et temps-réel (ajustement, activation 
des services système fréquence).

Afin d’estimer la valeur des fonctions smart grids 
apportant des flexibilités au système électrique ou 
de l’information sur l’état du système, la modéli-
sation développée par RTE, FlexiS, repose sur une 
représentation fine des échéances court-terme 
(niveau d’information et incertitudes avant le temps 
réel, besoins de réserves pour faire face aux incerti-
tudes/aléas…), là où les modèles actuels connus et 
usuellement utilisés sont limités. 

Cette modélisation permet d’obtenir des ordres de 
grandeur robustes pour la valorisation des fonctions 

avancées smart grids en termes d’équilibre offre-
demande. La modélisation fine du fonctionnement 
des marchés à court-terme implique certaines sim-
plifications par rapport au fonctionnement réel du 
système électrique (simplification des contraintes 
dynamiques des groupes de production, agrégation 
des vallées hydrauliques en réservoirs représenta-
tifs…). L’effet de ces simplifications sur les résultats 
de valorisation a été évalué afin de garantir qu’il est 
de second ordre par rapport aux analyses de valeur 
effectuées.

Cette modélisation a vocation à être utilisée en dif-
férentiel, c’est-à-dire pour comparer deux simula-
tions qui diffèrent par un ou plusieurs paramètres 
correspondant aux effets des fonctions avancées 
smart grids. Par exemple, il s’agira de comparer 
une simulation où la demande est « fatale » avec 
une simulation où la demande est flexible (pour 
quantifier les conséquences de la gestion active 
de la demande), de comparer une simulation où la 
production des EnR ne participe pas à l’ajustement 
à la baisse avec une simulation où la production 
des EnR participe à l’ajustement à la baisse (pour 
quantifier les conséquences de la commandabi-
lité des EnR), de comparer deux simulations avec 
des niveaux de besoins de réserve et d’ajustement 
différents (pour quantifier les conséquences de 
l’observabilité des EnR qui réduit les besoins de 
réserve et d’ajustement), etc.

La modélisation permet d’évaluer :

a	�� Les décisions d’adaptation du parc (en MW installé 
de chaque filière) qui permettent de satisfaire le 
critère public de sécurité d’approvisionnement38 
correspondant à une espérance de durée de 
défaillance annuelle de 3 heures ;

a	� La sollicitation des différentes capacités de pro-
duction installées (et s’il y a lieu, des flexibilités 
des fonctions avancées), ce qui fournit en parti-
culier les volumes d’énergie produits par filière 
(en MWh).

37.	� Par exemple, le décalage temporel entre pointe locale et pointe de coût marginal de production peut conduire à ce qu’un effacement qui serait placé 
sur la pointe de coût marginal de production voit son report placé sur la pointe locale et peut ainsi générer ou amplifier une contrainte d’alimentation 
de la zone électrique.

38.	� Décret n° 2006-1170 du 20 septembre 2006 relatif aux bilans prévisionnels pluriannuels d’équilibre entre l’offre et la demande d’électricité.
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39.	� Hypothèse d’une annuité à 60 k€/MW.an et de coûts variables négligeables pour une durée de fonctionnement de 3 heures.
40.	� RTE, « Quelle valeur attribuer à la qualité de l’électricité ? L’avis des consommateurs ».

2.7.2.1	 Simulation des décisions 
d’adaptation du parc

Les différents acteurs soumis à la concurrence du 
système électrique peuvent décider d’investir dans 
des capacités de production (ou d’effacement) ou 
de les déclasser. Ces décisions répondent à une 
logique de rentabilité de ces investissements qui se 
valorisent sur le mécanisme de capacité, le marché 
énergie et les différents mécanismes de valorisation 
de la flexibilité.

Sous l’hypothèse d’une concurrence pure et parfaite et 
en supposant que les acteurs disposent d’une bonne 
anticipation de l’avenir, ces décisions correspondent 
à l’adaptation optimale du parc, sous contraintes de 
certains choix publics (p.e. part du nucléaire, part des 
EnR) et de la structure du parc existant.

Les capacités installées s’évaluent donc en recher-
chant les décisions d’investissement/déclassement 
économiquement optimales (i.e. minimisant les coûts 
complets du système électrique) tout en respectant 
le critère public de sécurité d’approvisionnement. En 

théorie, ce critère de sécurité aurait pu être modélisé 
comme résultant d’une optimisation économique. 
En supposant que c’est la technologie des turbines 
à combustion (TAC) qui est la moins coûteuse (hors 
fonctions avancées smart grids sur la gestion active 
de la demande) pour assurer le respect du critère 
public de sécurité d’approvisionnement, le critère de 
3 heures correspond à une hypothèse de coût de la 
défaillance 20 k€/MWh39, qui est globalement cohé-
rente avec l’étude de RTE sur la valeur de la qualité 
de l’électricité pour les consommateurs40.

L’évaluation du parc adapté pourrait théoriquement 
résulter d’une optimisation globale intégrant les déci-
sions d’investissement. En pratique, une telle optimi-
sation n’est pas atteignable numériquement. Ainsi 
l’évaluation du parc adapté s’effectue à partir d’itéra-
tions successives sur les capacités installées « libres en 
développement » des différentes filières, c’est-à-dire en 
prenant en compte (i)  les décisions d’investissement 
et de déclassement déjà engagées par les acteurs et 
(ii) les orientations de politique publique (pour le scé-
nario de contexte considéré) sur certaines filières  : 
niveau de développement des énergies renouvelables, 

Processus d’évaluation du parc adaptéFigure 6
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limitation de la puissance installée nucléaire. Par défi-
nition, les fonctions avancées considérées dans cette 
évaluation ne peuvent pas être considérées comme 
« libres » dans l’exercice d’évaluation, car on cherche ici 
à évaluer la valeur d’un niveau défini de déploiement.

Le point de départ des itérations est le parc « ini-
tial », c’est-à-dire le parc connu à l’horizon considéré 
(moyens du parc actuel qui seront encore présents 
à l’horizon considéré, décisions engagées, niveaux 
de pénétration des EnR correspondant aux hypo-
thèses sur les orientations des politiques publiques 
et hypothèse de déploiement des fonctions avan-
cées smart grids).

À chaque itération, une simulation de la sollicitation 
des capacités installées (basée sur la modélisation 
décrite au 2.7.2) est utilisée pour évaluer la somme des 
coûts variables du système électrique pour effectuer 
l’équilibre offre-demande  : coûts des combustibles, 
du CO2 et des leviers smart grids. L’analyse détaillée 
d’indicateurs (notamment les coûts marginaux du sys-
tème) en sortie de chaque itération permet d’iden-
tifier des investissements permettant de réduire le 
coût complet du système électrique (coûts variables 
et coûts fixes dont annuités d’investissement).

Les itérations successives permettent de conver-
ger vers le parc adapté tout en tenant compte des 
contraintes imposées sur certaines filières. Le parc 
résultant représente le coût le plus faible pour le sys-
tème électrique.

En pratique, lorsque la description du scénario rela-
tif au contexte énergétique choisi comporte déjà 
la composition d’un parc ajusté sur le critère public 
de défaillance, il est possible d’éviter ce calcul des 
capacités installées pour le scénario de référence 
sans smart grids. Cela s’applique notamment aux 
scénarios long-terme du Bilan prévisionnel. Pour 
ce type de scénario de contexte énergétique, il 
s’agit donc « uniquement » d’ajuster les capacités 
installées pour le scénario avec smart grids à par-
tir des niveaux de capacités installées définis dans 

le scénario de contexte sans smart grids. Cette 
approche simplifiée a été retenue pour l’étude en ne 
considérant que l’ajustement à travers les capacités 
de production de pointe de type TAC. Ceci repose 
sur l’hypothèse que les fonctions avancées étudiées 
affectent essentiellement les besoins en moyens de 
pointe. Dans le cas où le niveau de déploiement de 
la fonction avancée est marginal, il est même pos-
sible d’éviter le processus itératif41.

2.7.2.2	 Simulation de la sollicitation 
optimale des capacités installées

Il  s’agit de décrire la brique centrale de la modé-
lisation qui consiste, pour un parc de production 
(et le cas échéant de flexibilités) donné, à simuler 
la sollicitation optimale (dispatch optimal) des dif-
férents moyens pour répondre à la demande et aux 
besoins en réserves aux différentes échéances tem-
porelles en respectant les contraintes pesant sur les 
différents moyens, ainsi que sur les capacités d’inter-
connexion mais sans représenter les contraintes sur 
le réseau de transport et de distribution en France.

Principe général
À chaque instant, la sollicitation effective des diffé
rents moyens de production et flexibilités de la 
demande résulte (i)  des processus de décision/
optimisation par chaque acteur (producteur et opé-
rateur de flexibilité) de ses différents moyens et 
(ii) d’une coordination, à différents horizons tempo-
rels (de l’annuel au temps réel), entre les acteurs via 
les marchés de l’électricité (futures/forward, spot, 
infra-journalier et mécanisme d’ajustement).

La simulation de la sollicitation de ces moyens est 
effectuée sous l’hypothèse que toutes les décisions 
sont optimales pour le système. Ceci repose (i) sur 
l’hypothèse que chaque acteur prend les décisions 
rationnelles sur les différents moyens qu’il a à sa 
disposition et (ii) sur l’hypothèse d’une concurrence 
pure et parfaite. Ainsi, la sollicitation des différents 
moyens est calculée en minimisant le coût total pour 
le système électrique européen42 de satisfaction 

41.	� En pratique, la réduction d’END obtenue à parc constant par différence entre une simulation sans déploiement et avec déploiement permet d’évaluer de 
façon fiable, dès lors que le déploiement est d’ampleur limitée, la capacité installée en TAC à éviter. Pour ce faire, le volume d’END est ramené à une puissance 
équivalente fonctionnant pendant les 3 heures de défaillance fournit donc une bonne approximation des investissements en capacités de TAC évités.

42.	� En pratique, pour les simulations ayant mené aux résultats présentés en partie 3, le dispatch européen et les échanges aux interconnexions sont optimisés 
pour le parc de référence sans smart grids et n’ont pas été recalculés dans le scénario avec smart grids. Cela est justifié par des contraintes calculatoires. 
Cela étant, pour des déploiements supposés faibles, l’impact de cette simplification a été évalué et considéré comme négligeable.
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 Périmètre géographique de modélisation du système électriqueFigure 7

43.	� 100 scénarios ont été considérés dans les études menées.

de la demande électrique dans chaque pays en 
respectant l’ensemble des contraintes du système 
électrique. Dans la suite du document, on utilise la 
notion de « dispatch optimal ».

Le périmètre géographique modélisé correspond 
aux pays représentés en vert dans la figure 7.

La simulation du dispatch optimal est réalisée à la 
maille horaire sur une année complète et pour plu-
sieurs scénarios43 « de court-terme » représentant 
les aléas pouvant survenir à des horizons de temps 
relativement courts (entre l’heure et le mois). Ces 
aléas sont calculés à partir de chroniques météo-
rologiques (permettant de représenter les aléas 
sur la consommation, les productions éolienne 
et photovoltaïque), de tirages aléatoires d’indis-
ponibilité fortuite des unités de production, de 
chroniques historiques d’apports hydrauliques et 

de chroniques historiques d’écarts de bouclage 
(nécessaires pour la représentation des besoins 
d’ajustement).

Les incertitudes de long-terme (contexte macro-
économique et ses répercussions sur le prix des éner-
gies, la consommation électrique, etc.) ne sont pas 
représentées dans la simulation.

La simulation vise à représenter la dynamique des 
décisions aux différents horizons de temps (de l’an-
nuel au temps réel). Cette dynamique est représen-
tée de la façon suivante :

a	de l’annuel à l’hebdomadaire :
	� Les principales décisions sur cet horizon 

concernent essentiellement la gestion des stocks 
hydrauliques saisonniers et le placement des 
arrêts programmés des moyens de production.
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	� Les arrêts programmés sont placés sur la base 
d’historiques.

	� La production hydraulique annuelle est répartie 
en volumes hebdomadaires à partir d’une règle, 
définie sur les historiques de production, liant le 
volume hebdomadaire de production hydraulique 
à la consommation hebdomadaire nette (consom-
mation diminuée de la production fatale EnR).

a	de l’hebdomadaire à l’infra-journalier (H-2) :
	� Les programmes d’appel (établis en J-1 et modi-

fiés jusqu’en H-2), représentés à la maille horaire 
sont calculés à travers une optimisation visant à 
minimiser les coûts variables de production et 
d’activation des leviers de gestion active de la 
demande en respectant les contraintes de consti-
tution des réserves. Le volume hydraulique hebdo-
madaire est réparti par l’optimisation sur l’horizon 
hebdomadaire.

a	de l’infra-journalier (H-2) au temps réel :
	� La dynamique court-terme des besoins d’équi-

librage du système entre l’échéance H-2 et le 

temps réel est représentée. La sollicitation des dif-
férents moyens de production et de gestion active 
de la demande pour l’équilibrage sur le méca-
nisme d’ajustement est évaluée par une optimisa-
tion visant à minimiser le coût de l’équilibrage ;

L’articulation de ces différents horizons dans les 
simulations est détaillée dans les parties suivantes.

b Représentation de la demande
La demande électrique dans chaque pays, telle que 
prévue à l’échéance H-2, est représentée par dif-
férentes chroniques horaires qui sont constituées 
à partir de simulations météorologiques calées sur 
les données météorologiques historiques44 et d’une 
modélisation (issue d’une analyse statistique) de 
l’impact de variables météorologiques (notamment 
température) sur la demande.

b Représentation du parc de production
• Moyens de production thermique dispatchables
Les moyens de production thermique (nucléaire et 
thermique à flamme) dispatchables45 sont répartis en 
plusieurs ensembles de groupes de production aux 

44.	� Il conviendrait en toute rigueur de prendre non pas les chroniques météorologiques historiques mais les historiques de prévisions météorologiques et 
de prévisions de demande effectuées en J-1.

45.	� Dont la production est commandable.

Modélisation des différents horizons temporels de décision sur les moyens de production  
et de gestion active de la demande

Figure 8
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caractéristiques identiques. Chaque ensemble est 
déterminé par :
- ��le nombre de groupes de production qui le 

composent;
- ��les puissances minimales et maximales de fonction

nement d’un groupe ;
- ����le coût variable de production en €/MWh (intégrant 

le coût du combustible et le prix du CO2) ;
- �le coût de démarrage des groupes ;
- ����les capacités maximales constructives à fournir des 

réserves à la hausse et à la baisse pour différents 
délais de mobilisation (15’, 30’ et 2 h) ;

- ��les capacités maximales constructives à fournir des 
services système fréquence ;

- ��la durée minimale de fonctionnement et la durée 
minimale d’arrêt ;

- ��des chroniques de disponibilité, intégrant les indis-
ponibilités programmées et fortuites sur les différents 
groupes.

Les contraintes de rampe et de palier ne sont pas 
prises en compte.

• Moyens de production hydraulique
La production hydraulique de chaque pays est divi-
sée en trois catégories de moyens :

a	 Fil de l’eau et éclusée
La production hydraulique de type « fil de l’eau » 
(sans capacité de stockage) et la production hydrau-
lique de type « éclusée » (avec capacité de stockage 
sur des durées de quelques heures) sont représen-
tées par des chroniques de production fatale asso-
ciées aux chroniques météorologiques.

a	 Lac
La production hydraulique « lac » regroupe les moyens 
de production hydraulique possédant une capacité de 
stockage de plusieurs jours ou semaines. Ces moyens 
sont modélisés par un réservoir « national » avec une 
puissance de production en turbinage ainsi qu’un 
volume annuel d’apports hydrauliques naturels asso-
cié à chaque scénario météorologique. De manière 
similaire aux moyens de production thermique dis-
patchables, les moyens de production hydraulique de 

type « lac » possèdent également des capacités maxi-
males constructives à fournir des services système ainsi 
que de la réserve tertiaire pour différents délais de 
mobilisation. La gestion des stocks hydrauliques se fait 
à l’aide d’une règle d’allocation des volumes d’énergie 
à turbiner sur chaque semaine en fonction du niveau 
de consommation nette, puis en plaçant l’énergie de 
manière économiquement optimale au sein des pro-
grammes d’appel et du mécanisme d’ajustement. 

La modélisation de la gestion de l’hydraulique com-
porte trois simplifications significatives par rapport à 
la réalité des contraintes du parc hydraulique et des 
principes de gestion par les producteurs :
- �l’agrégation des différents stocks et leurs liens (les 

« vallées » hydrauliques) en un réservoir unique ;
- ��l’absence de prise en compte explicite de l’incerti-

tude dans la décision de placement de l’hydraulique ;
- ��l’absence d’arbitrage économique explicite sur les 

horizons saisonniers.

Les décisions des producteurs se basent en géné-
ral sur un arbitrage économique intertemporel à 
la maille annuelle. Cet arbitrage est reflété par un 
calcul de valeur d’usage de l’eau46 et l’utilisation de 
ces valeurs d’usage dans les décisions journalières 
(programme d’appel) et infrajournalières (offres sur 
le mécanisme d’ajustement).

a	 STEP
Les stations de transfert d’énergie par pompage 
(STEP) sont des moyens de stockage hydraulique 
disposant d’équipements de pompage et turbinage 
et d’une capacité de stockage de plusieurs jours à 
plusieurs mois.

Ces moyens sont représentés par un stockage 
« hebdomadaire », agrégeant les STEP dont la capa-
cité de stockage est inférieure à une semaine et un 
stockage « saisonnier », agrégeant les STEP dont la 
capacité de stockage est supérieure à une semaine.

Le stockage hebdomadaire est représenté par une 
puissance en pompage et en turbinage, une capa-
cité de stockage en énergie et un rendement (80 %).

46.	� La valeur d’usage de l’eau correspond à son utilité. L’eau stockée dans les réservoirs hydrauliques est gratuite mais a une valeur qui correspond à son 
utilité future, c’est-à-dire aux économies futures que cette eau pourra générer pour le système électrique. La valeur d’usage de l’eau correspond donc 
à l’espérance future des gains ou des réductions de coût du système électrique apporté par une unité d’eau dans un réservoir. La décision d’utilisation 
de l’eau résulte d’un arbitrage entre le gain immédiat et la valeur d’usage.
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Le stockage « saisonnier » est agrégé avec l’hydraulique 
de type « lac ». C’est-à-dire que la répartition hebdo-
madaire des volumes annuels d’énergie a été définie 
en intégrant les historiques de volumes de production 
hydraulique de type lac et les volumes hebdomadaires 
pompées et turbinés par les STEP « saisonnières ».

Les moyens de stockage hydraulique sont considé-
rés comme pouvant contribuer à la constitution de 
la réserve rapide et aux services système.

• �Moyens de production renouvelable et autres moyens 
de production fatale

Un certain nombre de moyens délivrent une pro-
duction dite fatale (par opposition à la production 
dispatchable), c’est-à-dire une production a priori47 
non flexible et dépendante de conditions externes 
à l’arbitrage des acteurs du système électrique, 
notamment météorologiques.

Ces moyens de production correspondent essen-
tiellement à la production éolienne, photovoltaïque 
et hydraulique de type « fil de l’eau » et « éclusée ». 
D’autres moyens sont néanmoins considérés  : les 
énergies marines, la valorisation des déchets et de 
la biomasse.

Placement des volumes hebdomadaires 
d’énergie hydraulique
Afin d’obtenir une utilisation des stocks hydrau-
liques réaliste à l’échelle saisonnière, la gestion 
de ces stocks à moyen terme passe par la réparti-
tion de l’énergie hydraulique annuelle en volumes 
hebdomadaires. Cette répartition est effectuée 
sur chaque semaine pour chaque pays en fonc-
tion des énergies hebdomadaires consommées 
nettes (consommation diminuée des productions 
fatales) du pays et des pays voisins pour cette 
même semaine48. Ceci est calé sur la base d’histo-
riques et prend en compte les liens statistiques de 
consommation des différents pays avec les éner-
gies hydrauliques turbinées (par exemple, la ges-
tion des stocks hydrauliques suisses tient compte 
de la consommation nette française).

Programmes de production H-2
Le programme de production49 vu de l’échéance 
H-2 est calculé sur chaque semaine à l’aide d’une 
optimisation à la maille horaire visant à minimiser les 
coûts de production et d’activation des leviers de 
gestion active de la demande en tenant compte des 
contraintes suivantes :
a	� les contraintes d’équilibre offre-demande dans 

chaque pays ;
a	� les contraintes de fonctionnement des différents 

moyens de production (puissances minimales et 
maximales, disponibilité, stock, durée minimale 
de fonctionnement, capacité à participer aux 
réserves) ;

a	� les capacités d’interconnexion, représentées sous 
forme de net transfert capacity (NTC) ;

a	� la constitution des différentes réserves nécessaires 
à l’équilibre du système électrique français50 : 

	 - �les niveaux de réserves en services système  : 
réserve primaire et réserve secondaire,

	 - �les niveaux de réserve tertiaire à la hausse et à la 
baisse mobilisable aux échéances 15’, 30’ et 2 h.

La constitution des réserves contraint le programme 
de production et génère un surcoût par rapport à 
une situation théorique où aucune réserve ne serait 
requise. Ainsi, certains groupes infra-marginaux 
peuvent ne pas être à la puissance maximale, tandis 
que d’autres groupes supra-marginaux peuvent être 
à une puissance supérieure au minimum technique.

Les niveaux de réserves dépendent en pratique du 
contexte de référence utilisé (plus gros groupe de 
production, pénétration des EnR, etc.) et du niveau 
de déploiement de certaines fonctions avancées 
d’information (en particulier l’observabilité de la 
production EnR). Pour des contextes futurs, par 
exemple à l’horizon 2030, et/ou comportant un 
déploiement d’observabilité supplémentaire par 
rapport à l’actuel, les niveaux de réserves ont été 
basés sur des estimations de RTE.

On fait l’hypothèse qu’il n’existe pas d’échange de 
réserves entre pays européens. Cette hypothèse 

47.	� Il est néanmoins considéré pour la fonction avancée de type pilotage de la production EnR de pouvoir adapter à la baisse la production de ces sources.
48.	� Cette fonction est calée à l’aide de l’historique de l’utilisation des stocks hydrauliques dans chaque zone.
49.	� Ce terme n’est pas homogène au terme « programme d’appel », défini réglementairement et qui désigne les programmes des groupes de production 

envoyés par les responsables de programmation à RTE chaque jour à 16 h 30. Ici le terme programme de production correspond au programme d’appel 
optimal pour le système intégrant les éventuels appels pour cause marge que RTE solliciterait si les niveaux de réserves ne sont pas suffisants. 

50.	� Seuls les besoins en réserves sur la France sont pris en compte.
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est faite en raison de contraintes calculatoires et 
représente une limite majeure, en particulier pour 
la modélisation des services système. En effet la 
mise en application du code réseau « Balancing » 
amènera à la mise en place d’un système européen 
optimisant les échanges de produits de réserve et 
d’équilibrage.

On suppose que la programmation de services 
système dissymétriques est permise51 et que l’en-
semble des moyens de production disposent de 
contrôles commande permettant la programmation 
de services système dissymétriques52. 

Dans certaines situations, le système électrique n’est pas 
en mesure de respecter le niveau de demande prévu en 
H-2 (en tenant compte des capacités d’interconnexion) 

et la constitution des réserves. Dans ces situations, dans 
un premier temps, la constitution des réserves (hors ser-
vices système) est réduite. La levée des contraintes de 
constitution des réserves génère un risque significatif 
de voir apparaître de l’énergie non distribuée (END) en 
temps réel. Cette levée de la contrainte de constitution 
des réserves est donc associée à un coût (appelé ici coût 
de la défaillance en réserve), représentant le risque pour 
le système électrique lié au déficit dans la constitution 
des réserves53.

Lorsque la défaillance en réserves ne suffit pas à res-
pecter la demande électrique, une partie de l’éner-
gie n’est pas distribuée. Un coût normatif est affecté 
à l’END54. Néanmoins, l’hypothèse sur ce coût n’a 
qu’un intérêt technique dans l’optimisation et n’a pas 
d’impact sur la valorisation des leviers de flexibilité.

51.	� Actuellement, les producteurs et opérateurs d’effacement souhaitant participer à la fourniture de services système pour le réglage de la fréquence, 
doivent obligatoirement programmer des services système à la hausse et à la baisse de manière symétrique. La programmation de services système 
dissymétriques consisterait à autoriser la programmation de réserve uniquement à la hausse ou uniquement à la baisse. RTE s’est engagé à proposer 
pour septembre 2015 un jeu de règles services système permettant la participation dissymétrique des capacités aux services système.

52.	� En revanche, la vitesse de réglage des groupes de production est supposée inchangée par rapport à l’actuel.
53.	� Il s’avère que les résultats des études sont peu sensibles à ces hypothèses. En effet, le coût de la défaillance en réserve est un paramètre de modélisation, 

supposé représenter le risque d’obtenir de l’END sur l’ajustement en temps réel si la réserve n’est pas constituée. Mais il n’est pas pris en compte dans 
le calcul de la valeur des smart grids. Seule la valeur de l’END effectivement évitée par les smart grids sur l’ajustement en temps réel est intégrée dans 
le calcul de la valeur, afin d’éviter un double comptage des gains.

54.	� RTE, « Quelle valeur attribuer à la qualité de l’électricité ? L’avis des consommateurs »
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Illustration du coût de constitution de la réserve à la hausse –  
cas simplifié sans moyen hydraulique

Sous une hypothèse de concurrence pure et parfaite, le coût pour le système électrique dans son ensemble 
de constitution de la réserve correspond au coût de la contrainte de constitution des réserves dans la plani-
fication de la production (et autres moyens tels que la gestion active de la demande ou le stockage).

L’illustration de ce coût est ici illustré sur un exemple pédagogique dont les données sont fictives.

Hypothèses : 

a,�Moyens de production : 1 groupe nucléaire et 1 groupe CCG aux caractéristiques suivantes :

Type de groupe Pmin Pmax Capacité 
réserve hausse Coût variable

Nucléaire 600 MW 1000 MW 400 MW 10 €/MWh

CCG 200 MW 400 MW 200 MW 50 €/MWh

a,�Demande prévue : 1000 MW, réserve à la hausse requise : 400 MW

Heure Demande prévue Besoin min. de 
réserve à la hausse

H1 1000 MW 400 MW

Sans contrainte de réserve, le groupe nucléaire suffit à couvrir la demande de 1000  MW. Avec la 
contrainte de réserve, il est nécessaire de démarrer le groupe CCG au coût variable plus élevé.

 

Coût de constitution de la réserve dans l’exemple proposé :

La contrainte de réserve à la hausse a engendré un surcoût de 8 000 € pour le système, soit un coût de 
20 €/MWRéserve sur l’heure considérée. Par exemple, une flexibilité qui pourrait assurer les 400 MW de 
réserve à la place des moyens de production thermique, permettrait d’apporter de la valeur au système 
électrique en évitant un tel surcoût.
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   Demande

Coût nuc. = 1 000 x 10 €
Coût gaz = 0 €

Coût total = 10 000 €

Coût nuc. = 800 x 10 €
Coût gaz = 200 x 50 €

Coût total = 18 000 €
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Illustration du coût de constitution de la réserve à la hausse – cas où 
la réserve est constituée par des moyens hydrauliques à stock

Cet exemple illustre le coût de constitution de la réserve 15’ à la hausse (réalisé à partir de moyens 
hydrauliques). Le caractère stockable de l’hydraulique nécessite de représenter deux pas de temps 
dans cette illustration. Les tableaux suivants résument la demande prévue (sur les deux heures consi-
dérées), les réserves requises et les caractéristiques des différents moyens de production. Les besoins 
d’équilibrage du système (activation éventuelle de la réserve) sont supposés nuls sur les deux heures 
considérées.

 
Seul l’hydraulique est supposé dans cet 
exemple apte à fournir de la réserve à 
15’. Par conséquent, sur chaque heure, 
au moins 200  MW d’hydraulique sont 
réservés pour constituer la réserve à 15’. 

Sur l’heure 1, les 1 000 MW de nucléaire 
et les 800  MW d’hydraulique non 
réservés ne suffisent pas pour satisfaire 
la demande. Il est nécessaire de pro-
duire 200 MW avec la TAC. 

Sur l’heure 2, la demande prévue 
étant moindre, les groupes hydrau-
liques et nucléaires suffisent à cou-
vrir la demande prévue ainsi que le 
besoin de réserve.

Sans contrainte de réserve, la demande 
sur l’heure  1 peut être entièrement 
servie sans recours à la TAC. L’énergie 
hydraulique utilisée sur cette heure est 
substituée sur l’heure suivante par de 
la production nucléaire à coût variable 
faible. Le surcoût total de constitution 
de la réserve dans cet exemple est de 
18 k€.

Type de 
groupe Pmin Pmax Capacité 

réserve 15’
Coût 

variable

Hydraulique - 1000 MW 1000 MW 0 €/MWh

Nucléaire 600 MW 1000 MW - 10 €/MWh

TAC - 200 MW - 100 €/MWh

Heure Demande 
prévue

Besoin min. 
de réserve 
à la hausse

H1  2000 MW 200 MW

H2 1500 MW 200 MW
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   Demande

Coût heure 1 = 800 x 0 € + 1 000 x 10 € + 200 x 100 € = 30 000 €
Coût heure 2 = 700 x 0 € + 800 x 10 € = 8 000 €

Coût total = 38 000 € (hors coût d’équilibrage du système)

Coût heure 1 = 1 000 x 0 € + 1 000 x 10 € = 10 000 €
Coût heure 2 = 500 x 0 € + 1 000 x 10 € = 10 000 €

Coût total = 20 000 € (hors coût d’équilibrage du système)
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b �Modifications de programme et mécanisme 
d’ajustement

Les aléas survenant entre la programmation de pro-
duction en H-2 et 15  minutes avant le temps réel, 
appelés ici « écarts de bouclage », sont représentés 
et doivent être compensés par un rééquilibrage de 
la part des acteurs ou d’un ajustement de la part du 
gestionnaire du réseau de transport (selon leur ins-
tant d’apparition de l’aléa). 

Pour chaque heure considérée, l’écart de bouclage55 
du système est représenté à plusieurs échéances 
préalables (T-2h, T-30’ et T–15’). À chacune de ces 
échéances, une vision partielle de l’écart de bouclage 
« final » est connue et celui-ci peut être soit résorbé 
à partir des moyens ayant les délais d’activation 
compatibles, soit laissé en l’état jusqu’à l’échéance 
suivante, et ce jusqu’à la dernière échéance d’ajus-
tement (15 minutes avant le temps réel). On suppose 
que l’écart vu de T-15’ est entièrement résorbé et que 
les services système n’agissent que sur les aléas inter-
venant entre T-15’ et le temps réel.

Les chroniques d’écart de bouclage sont constituées 
à partir des historiques d’activations (motivées par 
l’équilibrage production-consommation) de RTE sur 
le mécanisme d’ajustement. Ces chroniques repré-
sentent des chroniques d’activation et non d’iden-
tification de l’écart. L’utilisation de ces chroniques 
d’activation comme chroniques de besoins d’ajus-
tement dans la modélisation repose sur l’hypothèse 
que la puissance des offres activées à une certaine 
échéance correspond à la vision de l’écart de bou-
clage à cette échéance.

On considère que l’ensemble des aléas intervenant 
entre H-2 et 15 minutes avant le temps réel portent 
sur la demande ou les productions fatales et non 
sur la disponibilité des groupes pouvant s’ajuster 
qui sont donc ainsi considérés comme pouvant être 
activés pour l’ajustement.

Pour chaque échéance, les flexibilités à la hausse 
ou à la baisse sur les moyens de production ou sur 
la demande qui sont compatibles avec l’échéance 
en termes de délai d’activation, sont sélectionnées 

à partir d’une optimisation économique visant à 
minimiser les coûts de production (ou d’activation 
de la gestion active de la demande). Seules les flexi-
bilités en « butée de délai de mobilisation de l’offre 
(DMO) », c’est-à-dire dont la décision d’appel ne 
peut être repoussée compte tenu du délai de mobi-
lisation de l’offre, sont effectivement sélectionnées. 
Les décisions sur les autres flexibilités à DMO plus 
court sont réévaluées à l’échéance suivante selon 
l’évolution de l’estimation de l’écart de bouclage.

En pratique, cette optimisation est effectuée de 
façon conjointe avec l’optimisation du programme 
de production. La modélisation utilisée présente 
une forme d’anticipation parfaite, dans le sens où 
les besoins d’ajustement sont parfaitement connus 
au moment du calcul du programme de production. 
Néanmoins, cette anticipation parfaite n’influence 
que peu ce programme d’appel dans la mesure où 
celui-ci doit respecter les besoins en réserves, sup-
posés dimensionnés pour pouvoir répondre à tous 
les écarts de bouclage pouvant apparaître entre H-2 
et 15 minutes avant le temps réel.

On suppose que les coûts portés par les groupes 
de production participant à l’ajustement sont uni-
quement les coûts de production (coûts variables et 
éventuels coûts de démarrage) et que les produc-
teurs ne supportent pas d’autres coûts liés à la flexi-
bilité court-terme. Ces coûts ne reflètent pas les prix 
actuels des offres déposées sur le mécanisme d’ajus-
tement. En effet, ces prix font apparaître des diffé-
rentiels moyens significatifs entre le prix des offres à 
la hausse et à la baisse pour les mêmes groupes de 
production qui reflètent, au moins partiellement, la 
marge des producteurs56 (et éventuellement l’exis-
tence de surcoûts non modélisés). 

Bien que perfectible, la modélisation et la prise en 
compte des aléas de court-terme dans la valorisa-
tion des smart grids, constituent une avancée signifi-
cative et une plus-value importante (par rapport aux 
modèles usuellement utilisés), en vue d’obtenir une 
évaluation rigoureuse de la flexibilité apportée par 
les smart grids. 

55.	� Écart entre la prévision de consommation du GRT et la production programmée ou prévue.
56.	� Les offres sélectionnées étant rémunérées au prix d’offre (pay-as-bid), le producteur ne peut obtenir une marge qu’en offrant au dessus de son coût de 

production.
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2.7.3	 Modélisation des décisions 
relatives au réseau de transport

Le réseau de transport est un vecteur d’optimisation 
du système électrique  : il permet une optimisation 
à grande échelle du système électrique à travers 
notamment (i)  la possibilité d’utiliser des moyens 
de production les plus performants économique-
ment et non nécessairement localisés à proximité 
des centres de consommation et (ii)  la mutualisa-
tion des aléas sur une grande échelle (et donc un 
moindre dimensionnement des marges par unité de 
consommation).

Les smart grids ne remettent pas en cause cette 
valeur du réseau de transport. Les fonctions avan-
cées smart grids peuvent induire une réduction 
des besoins d’investissement en infrastructures de 
réseau, une amélioration du service rendu aux uti-
lisateurs du réseau (amélioration de la qualité de 
l’électricité) ou une réduction des coûts de gestion 
en exploitation des contraintes réseau (réduction 
des besoins de redispatching…).

Cette section décrit les modélisations des décisions 
relatives au réseau de transport : décisions de renfor-
cement (dépenses dans l’infrastructure) et décisions 
d’exploitation (utilisation des différents leviers d’ex-
ploitation pour maximiser le service rendu à infrastruc-
ture donnée : redispatching, délestage, etc.).

Les modélisations décrites dans cette section 
s’inspirent des méthodologies utilisées pour les 
décisions d’investissement, mais comportent des 
simplifications significatives. Elles n’ont pas vocation 
à être utilisées pour simuler des décisions réelles 
d’investissement mais seulement à être utilisées en 
différentiel (comparaison des décisions entre un scé-
nario « sans » et « avec » fonctions avancées).

2.7.3.1	 Approche générale

Les décisions relatives au réseau de transport qui 
sont concernées par les fonctions smart grids étu-
diées57 sont schématiquement de deux types : (i) les 
décisions de renforcement de réseau (solution de 
renforcement, date…) et (ii) les décisions concernant 
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Dépenses dans l’infrastructure

Modélisation de l’arbitrage économique (entre les dépenses d’infrastructure et les coûts de gestion 
en exploitation des contraintes du RPT) pour évaluer les gains apportés par les smart grids

Coûts totaux
croissants

 Coût de gestion en exploitation 
des contraintes RPT sans smart grids 

 Coût de gestion en exploitation 
des contraintes RPT avec smart grids 

 droites d’indifférence  
(droites à coût total identique) 
l Décision optimale sans smart grids 
l Décision optimale avec smart grids

57.	� D’autres décisions concernent le réseau de transport : politique de maintenance, etc.

Gains sur
les coûts de 
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(dont END)
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structure
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l’exploitation du réseau (redispatching58, délestage 
de consommateurs, etc.). 

Ces deux aspects sont indissociables : les décisions 
de renforcement sont justifiées par la croissance des 
coûts de gestion en exploitation des contraintes du 
réseau (en incluant la valeur de la qualité de l’élec-
tricité dans ce coût) et les décisions concernant 
l’exploitation sont liées aux contraintes que ces ren-
forcements permettent de lever.

Ainsi, il est nécessaire de représenter dans une 
même modélisation d’une part les coûts de gestion 
en exploitation des contraintes du réseau et d’autre 
part les décisions de renforcement qui permettent 
de réduire ces contraintes et leurs coûts induits.

Ces décisions visent à maximiser la valeur du réseau 
pour la collectivité, en intégrant la valeur associée 
à la qualité du service rendu (qualité de l’électri-
cité). En particulier, les décisions de renforcement 
résultent d’un arbitrage économique entre les 
dépenses de renforcement (investissement, mainte-
nance des ouvrages créés, etc.) et les surcoûts de 
gestion en exploitation des contraintes du réseau 
résultant de l’absence de renforcement.

La figure 10 présente les décisions optimales résul-
tant de l’arbitrage coût de renforcement-coûts d’ex-
ploitation « avec » et « sans » smart grids et permet de 
visualiser la nécessité de représenter cet arbitrage.

Ainsi, les méthodologies décrites dans cette section 
reposent sur l’hypothèse que les décisions prises 
sont le résultat d’un calcul économique.

Or, la prise réelle de décision intègre un ensemble 
de considérations techniques ou contextuelles 
(consignabilité59 du réseau, exploitabilité locale du 
réseau, problématiques électrotechniques fines, 
incertitudes sur certaines hypothèses, etc.) dont la 

monétarisation n’est pas explicite. Sauf à monéta-
riser ces aspects, les décisions réellement prises 
peuvent se révéler différentes de celles obtenues 
par le calcul économique exposé ici.

La représentation théorique des décisions du ges-
tionnaire de réseau de transport, utilisée unique-
ment en comparaison entre un scénario « sans » et 
un scénario « avec » fonctions avancées, permet 
néanmoins de fournir des estimations des bénéfices 
des fonctions avancées smart grids sur le réseau de 
transport.

Par ailleurs, les problématiques liées à la mainte-
nance, que ce soit en termes de contraintes (place-
ment des travaux) ou d’opportunités d’optimisation 
grâce aux smart grids60, ne sont pas traitées dans 
ces méthodologies.

Les conséquences du déploiement des fonctions 
smart grids sur le réseau de transport dépendent 
des spécificités des situations locales : saturation des 
réseaux existants, croissance locale de la consom-
mation ou des puissances EnR raccordées, etc. Bien 
que l’ensemble des ouvrages du réseau de trans-
port présente une forte homogénéité technique et 
que des principes communs régissent son exploi-
tation61, l’évaluation des bénéfices potentiels des 
smart grids pour le réseau de transport ne peut faire 
l’objet d’une méthodologie unique s’appliquant à 
tous les éléments du réseau. Ceci tient notamment 
à la taille des zones géographiques impactées par 
les éventuelles contraintes du réseau de transport.

Il convient, pour les besoins d’analyses de valorisa-
tion, de décomposer schématiquement le réseau de 
transport en deux grandes catégories62 :

a	Le réseau de grand transport
	� Le réseau de grand transport (correspondant glo-

balement au niveau de tension HTB3, i.e. 400 kV), 

58.	� Les coûts de redispatching représentent les surcoûts résultant de la désoptimisation, par rapport à une situation fictive sans aucune contrainte de réseau 
(plaque de cuivre), de la sollicitation des moyens de production et des autres flexibilités étudiées (effacements par exemple) afin de gérer une contrainte 
du réseau. Le surcoût correspondant à l’énergie non évacuée pour cause réseau (cette énergie est compensée par un autre moyen) fait partie du coût 
de redispatching.

59.	� Possibilité, selon la saisonnalité des consommations et des productions, de placer des périodes de travaux.
60.	� Par exemple, en réduisant, là où c’est possible sans atteinte à la sécurité des biens et des personnes, les efforts de maintenance dont les conséquences, 

en termes d’augmentation de défaillance des ouvrages, peuvent être limitées ou réduites par certaines solutions smart grids (p.e. localisation 
automatique de défaut).

61.	� Notamment le caractère a priori bouclé de son exploitation, à la différence des réseaux de distribution.
62.	� Il est néanmoins important de préciser que ces catégories sont schématiques.
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sur lequel sont raccordés les groupes centralisés 
dispatchables63, a pour rôle de transporter l’éner-
gie électrique des zones de production vers les 
zones de consommation (transits maximaux supé-
rieurs à 1000 MW sur de longues distances), d’as-
surer les rééquilibrages régionaux et d’assurer 
l’interconnexion entre réseaux européens. C’est 
un réseau fortement maillé.

	� Les contraintes sur le réseau de grand transport 
peuvent se gérer à long-terme (plusieurs années) par 
des décisions de renforcement64 du réseau. À plus 
court-terme, les actions possibles sont (i) les parades 
topologiques sur le réseau et (ii) le redispatching de 
production (ou d’autres moyens de flexibilité) qui 
consiste à modifier la répartition géographique des 
injections des groupes de production (ou des sou-
tirages de consommateurs) afin de rendre les flux 
compatibles avec les contraintes du réseau.

	� Le redispatching est organisé au travers du méca-
nisme d’ajustement ou de la contractualisation en 
amont avec des producteurs ou des consomma-
teurs (ou leurs agrégateurs).

a	Le réseau de répartition
	� Le réseau de répartition (correspondant globale-

ment aux niveaux de tension HTB1 i.e. de 63 kV à 
150 kV et HTB2 i.e. 225 kV) correspond au réseau 
sur lequel peuvent être raccordés des groupes de 
production de petite taille (en particulier hydrau-
lique et éolien), des consommateurs industriels et 
l’interface avec les distributeurs. Ce réseau per-
met, selon la structure des charges raccordées, 
d’alimenter la consommation ou d’évacuer la 
production de poches électriques dont la taille 
typique est inférieure à celle d’un département. 
Bien que plus faiblement maillé que le réseau 
de grand transport, ce réseau a vocation65 à être 
exploité de façon bouclée.

	� Les contraintes sur le réseau de répartition 
peuvent se gérer à long-terme (plusieurs années) 
par des décisions de renforcement66 du réseau. 

À  plus court-terme, les seules actions possibles 
consistent généralement en des parades topo-
logiques sur le réseau de transport ou de distri-
bution67. Dans certaines situations contraintes, 
le réseau peut ne pas être en mesure de garantir 
l’alimentation des consommateurs si un incident 
intervient sur un ouvrage. Ces situations sont 
source de risque d’END.

Les contraintes sur le réseau de transport corres-
pondent en général à des contraintes de transit ou 
(moins fréquemment) à des contraintes de tension 
(basse ou haute).

2.7.3.2	 Modélisation des décisions 
relatives au réseau de répartition

La modélisation décrite ici vise à représenter les 
décisions de renforcement et les décisions d’ex-
ploitation (dont les éventuelles activations des 
fonctions avancées smart grids) associées au réseau 
de répartition. Elle doit permettre une évaluation à 
la maille locale ainsi qu’une estimation à la maille 
nationale.

Cette modélisation s’inspire des méthodes opéra-
tionnelles de développement qui reposent sur un 
arbitrage économique entre les coûts de renforce-
ment des infrastructures et les coûts d’exploitation, 
ces derniers étant directement impactés par les déci-
sions de renforcement du réseau. Ces méthodes de 
développement sont ici adaptées pour tenir compte 
des fonctions avancées smart grids étudiées dans 
cet arbitrage économique. La description proposée 
ici porte sur le cas le plus général en présence de 
fonctions avancées.

La modélisation limite la décision de renforcement 
à la seule date de renforcement en supposant que 
le choix du projet optimal de renforcement est inva-
riant : on suppose ainsi que les fonctions avancées 
smart grids ne peuvent avoir de conséquences que 
sur la date de renforcement et sur aucun autre para-
mètre du projet.

63.	� Dont la production est commandable.
64.	� Création de ligne, moyens de compensation, etc.
65.	� Il peut être exploité débouclé (i.e. « en antennes ») dans des situations de contraintes.
66.	� Création de ligne, moyens de compensation, etc.
67.	� Report de charge.
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Identification des situations types 
pour l’évaluation à la maille France
L’évaluation à la maille France doit a priori reposer 
sur une multitude d’évaluations locales. Une agré-
gation n’étant pas en pratique pas possible dans le 
cadre de ces travaux, il a été choisi d’identifier plu-
sieurs situations-types de réseau.

Ainsi quatre types de cas génériques sont représen-
tés de façon normative :

a	� Un cas de réseau contraint en alimentation avec 
projet de renforcement

	� Il  s’agit d’un cas où un projet de renforcement 
est envisagé sur la période étudiée en raison de 
contraintes en alimentation. Sur ce cas-type, les 
fonctions avancées smart grids peuvent poten-
tiellement permettre (i)  des gains en renforce-
ments réseau évités ou repoussés et (ii) des gains 
en qualité de l’électricité.

a	� Un cas de réseau contraint en alimentation sans 
projet de renforcement

	� Il s’agit d’un cas où peuvent exister des contraintes 
d’alimentation sur la période étudiée sans que 
celles-ci puissent justifier un projet de renforce-
ment. Sur ce cas-type, les fonctions avancées smart 
grids ne peuvent permettent que des gains liés à 
l’amélioration de la qualité de l’électricité.

a	� Un cas de réseau contraint en évacuation avec 
projet de renforcement

	� Il  s’agit d’un cas où un projet de renforcement 
est envisagé sur la période étudiée en raison de 
contraintes en évacuation. Sur ce cas-type, les 
fonctions avancées smart grids peuvent a priori 
permettre des gains en investissements évités ou 
repoussés.

a	Un cas de réseau non contraint
	� Il  s’agit d’un cas sans aucune contrainte sur la 

période étudiée.

	� Ce cas représente l’ensemble des cas de réseau 
sur lesquels ne pèse aucune contrainte significa-
tive68. Sur ce cas, l’apport des fonctions avancées 

smart grids susceptibles de gérer des contraintes 
réseau est nul. 

Pour chacun de ces cas, un coefficient de représen-
tativité est appliqué afin qu’une évaluation de la 
valeur créée à la maille française puisse être réalisée.

b �Représentation d’une situation type

• Caractéristiques du réseau de répartition
La situation type du réseau est représentée par une 
zone connectée au réseau national par plusieurs 
lignes. Les transits entre la zone et le réseau national 
sont limités par la capacité du réseau.

Plusieurs notions définissent cette capacité :
- �la puissance garantie « en N » (PgN) qui cor-

respond à la puissance maximale admissible 
à réseau complet, c’est-à-dire quand tous les 
ouvrages considérés sont disponibles et fonc-
tionnent correctement;

- �la puissance garantie « en N-1 » (PgN-1) qui corres-
pond à la puissance maximale admissible en situa-
tion « de N-1 », c’est à dire quand un des ouvrages 
est indisponible ;

- �un ou des niveaux de surcharge temporaire 
(PgN-1 + x %) admissibles pendant des délais courts 
(de une à plusieurs minutes).

La figure 11 décrit les situations où le transit peut ou 
ne peut pas être assuré.

Les incidents pouvant survenir sur les ouvrages du 
réseau de transport sont définis par une probabilité 
d’occurrence et une durée moyenne. La multiplica-
tion de ces deux valeurs fournit la durée probable 
pour le réseau d’être en situation de N-1 suite à un 
incident.

b �Évolution de la consommation et de la production 
raccordée

Les évolutions de la consommation (croissance en 
énergie et en puissance de pointe) et de la pro-
duction raccordée de chaque filière EnR (éolien 
et photovoltaïque) sont représentées sur toute la 
période considérée.

68.	� Les marges sont supposées suffisantes pour que les éventuelles activations de flexibilités (p.e. gestion active de la demande) résultant des besoins EOD 
n’aient pas d’impact sur le réseau.
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b �Caractéristiques du projet de renforcement
Un projet de renforcement permet d’augmenter les 
puissances garanties PgN-1 et PgN. Il permet aussi, en 
général (mais cet effet n’est pas systématique), de 
réduire les pertes électriques. Le projet engendre 
des coûts d’investissement (en premier lieu : postes 
et/ou lignes) à la date d’investissement puis éven-
tuellement des coûts opérationnels de maintenance 
si des ouvrages supplémentaires (postes, lignes…) 
ont été ajoutés au réseau et ce pendant toute la 
durée de vie de ces ouvrages.

Modélisation des décisions relatives à un cas de 
réseau contraint en alimentation avec projet de 
renforcement
La représentation de la décision optimale de ren-
forcement s’effectue à partir (i) d’une évaluation des 
coûts annuels de gestion de la contrainte réseau et 
(ii)  d’une modélisation de l’analyse d’opportunité 
économique du renforcement.

b �Coûts annuels de la contrainte réseau
Dans l’état sans renforcement, les coûts suivants 
sont représentés :

Transits admissibles en fonction de leur niveau en situation normale et en situation d’incidentFigure 11

Niveau du transit

En N (sans incident)

Transits non assurés
délestage de la zone (conso/prod)

Transits non assurés
délestage de la zone (conso/prod)

Transits assurés temporairement
(possibilité de mise en place d’une 
solution pour éviter le délestage 

de la zone (conso/prod))

Transits assurés

Transits assurés

En N-1 (suite à incident)

PgN

PgN-1 + x%
(surcharge)

PgN-1

a	� le surcoût des pertes électriques ;
Ce surcoût résulte du différentiel du niveau des 
pertes électriques entre la situation sans le renfor-
cement et la situation avec le renforcement. Il  est 
estimé en valorisant le différentiel de pertes au coût 
marginal de production, lui-même estimé en espé-
rance à partir de la méthodologie décrite au 2.7.2.

a	� Les coûts correspondant aux contraintes du 
réseau  : le risque d’END « réseau » et le coût 
de redispatching par rapport à un réseau non 
contraint.

Sans renforcement, les contraintes du réseau 
conduisent à ce que, sur un certain nombre d’heures 
par an (appelée durée de risque), le niveau d’alimen-
tation (consommation diminuée de la production 
locale) dépasse la puissance garantie en N-1. Lorsque 
cette puissance est dépassée, un incident sur un 
ouvrage du réseau conduit à un dépassement de la 
capacité de transit et nécessite a priori un recours 
au délestage de consommation (END « réseau »). On 
suppose que la puissance garantie en N n’est pas 
dépassée (en général, les renforcements sont opérés 
avant l’apparition des contraintes « en N »).
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L’utilisation des flexibilités sur les injections ou souti-
rages (gestion active de la demande, stockage, etc.) 
raccordées dans la zone considérée est susceptible 
de limiter le risque d’END réseau.

D’une part, l’activation de ces flexibilités peut 
réduire la durée de risque (i.e. les instants où la 
puissance garantie en N-1 est dépassée) et donc 
le risque d’END réseau. Dans ce cas, il s’agit d’une 
réduction de l’END réseau par une activation qua-
lifiée de « préventive »  : l’activation est effectuée 
avant l’apparition éventuelle d’un incident sur le 
réseau. Chaque activation réduit un risque.

D’autre part, lorsque les transits dépassent la puis-
sance garantie en N-1 sans dépasser la puissance 
temporaire de surcharge, l’activation de ces flexibili-
tés peut être utilisée pour réduire l’END suite à inci-
dent si la flexibilité est capable d’agir de façon fiable 
dans des délais très rapides (de l’ordre de quelques 
secondes à quelques minutes), compatibles avec la 
surcharge temporaire admissible, afin de ramener 
les transits dans des limites compatibles avec les 
capacités des ouvrages. Dans ce cas, il s’agit d’une 
réduction de l’END réseau par une activation quali-
fiée de « curative »  : l’activation est effectuée après 
l’apparition d’un incident sur le réseau. Chaque acti-
vation réduit l’END.

L’END réseau est valorisée (en tenant compte de la 
probabilité de situation d’incident) sur une base nor-
mative qui traduit le niveau de risque acceptable et le 
compromis économique pour la collectivité.

La figure 12 illustre la différence entre des activa-
tions en préventif et des activations en curatif, dans 
le cas d’un réseau présentant des contraintes en 
alimentation. 

 L’activation des flexibilités raccordées sur un réseau 
de répartition contraint résulte d’un arbitrage entre 
la valeur associée à l’équilibre offre-demande et la 
valeur associée à l’END réseau.

Cet arbitrage est modélisé par une simulation du 
dispatch optimal, analogue à celui décrit dans la 
partie 2.7.2 mais pour lequel on représente la zone 
considérée, les contraintes de transit avec le reste 
du système électrique et les situations d’END 
réseau.

Illustration de l’activation d’effacement de 
consommation en préventif et en curatif 
sur un cas fictif de contrainte réseau

Figure 12

 END (délestage suite à perte d’ouvrage) 
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Il  s’agit en pratique de représenter dans l’optimi-
sation le fait que, lorsque les transits dépassent la 
puissance garantie en N-1, alors de l’END réseau 
peut apparaître (pondérée par la probabilité d’inci-
dent) sauf si l’hypothèse est faite que les flexibilités 
sont capables de s’activer en curatif.

Le surcoût de dispatch par rapport au réseau non 
contraint est obtenu par différence entre une esti-
mation des coûts avec contrainte réseau et une esti-
mation des coûts sans contrainte réseau.

Les coûts associés aux contraintes du réseau sont la 
somme (i) du coût de l’END et (ii) du surcoût de dis-
patch lié à la contrainte du réseau.

Il  est important de remarquer que, s’il y a conco-
mitance entre les instants de coûts marginaux de 
production élevés et les instants de forte consom-
mation dans la zone considérée, l’activation des 
flexibilités visant à optimiser la valeur pour l’équi-
libre offre-demande (ici sur le marché d’énergie) 
peut conduire naturellement à résoudre totalement 
ou partiellement les contraintes dans les situations 
où la puissance garantie en N-1 aurait été dépassée 
sans la présence de ces flexibilités. 

L’ensemble de ces coûts sont évalués en espérance 
sur plusieurs scénarios69.

b �Date théorique optimale de renforcement
La date théorique optimale70 de renforcement est 
évaluée sur la base d’une optimisation économique 
entre les coûts correspondant à l’état sans renforce-
ment et ceux correspondant à l’état avec renforce-
ment (ces coûts étant réévalués chaque année).

On suppose que, dans l’état avec renforcement, les 
contraintes sur la zone étudiée sont résolues. Il n’y 
a donc plus de risque d’END ni de coûts de redis-
patching. En effet, les coûts d’un projet de renforce-
ment variant peu en fonction de la capacité de transit 
créée, il est globalement pertinent de considérer 

69.	� Il s’agit des mêmes scénarios que ceux décrits au 2.7.2 complétés de scénarios de consommation et production dans la zone considérée et d’incident 
représentant les situations de N-1.

70.	� De façon générale, le calcul d’une date théorique optimale de renforcement correspond au raisonnement réellement effectué par le gestionnaire de 
réseau de transport dans ses décisions d’investissement. Néanmoins, la réalisation effective des travaux de renforcement diffère de cette date théorique 
pour prendre en compte d’autres effets non modélisés : mutualisation avec d’autres travaux, périodes de l’année où les consignabilités sont possible 
du fait de la moindre surcharge des réseau, coordination avec les gestionnaires de réseau de distribution…).

qu’un projet de renforcement sera dimensionné 
pour résoudre l’ensemble des contraintes réseau de 
la zone sur un horizon de long-terme.

Dans l’état avec renforcement, les coûts suivants 
sont représentés :
- �le coût d’investissement annualisé ;
- �le coût de maintenance des ouvrages construits.

La somme de ces deux coûts représente l’annuité 
du renforcement réseau.

Les coûts pour les situations sans et avec renforce-
ment sont évalués de façon annuelle. La date opti-
male théorique de l’investissement de renforcement 
correspond à l’année où les surcoûts liés à l’absence 
de renforcement (i.e. différentiel entre les coûts 
« sans » et « avec » renforcement) dépassent l’an-
nuité du renforcement réseau. On fait l’hypothèse 
sous-jacente que ces surcoûts sont croissants dans 
le temps (augmentation des contraintes liées à celle 
de la consommation dans les zones considérées).

La figure 13 illustre l’estimation de la date optimale 
de renforcement.

b �Conséquences de la date de renforcement 
sur l’exploitation

Une fois la date optimale de renforcement ainsi esti-
mée, les conséquences et décisions d’exploitation 
(redispatching, risque d’END, etc.) qui en découlent 
avant la date de renforcement sont estimées confor-
mément à la méthodologie explicitée précédemment.

b �Illustration des conséquences du déploiement de 
fonctions avancées sur les décisions relatives aux 
réseau de transport

La modélisation décrite ci-dessus a vocation à être 
utilisée pour une comparaison entre les décisions 
relatives aux réseau de transport « sans » et « avec » 
fonctions avancées. La figure 14 a vocation à illustrer 
comment les décisions peuvent être impactées par 
le déploiement des fonctions smart grids.
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Modélisation des décisions relatives à un cas de 
réseau contraint en alimentation sans projet de 
renforcement
Dans le cas d’un réseau contraint en alimenta-
tion sans projet de renforcement, la méthodologie 
décrite s’applique également. 

Modélisation des décisions relatives à un cas de 
réseau contraint en évacuation avec projet de 
renforcement
La représentation de la décision optimale de ren-
forcement s’effectue à partir (i) d’une évaluation des 
coûts annuels de gestion de la contrainte réseau et 
(ii)  d’une modélisation de l’analyse d’opportunité 
économique du renforcement.

La représentation de la décision de renforcement 
est différente selon que le gestionnaire de réseau 
de transport dispose ou non du levier permettant 
d’écrêter la production.

b �Date de renforcement sans levier d’écrêtement 
de la production EnR

Lorsque le gestionnaire du réseau de transport ne 
dispose pas d’un levier permettant l’écrêtement de 
la production, la date de renforcement n’est pas 
exprimée comme un arbitrage économique explicite 
mais on considère qu’elle correspond à la première 
année d’apparition des contraintes en évacuation.

b �Date de renforcement avec levier d’écrêtement 
de la production EnR

Lorsque le gestionnaire du réseau de transport dis-
pose d’un levier permettant l’écrêtement de pro-
duction EnR, la date de renforcement peut être 
déduite d’une optimisation économique entre les 
coûts correspondant à l’état sans renforcement et 
ceux correspondant à l’état avec renforcement.

Néanmoins, RTE identifie que des contraintes 
d’exploitation nouvelles pourraient survenir si les 
écrêtements étaient massifs  : révision de schémas 
d’exploitation, adaptation des protections, ges-
tion des problématiques de travaux sur un réseau 
dimensionné au plus juste, etc.

RTE identifie qu’au delà d’une durée annuelle de 
50  heures d’écrêtement (valeur normative et calée 
sur des premières analyses de RTE), les modes de 
gestion du réseau pourraient être impactés de façon 
profonde et générer de nouvelles contraintes et de 

nouveaux coûts (modification du contrôle-com-
mande des postes, modification des processus et 
outils du gestionnaire de réseau de transport pour 
l’activation de ces leviers, etc.) qui ne sont à ce stade 
pas encore pleinement identifiés et quantifiées.

Ainsi la méthodologie de détermination de la date 
optimale de renforcement repose sur un arbitrage 
économique qui est plafonné à une durée d’écrête-
ment de 50 heures.

b �Coûts annuels de la contrainte réseau
Dans l’état sans renforcement, les coûts suivants 
sont représentés :

a	 le surcoût des pertes électriques ;
	� Ce surcoût est estimé à partir du différentiel de 

pertes électriques entre la situation sans le renfor-
cement et la situation avec le renforcement.

a	� les coûts correspondant aux contraintes d’éva-
cuation du réseau.

	� Ces coûts correspondent aux coûts de redispatching 
des flexibilités (en incluant la valeur de l’énergie non 
évacuée pour cause réseau : cette énergie doit être 
substituée) par rapport à un réseau non contraint.

	� Sans renforcement, les contraintes du réseau 
conduisent à ce que les transits dépassent la 
puissance garantie en N-1 sur un certain nombre 
d’heures par an (i.e la durée de risque).

	� Lorsque les transits sont inférieurs au niveau de 
surcharge admissible, alors la production EnR ne 
sera écrêtée qu’en cas d’incident. On suppose en 
effet que la commande est suffisamment réactive 
pour être compatible avec les délais de surcharge 
autorisés. L’écrêtement est qualifié de curatif.

	� Lorsque les transits sont supérieurs au niveau de sur-
charge admissible, alors la production EnR doit être 
écrêtée de façon préventive, le réseau ne pouvant 
pas supporter la surcharge induite par un incident.

	� L’énergie non évacuée (ENE) par le réseau est valo-
risée au coût marginal de production du système, 
en tenant compte de la probabilité d’incident.

	� Si d’autres flexibilités (gestion active de la demande, 
stockage, etc.) raccordées sur le réseau de répar-
tition considéré sont disponibles, alors celles-ci 
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Méthodologie d’estimation de la date théorique optimale de renforcementFigure 13
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peuvent être utilisées pour réduire le volume et donc 
le coût associé à l’ENE. Leur activation résulte d’un 
arbitrage entre la valeur associée à l’équilibre offre-
demande et la valeur associée à l’ENE. Cet arbi-
trage est modélisé par une simulation du dispatch 
optimal, analogue à celui décrit mais dans lequel 
on représente la zone considérée, les contraintes 
de transit avec le reste de la France et les situations 
d’ENE réseau.

	� Le surcoût de dispatch par rapport au réseau non 
contraint est obtenu par différence entre le coût 
du dispatch avec contrainte réseau et ce même 
coût sans contrainte réseau.

	� L’ensemble de ces coûts est évalué en espérance 
sur plusieurs scénarios71.

b �Date théorique optimale de renforcement
La date théorique optimale de renforcement est 
estimée comme l’échéance la plus proche entre (i) la 
date résultant d’une optimisation économique entre 

les coûts correspondant à l’état sans renforcement 
et ceux correspondant à l’état avec renforcement et 
(ii) la date correspondant à l’atteinte de la durée des 
50 heures d’écrêtement de production EnR. 

La date théorique optimale de renforcement résul-
tant de l’arbitrage économique correspond à l’année 
où les coûts sans renforcement dépassent les coûts 
avec renforcement (dans ce cas, il s’agit de l’annuité 
représentant le coût d’investissement annualisé et le 
coûts de maintenance).

La figure 15 illustre l’estimation de la date de 
renforcement.

b �Conséquences de la date de renforcement 
sur l’exploitation

Une fois la date de renforcement calculée, les 
conséquences et décisions d’exploitation qui en 
découlent avant la date de renforcement sont esti-
mées conformément au paragraphe à la méthodo-
logie explicitée précédemment.

Date théorique de renforcement avec levier d’écrêtement de la production EnRFigure 15
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71.	� Il s’agit des mêmes scénarios que ceux décrits au 2.7.2 complétés de scénarios cohérents de consommation et production dans la zone considérée et 
d’incident représentant les situations de N-1.
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2.7.3.3	Modélisation des décisions 
relatives au réseau de grand transport

À  la différence des réseaux de répartition, les 
études sur le réseau de grand transport ne peuvent 
être réalisées de façon locale. De façon générale, 
les transits sur les ouvrages du réseau de grand 
transport dépendent essentiellement de besoins 
de rééquilibrage régionaux et d’échanges entre 
réseaux européens, et non des soldes locaux 
production-consommation.

Ainsi, les études portant sur les réseaux de grand 
transport (études de développement de réseau, 
études prévisionnelles des contraintes, etc.) s’ap-
puient systématiquement sur une représentation du 
système électrique à la maille Europe.

Dans le cadre de ces travaux, l’approche complète 
utilisée par RTE pour l’évaluation économique 
des projets de développement n’a pas été mise 
en œuvre. Cette approche aurait nécessité une 

réévaluation des projets avec les leviers smart grids 
à partir de représentations détaillées du réseau.

L’option retenue consiste à simuler le fonctionne-
ment d’un réseau de grand transport simplifié. Cette 
simulation a vocation à être utilisée en différentiel 
entre un scénario « sans » et un scénario « avec » 
fonction avancée afin de fournir une estimation des 
conséquences des leviers smart grids sur le fonc-
tionnement du réseau.

Cette approche s’appuie sur une représentation 
simplifiée du réseau français compatible avec une 
simulation intertemporelle et stochastique du dis-
patch des différents moyens (en intégrant la pro-
duction et les flexibilités smart grids comme, par 
exemple, la gestion active de la demande). Cette 
« approche zonale » consiste en une modélisation 
du réseau de grand transport européen en 41 zones 
(dont 24 en France) reliées entre elles par un réseau 
équivalent. Ce réseau équivalent est représenté par 
des capacités de transit et des impédances72.

Représentation zonale du réseau de grand transportFigure 16
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Les capacités de transit retenues entre zones 
tiennent compte du défaut potentiel de chaque 
ouvrage sur le réseau et du report de charge asso-
cié. Ceci signifie que la modélisation, qualifiée de 
zonale, gère le redispatching en préventif afin d’as-
surer le resp ect des limitations en N-1.

Cette modélisation permet d’appréhender les 
principaux phénomènes macro sur le réseau de 
grand transport (panorama général des flux et des 
contraintes, grandes tendances de redispatching, 
etc.), et d’évaluer les coûts de redispatching induits 
par les contraintes. Par ailleurs, la représentation 
intertemporelle séquentielle (simulation explicite 
des heures de l’année avec leur séquencement) per-
met bien d’évaluer les phénomènes de dépendance 
entre plusieurs instants consécutifs (stocks, effets 
report, etc.) qui sont essentiels pour représenter 
les caractéristiques de certaines fonctions avancées 
comme la gestion active de la demande.

Il  convient néanmoins de rappeler certaines limites 
de l’approche zonale qui découlent directement de la 
simplification apportée au réseau, dans le sens où les 
capacités équivalentes et les flux (liés aux impédances 
équivalentes) aux interzones diffèrent nécessairement 
des capacités et flux qui seraient réellement observés 
sur le réseau. Cette simplification rend incomplète la 
quantification de phénomènes plus rares, tels que les 
situations d’END « réseau ». La mise en évidence de 
problèmes d’END par le modèle zonal serait, dans 
le processus courant d’évaluation des projets, suivi 
d’études plus détaillées, ciblées sur la zone concer-
née et selon une méthodologie représentant les 
situations de non respect des contraintes en N-1 et 
les risques de défaut de façon analogue à la modéli-
sation décrite au 2.7.2.

Néanmoins la modélisation zonale est bien adaptée 
pour évaluer les coûts de redispatching résultant des 
contraintes sur le réseau de grand transport, notam-
ment si l’objectif est de les évaluer en différentiel 
entre un scénario « sans » et un scénario « avec » les 
fonctions avancées smart grids. 

Il  conviendrait idéalement d’effectuer, à partir de 
cette modélisation zonale, une analyse, projet de 
renforcement par projet de renforcement, des déci-
sions optimales de renforcement du réseau de grand 
transport. Pour chaque projet, la décision optimale 
serait déduite de la minimisation de la somme de 
l’annuité du renforcement et de la différence de 
coûts de redispatching entre la situation sans renfor-
cement et la situation avec renforcement.

À  la différence de l’approche mise en place pour 
l’évaluation sur le réseau de répartition, les diffé-
rents projets de renforcement du réseau de grand 
transport ne peuvent être synthétisés sous forme de 
cas types et une analyse fine reposerait nécessaire-
ment sur une évaluation projet par projet.

En pratique, l’application d’une telle méthode à 
la maille France73 n’est pas envisageable dans des 
délais raisonnables.

Ainsi, l’approche proposée consiste à ne pas pro-
céder à une analyse projet par projet mais à évaluer 
uniquement les coûts de redispatching. 

Les coûts de redispatching fournissent un indicateur 
relativement pertinent pour apprécier les renforce-
ments qui sont justifiés économiquement. En effet, 
les coûts de congestion constituent la justification 
économique des projets de renforcement. Ainsi, la 
comparaison des coûts de redispatching entre un 
scénario sans smart grids et un scénario avec smart 
grids permet d’évaluer l’ordre de grandeur74 des 
conséquences du déploiement smart grids sur les 
renforcements.

Selon que l’on souhaite évaluer les conséquences 
des fonctions avancées smart grids sur les déci-
sions relatives au réseau français uniquement ou 
également sur les décisions concernant les inter-
connexions, il faut limiter la prise en compte des 
coûts de redispatching aux seuls coûts engendrés 
en France ou intégrer également les coûts de redis-
patching européens.

72.	� Les lois de Kirchhoff sont modélisées.
73.	� Mais il conviendrait d’étudier de façon ciblée un fois les zones de déploiement identifiées.
74.	� Cependant, ce raisonnement macroscopique peut se révéler approximatif projet par projet  : selon la configuration des projets et leur niveau de 

rentabilité, il est possible soit qu’une réduction faible des coûts de gestion des contraintes réseau implique le renoncement ou report de nombreux 
projets (qui étaient légèrement au dessus du seuil de rentabilité) soit qu’au contraire qu’une réduction importante des coûts de gestion de ces 
contraintes n’implique aucun renoncement ni report de projet de renforcement (si ceux-ci étaient largement rentables).
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Par souci de simplicité et considérant que les déci-
sions de renforcement des interconnexions relèvent 
en partie de décisions politiques, il a été choisi de 
limiter le calcul des coûts de redispatching au péri-
mètre des contraintes du réseau français75.

En pratique, les coûts de redispatching s’évaluent à 
partir de la comparaison des coûts variables totaux 
pour satisfaire la demande entre deux simulations 
du système électrique :

a	� La simulation de l’équilibre offre-demande avec 
l’ensemble des contraintes sur le réseau de 
grand transport

	� Il s’agit d’utiliser la brique de simulation décrite au 
2.7.2 du présent rapport en y intégrant les contraintes 
sur le réseau de grand transport équivalent modélisé 
(contrainte de transit et impédances).

	� À  des fins de simplification, nécessaires pour 
permettre une représentation des contraintes du 
réseau, les contraintes sur les réserves aux diffé-
rentes échéances de temps ainsi que les besoins 
d’ajustement ne sont pas représentées.

a	� La simulation de l’équilibre offre-demande sans 
contrainte sur le réseau de grand transport 
français

	� Il s’agit d’utiliser la même brique de simulation où 
seules les contraintes d’interconnexion avec les 
pays voisins (ainsi que les contraintes à l’intérieur 
de ces pays) sont représentées.

	� Par souci de cohérence, les mêmes simplifications 
sont faites sur la représentation des réserves et 
des besoins d’ajustement.

La comparaison de simulations « sans » et « avec » 
fonctions avancées ne permet pas réellement de 
distinguer les conséquences en termes de redis-
patching des conséquences en termes de renfor-
cement du réseau. Une hypothèse est néanmoins 
nécessaire pour pouvoir mener une analyse sur les 
impacts environnementaux et les effets sur l’emploi. 
On fait donc par la suite l’hypothèse simplificatrice 
que les conséquences du déploiement des fonc-
tions avancées smart grids portent uniquement sur 
le renforcement76.

75.	� Néanmoins, les contraintes du réseau français limitant la capacité d’import ou d’export avec les pays voisins sont prises en compte.
76.	� Au vu des résultats (part de la composante « réseau de transport » dans la valeur totale des fonctions avancées smart grids), cette hypothèse s’avère peu 

impactante.
77.	� En pratique dans les simplifications adoptées, il s’agit uniquement des capacités de pointe.

2.8.	IDENTIFICATION DES CONSÉQUENCES PHYSIQUES

À  partir des modélisations exposées dans les par-
ties 2.7.2 et 2.7.3 du présent rapport, la comparaison 
d’un scénario « sans » et d’un scénario « avec » fonc-
tion(s) avancée(s) smart grids permet d’évaluer les 
conséquences physiques suivantes du déploiement :
- �la variation des volumes d’énergie produits par 

filière (en MWh) ;
- �la variation des capacités de production installées 

(en MW)77 ;

- �la variation des renforcements du réseau de trans-
port (en €) ;

- �la variation de l’énergie non distribuée pour cause 
réseau (en MWh) ;

- �l’utilisation de la fonction avancée proprement dite 
(p.e. utilisation de combustible pour les groupes 
électrogènes sur sites industriels, etc.).
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2.9.	ÉVALUATION ÉCONOMIQUE

2.10.	ÉVALUATION ENVIRONNEMENTALE

Une fois les conséquences physiques quantifiées, 
l’évaluation du gain économique consiste à comp-
tabiliser en valeur économique les conséquences 
physiques évaluées.

Le bilan économique correspond à la différence 
entre le gain économique (résultant de l’analyse 
« conséquentielle ») et le coût associé à la fonction 
avancée (issu de l’analyse « attributionelle »).

Les flux financiers étant étalés dans le temps (typi-
quement investissement initial dans une fonction 
avancée smart grids puis gains sur toute la durée de 
vie de la solution), un taux d’actualisation78 est utilisé 
afin de fournir une vision globale de la valeur de la 
fonction avancée.

Le bilan ainsi calculé correspond au bilan écono-
mique pour le système électrique, c’est-à-dire à 
l’impact du déploiement smart grids sur le surplus 
social.

Le déploiement des smart grids au sein du système 
électrique est susceptible de générer, dans leur 
phase d’utilisation, des bénéfices environnemen-
taux80 (on parlera dans la suite d’impacts positifs), 
par rapport à une situation de référence. 

Ces gains peuvent prendre la forme d’une réduction 
de l’utilisation des combustibles et/ou d’une réduc-
tion des besoins en infrastructure de réseau et en 
capacités de production (analyse conséquentielle81). 

Les phases de fabrication et de déploiement des 
fonctions avancées smart grids sont quant à elles 
susceptibles d’avoir des impacts négatifs (analyse 

Ce bilan économique ne représente pas le profit que 
peut attendre l’entreprise qui serait détenteur de la 
fonction avancée smart grids et la valoriserait au sein du 
système électrique. En effet, le surplus social sera par-
tagé entre les différents utilisateurs du système et les 
études menées ne peuvent préjuger de ce partage79. 

Afin de permettre une interprétation fine des résul-
tats, les gains économiques font l’objet d’une resti-
tution détaillée. 

En particulier, les différentes composantes des gains 
pour l’équilibre offre-demande sont décrites : gains 
en capacités de production évitées, gains liés à la 
participation au marché de l’énergie, gains supplé-
mentaires liés à la participation à l’ajustement et 
aux réserves pour l’ajustement, et gains supplémen-
taires liés à la participation aux services système. 

L’annexe 1 détaille la manière dont se décomposent 
les gains évalués. 

attributionnelle82), qui peuvent contrebalancer les 
effets positifs associés à leur utilisation. 

L’effet environnemental net du déploiement des 
fonctions avancées n’est donc pas nécessairement 
positif.

2.10.1	Approche générale

Le volet environnemental de la méthodologie rela-
tif à l’évaluation socio-économique des smart grids 
s’inscrit dans le cadre de l’analyse du cycle de vie 
(ACV), qui constitue le cadre de référence pour ce 

78.	� Cf. partie 3.1.3 du présent rapport pour le choix du taux d’actualisation retenu pour les analyses menées dans ce rapport.
79.	� Cf. partie 2.3 du présent rapport 
80.	� Dans certains cas, la phase d’utilisation peut être source d’impacts « négatifs » (p.e. consommation électrique des matériels, effets reports de 

l’effacement, etc.).
81.	� Cf. partie 2.5.4 du présent rapport
82.	� Cf. partie 2.5.3 du présent rapport
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83.	� Définition issue des normes ISO 14040 et 14044 de 2006.

type d’analyse. En effet, contrairement aux analyses 
économiques et sociales, l’identification des impacts 
environnementaux et leur méthodologie d’évalua-
tion ne présentent pas de caractère spécifique à la 
filière des smart grids.

Dans ce rapport, l’ACV est présentée de manière 
succincte. En effet, ce cadre de référence est normé83 
au niveau international et il existe de nombreux 
documents académiques en décrivant la méthodo-
logie, qu’il n’est pas nécessaire de reproduire dans 
ce rapport. 

L’ACV permet de quantifier les impacts environne-
mentaux sur tout le cycle de vie d’un produit ou d’un 
service depuis l’extraction des matières premières 
qui le composent jusqu’à son élimination en fin de 
vie, en passant par sa fabrication, son transport et 
son utilisation.

Schéma simplifié du cycle de vie d’un produitFigure 17
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L’analyse du cycle de vie se décompose en deux 
étapes :

a	 �l’inventaire des flux environnementaux (consom-
mation de matière et d’énergie, émission de 
substances, déchets, etc.)

	� Il s’agit de répertorier les quantités de polluants 
émis ou de matières premières prélevées. 

a	 �l’évaluation des impacts environnementaux
	� Il  s’agit d’abord d’identifier les différentes caté-

gories d’impacts environnementaux. Ils corres-
pondent a priori aux problématiques ou thèmes 
environnementaux jugés importants par la société 
à l’heure actuelle. 

	� Ensuite, les différents flux environnementaux sont 
classés en impacts potentiels sur l’environnement. 
Par exemple, les émissions de CO2 et autres gaz 
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à effet de serre sont classés dans la catégorie 
« changement climatique ».

	� Ces flux sont caractérisés par leur degré de 
contribution à un impact. Ceci amène à conver-
tir tous les flux participant à un impact en une 
mesure commune permettant de ressortir un indi-
cateur numérique. Par exemple, les gaz à effet de 
serre sont convertis en équivalent CO2 en fonc-
tion de leur potentiel impact sur le changement 
climatique.

	� Les impacts peuvent dès lors être quantifiés à par-
tir de l’inventaire des flux environnementaux.

	� Ces impacts peuvent correspondre à des effets 
intermédiaires (approche midpoint), tels que 
le changement climatique, la destruction de la 
couche d’ozone, la toxicité, etc., ou à des dom-
mages finaux (approche endpoint) tels que 
les dommages sur la santé humaine ou sur les 
écosystèmes.

	� Cette approche peut être poussée jusqu’à la défi-
nition d’un indicateur environnemental unique, 
basé sur la pondération des différents impacts.

	� Les niveaux les plus agrégés, bien qu’ils per-
mettent une vision synthétique, nécessitent des 
regroupements et pondérations d’effets divers. 
De ce fait, ils ne font pas consensus et sont peu 
utilisés.

L’approche retenue ici repose sur la comparaison 
environnementale d’une situation avec smart grids 
avec une situation sans smart grids. Cependant, 
toutes deux répondent au même besoin (appelée 
unité fonctionnelle dans la nomenclature ACV). 

L’unité fonctionnelle est le respect du fonctionnement 
du système électrique84 (fréquence, tension, transits, 
etc.) et du niveau de risque pesant sur celui-ci85.

Le déploiement d’une fonction avancée des smart 
grids est susceptible d’avoir des impacts environne-
mentaux de deux origines :

a	 Les impacts environnementaux « attributionnels »
	� Il  s’agit des impacts attribués directement au 

cycle de vie des ressources déployées (matériels, 
SI…) ainsi qu’au déploiement en lui-même.

a	 Les impacts environnementaux « conséquentiels »
	� Il s’agit des impacts environnementaux liés à l’en-

semble des processus affectés par le déploiement 
d’une fonction avancée.

2.10.2	Périmètre de l’évaluation 
environnementale

L’approche retenue consiste à mener l’évaluation 
sur une dizaine d’indicateurs midpoint : épuisement 
des ressources non renouvelables, consommation 
d’eau, eutrophisation de l’eau86, écotoxicité aqua-
tique, acidification de l’air, destruction de la couche 
d’ozone, oxydation photochimique, changement 
climatique, toxicité humaine, radiations ionisantes, 
perte de biodiversité et affectation des sols.

Les smart grids sont susceptibles d’avoir des 
impacts environnementaux sur l’ensemble de ces 
indicateurs.

Néanmoins, les analyses environnementales pré-
sentées dans ce rapport ont porté sur un périmètre 
limité au seul effet sur le changement climatique. Ce 
choix est d’une part justifié (i) par des raisons pra-
tiques de disponibilité et de consistance des infor-
mations fournies par les fabricants de matériel à 
travers les différentes analyses déjà menées sur leurs 
produits, (ii) par l’existence de règles de caractéri-
sation87 consensuelles et (iii) par la possibilité d’une 
monétarisation sur la base de valeurs globalement 
partagées.

84.	� Au sens technique (respect des caractéristiques techniques : fréquence, tension, etc.) et contractuel (qualité de l’électricité, etc.).
85.	� En pratique, le niveau de risque peut être impacté mais cet impact est alors valorisé.
86.	� L’OCDE définit l’eutrophisation de l’eau est comme l’« enrichissement des eaux en matières nutritives qui entraîne une série de changements 

symptomatiques, tels que l’accroissement de la production d’algues et de macrophytes, la dégradation de la qualité de l’eau et autres changements 
symptomatiques considérés comme indésirables et néfastes aux divers usages de l’eau ». 

87.	� Par exemple, la règle de quantification de l’impact de différents gaz sur le changement climatique (exprimé en équivalent CO2).
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88.	� Par exemple, l’analyse environnementale du déploiement massif de solutions d’effacement résidentiel fait abstraction des impacts tels que les déchets, 
la raréfaction de certaines matières premières, etc.

89.	� La consommation des différents combustibles prend en compte l’impact de la consommation électrique des solutions smart grids sur la demande électrique.
90.	� La consommation électrique dans les autres phases du cycle de vie n’étant pas nécessairement effectuée sur le réseau électrique européen, les résultats 

du PEP sur l’impact environnemental dans toutes les autres phases que l’utilisation sont pris en compte tels quels.

Le fait de limiter l’analyse environnementale au seul 
effet sur le changement climatique fournit une infor-
mation partielle en termes d’analyse environnemen-
tale de certaines fonctions avancées88. 

Malgré cette limite, l’évaluation de l’impact des smart 
grids sur le changement climatique permet de mettre 
en évidence des effets importants et cruciaux dans 
un contexte marqué par la volonté d’apporter des 
solutions contre le changement climatique. De plus, 
l’évaluation de l’impact environnemental des fonc-
tions smart grids sur les autres indicateurs pourra 
éventuellement être réalisée dans le cadre d’analyses 
ultérieures avec la même approche méthodologique. 

2.10.3	Évaluation des 
impacts environnementaux 
« attributionnels »

Les impacts environnementaux « attributionnelles » 
s’analysent à partir de l’identification et la quantifi-
cation des flux physiques (matière, énergie, rejets, 
etc.) associés à l’ensemble des étapes du cycle de 
vie des ressources composant la fonction avancée. 
L’identification et la quantification des flux physiques 
s’appuient sur la connaissance du cycle de vie des 
produits considérés, la composition des matériaux 
et les bases de données d’inventaires de cycle de 
vie de ces matériaux.

Les fabricants mènent de plus en plus systéma-
tiquement des analyses de cycle de vie « attribu-
tionnelles » sur les produits qu’ils fabriquent. Ces 
analyses, appelées Product Environmental Profile 
(PEP), sont utilisées dans le cadre des études resti-
tuées dans ce rapport.

Toutefois, ces analyses portent sur des indicateurs 
d’impacts différents de ceux retenus dans le cadre 
de la présente étude et n’utilisent pas les mêmes 
règles de caractérisation des flux en impacts. Dans 
une logique de comparaison de fonctions avancées, 
ces différences justifieraient l’établissement de PEP 
à la méthodologie unique.

La limitation du périmètre d’étude au seul impact 
sur le changement climatique, impact pour lequel la 
méthodologie et les règles de caractérisation sont 
identiques, permet d’éviter un effort important lié à 
la réalisation de PEP spécifiques aux smart grids. 

2.10.4	 Évaluation des impacts 
environnementaux « conséquentiels »

L’évaluation des impacts environnementaux consé-
quentiels repose sur :

a	� la quantification des conséquences du déploie-
ment des smart grids sur la composition du parc 
de production, l’utilisation des différents com-
bustibles89 et le développement des réseaux de 
transport et de distribution ;

	� La demande électrique peut être influencée par 
(i)  la consommation électrique des éventuels 
appareils déployés (dans leur phase d’utilisa-
tion90) et (ii) l’effet des pertes électriques liées aux 
conséquences sur les réseaux.

	� Cette quantification repose sur le volet économique 
de la méthodologie défini au 2.7 du présent rap-
port. Il  est important de préciser ici que l’évalua-
tion environnementale de certaines fonctions smart 
grids qui permettent de limiter le développement 
du réseau pour accueillir des EnR, n’est pas faite 
en considérant qu’un volume plus important d’EnR 
pourra être atteint à enveloppe budgétaire donnée, 
mais en considérant que, pour un niveau d’EnR fixé, 
les coûts de développement du réseau pourront 
être limités. Ce choix s’inscrit en cohérence avec la 
démarche consistant à considérer que le système 
électrique sans smart grids est techniquement 
viable et que les smart grids se développent à ser-
vice équivalent rendu aux utilisateurs.

a	� l’évaluation des impacts environnementaux 
attributionnels à chacun des éléments poten-
tiellement impactés (moyen de production, com-
bustibles utilisés, ouvrage de réseau de transport 
et de distribution).
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Le tableau 3 regroupe les hypothèses prises sur les 
émissions de gaz à effet de serre liées au cycle de vie 
d’éléments du système électrique.

L’éventuel impact environnemental lié aux consé-
quences sur l’END n’est pas pris en compte92.

Un ouvrage de transport induit en général, en 
comparaison avec un scénario sans l’ouvrage, une 

réduction du volume des pertes se traduisant, en 
termes d’émissions de CO2, par un ordre de gran-
deur plus important que celui lié au cycle de vie des 
matériels qui le composent et de leur mise en œuvre 
(installation, maintenance, fin de vie). En l’absence, 
à ce stade, d’une hypothèse consolidée sur les 
réductions de pertes associées à un projet de ren-
forcement, il a été choisi de ne pas intégrer l’impact 
environnemental lié au renforcement du réseau.

Élément d’impact conséquentiel Impact environnemental

Capacité de production de pointe (TAC) 1,5 tCO2/MW/an

Combustibles

Charbon 0,374 tCO2/MWhénergie primaire

Gaz 0,241 tCO2/MWhénergie primaire

Fioul 0,328 tCO2/MWhénergie primaire

Diesel
Énergie de substitution 

pour certains effacements 
industriels81

0,323 tCO2/MWhénergie primaire

Ouvrages du réseau de transport
non évalué :

négligeable et généralement négatif via l’effet sur les pertes 
évitées par le renforcement

Source : ADEME, 2009

Hypothèses sur les émissions de gaz à effet de serres liées au cycle de vie d’éléments 
du système électrique

Tableau 3

91.	� Effacement industriel correspondant à l’utilisation de groupes électrogènes diesel sur site.
92.	� L’énergie non distribuée a des impacts sur les processus industriels, la vie des matériels électriques des consommateurs, etc. et a donc nécessairement 

un impact environnemental. Aucune hypothèse publique sur ce sujet n’a été identifiée. L’effet est néanmoins considéré comme a priori de second ordre 
(l’END étant très faible sur le réseau français).
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Schéma de calcul des impacts environnementauxFigure 18

Impacts 
environnementaux 

conséquentiels 
(a priori positifs)

Impacts 
environnementaux 

attributionnels

Impacts 
environnementaux

Conséquences sur les capacités 
de production

Méthodologie d’évaluation des 
conséquences sur le système électrique

Conséquences sur la consommation 
des combustibles

· �Consommation de combustible 
du parc électrique (y.c effet des 
pertes réseau et consommation des 
appareils smart grids)

· �Consommation éventuelle de 
combustible (gestion active de la 
demande avec énergie alternative

Conséquences sur le développement 
du réseau de transport

Conséquences sur le développement 
du réseau de distribution

Déploiement  
des smart grids
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Principaux mécanismes de création et destruction d’emploisFigure 19

Créations d’emplois dans 
la filière smart grids (et les 
branches sous-traitantes)

Destructions d’emplois dans 
les filières substituées (et les 

branches sous-traitantes)

Emplois induits par 
l’effet sur la consommation 

des ménages

Salaires associés aux emplois 
créés/détruits

Effet sur la compétitivité 
des entreprises

Surcoûts ou gains pour 
l’économie (redistribués aux 

ménages et entreprises)

Réduction de l’activité dans 
les filières substituées

Développement de l’activité 
dans la filière smart grids

Effet sur le pouvoir d’achat 
des ménages

Emplois induits par 
l’effet sur la compétitivité 

des entreprises

Autres rétro-actions 
macro-économiques

· �emplois <-> chômage <-> salaires
· salaires <-> coûts de production <-> prix
· prix <-> demande (substitution) <-> emplois
· coûts de production <-> exports
· allocation des emplois qualifiés, des capitaux
· …

Déploiement  
des smart grids

2.11.	ÉVALUATION SOCIALE (EFFETS SUR L’EMPLOI)

Cette partie vise à apporter un éclairage sur les 
différents types d’effets potentiels sur l’emploi, les 
différentes approches existantes et propose une 
méthodologie d’évaluation visant à intégrer l’essen-
tiel de ces effets en pointant l’ensemble des hypo-
thèses et limites structurantes de l’exercice.

2.11.1	Panorama des effets 
potentiels sur l’emploi résultant 
du déploiement des smart grids

Le déploiement des réseaux électriques intelligents, 
comme tout développement d’activité, créé des 
emplois dans certaines activités et en détruit dans 
d’autres.

Il s’agit donc de décrire succinctement les principaux 
mécanismes de création et destruction d’emplois.

La figure 19 représente ces principaux mécanismes 
de création et destruction d’emplois.

2.11.1.1	Emplois créés dans la filière des 
smart grids et les branches sous-traitantes

La création d’emplois dans une filière est un effet 
directement visible d’une politique sectorielle et les 
études d’impact sur l’emploi répertoriées intègrent 
systématiquement cet effet.

Les emplois créés dans la filière smart grids 
désignent les emplois associés à l’activité générée 
dans la filière des smart grids par le déploiement 
des fonctions avancées, c’est-à-dire dans un péri-
mètre couvrant la R&D, la fabrication, l’installation, 
l’exploitation et la maintenance des solutions smart 
grids.

Ces emplois peuvent être (i) des emplois créés chez 
les acteurs du système électrique mettant en place 
les solutions smart grids ou (ii)  des emplois créés 
dans les entreprises fournissant ces solutions smart 
grids ainsi que chez leurs éventuels sous-traitants 
faisant partie de la filière.
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L’activité générée dans la filière smart grids engendre 
des consommations intermédiaires supplémentaires 
dans les autres branches d’activité constituées par 
la chaîne des fournisseurs (de rang 1, rang 2…) de 
cette filière et crée par conséquent des emplois 
dans ces autres branches.

Ces emplois sont définis comme les emplois créés 
dans les branches sous-traitantes93 de la filière smart 
grids. Ils peuvent correspondre par exemple à des 
emplois dans les branches de production de maté-
riaux ou de composants électroniques nécessaires à 
la construction des solutions smart grids.

En pratique, le périmètre de la filière smart grids 
n’étant pas défini dans la comptabilité nationale, les 
emplois dans la filière smart grids et les emplois créés 
dans les branches sous-traitantes ne seront pas quanti-
tativement distingués.

Les termes emplois « directs » et « indirects » sont 
parfois utilisés dans les études sur les emplois. La 
définition de ces termes peut se rapporter aux péri-
mètres des branches d’activité, ou aux périmètres 
des entreprises. Le périmètre des emplois consi-
dérés dans ce rapport comprend l’ensemble des 
emplois directs et indirects avec la définition liée au 
périmètre de l’entreprise. 

Néanmoins, il convient de noter ici que ces termes 
ne seront pas utilisés dans le présent rapport pour 
qualifier les effets sur l’emploi des smart grids.

2.11.1.2	Emplois détruits dans les filières 
substituées et les branches sous-traitantes

Le soutien par une politique publique sectorielle 
à une filière donnée est susceptible de détruire 

des emplois dans les filières auxquelles elle se 
substitue. 

Ces emplois sont définis comme les emplois 
détruits dans les filières auxquelles se substituent 
les solutions smart grids. Ils peuvent correspondre 
à des emplois dans la construction ou la mainte-
nance de moyens de production ou d’infrastruc-
ture de transport et de distribution d’électricité 
ainsi que dans l’extraction ou la production de 
combustibles utilisés dans les unités de produc-
tion électrique.

De façon symétrique aux effets sur la création d’em-
plois, la diminution d’activité dans les filières subs-
tituées réduit les consommations intermédiaires 
dans les autres branches d’activité constituées par 
la chaîne des fournisseurs de ces filières substituées 
et détruit par conséquent des emplois dans ces 
branches.

Ces emplois sont définis comme les emplois détruits 
dans les branches sous-traitantes des filières substi-
tuées. Ils peuvent correspondre par exemple à des 
emplois dans les branches du transport des com-
bustibles ou de la production de matériaux néces-
saires à la construction d’unités de production ou 
d’ouvrages de réseau.

2.11.1.3	Emplois induits (créés ou détruits) 
dans le reste de l’économie

L’expression « emplois induits » est utilisée pour 
désigner un ensemble d’effets qui ne sont liés ni à 
l’activité générée dans la filière smart grids et ses 
branches sous-traitantes, ni à la réduction d’acti-
vité dans les filières substituées et leurs branches 
sous-traitantes.

Chaîne de fournisseursFigure 20

Détenteur 
final

Fournisseur 
de rang 1

Fournisseur 
de rang 2

Fournisseur 
de rang 3

…

93.	� Le terme « sous-traitant » a ici, de façon abusive, la même définition que fournisseur.



78

PARTIE 2

Emplois induits par les bénéfices (ou surcoûts) 
générés par le déploiement des smart grids
La seule évaluation (i) des emplois créés dans la filière 
smart grids et ses branches sous-traitantes et (ii)  des 
emplois détruits dans les filières substituées et leurs 
branches sous-traitantes a pour principale limite de 
ne pas prendre en compte les bénéfices ou surcoûts 
générés par le déploiement des smart grids. Une ana-
lyse bornée à ce périmètre serait donc biaisée en faveur 
des solutions les plus coûteuses. En effet, ces dernières 
(qui sont donc les moins rentables) apparaîtraient 
comme celles qui sont susceptibles de générer le plus 
d’emplois, mais en contrepartie d’un financement qui 
se fera au détriment d’autres activités économiques et 
conduira à détruire des emplois dans l’économie94.

Les emplois « induits » (créés ou détruits) par les 
bénéfices (ou surcoûts) générés par le déploiement 
des smart grids correspondent aux effets sur l’em-
ploi, dans l’ensemble des branches de l’économie, 
résultant de la distribution95 de ces bénéfices (ou 
surcoûts) entre acteurs.

La répartition de ces bénéfices (ou surcoûts) concerne 
a priori les ménages, les entreprises du système élec-
trique et de la filière smart grids, l’ensemble des 
entreprises consommatrices d’électricité et éventuel-
lement l’État. 

En première analyse, les effets induits sur l’emploi par 
la distribution dans l’économie des bénéfices géné-
rés par le déploiement des smart grids se répartissent 
classiquement en deux principales composantes :

a	� Les emplois induits par l’impact sur le pouvoir 
d’achat des ménages des bénéfices (ou surcoûts) 
générés par le déploiement des solutions smart 
grids ;

	� La redistribution des bénéfices (ou surcoûts) 
permet d’augmenter96 (ou diminuer) le pouvoir 
d’achat des ménages :

	 -	� directement (via la variation des prix ou tarifs de 
l’électricité – réduction des coûts de fourniture 

et/ou des tarifs d’utilisation des réseaux – pour 
les consommateurs résidentiels) ;

	 -	� et/ou indirectement (via la variation des prix 
de différents produits consommés par les 
ménages suite à la variation des prix de l’élec-
tricité pour les entreprises). 

		�  Le pouvoir d’achat ainsi libéré peut être 
dépensé et l’activité économique générée par 
ces consommations supplémentaires97 entraîne 
des créations d’emplois (inversement, des des-
tructions d’emploi, si le déploiement des solu-
tions smart grids correspond à un surcoût porté, 
pour tout ou partie, par les ménages).

a	� Les emplois induits par l’impact des bénéfices/
surcoûts du déploiement des solutions smart 
grids sur la compétitivité des entreprises produi-
sant en France.

	� La distribution des bénéfices concerne aussi a 
priori les entreprises implantées en France à tra-
vers leur facture d’électricité (p. ex réduction des 
coûts de fourniture, réduction des tarifs d’uti-
lisation des réseaux) et implique des gains de 
compétitivité pour les entreprises implantées en 
France. Ces derniers affectent d’une part le pou-
voir d’achat des ménages (voir alinéa précédent) 
et permettent d’autre part la prise de parts de 
marchés (en France ou à l’international) par les 
entreprises produisant en France au détriment de 
leurs concurrentes implantées hors de France.

	� Les emplois générés dans ces entreprises (a priori 
dans toutes les branches de l’économie soumises 
à la compétition internationale) par les gains de 
parts de marchés du fait des gains en compétiti-
vité sont qualifiés d’emplois induits par l’effet sur 
la compétitivité des entreprises.

Emplois induits par la variation de la masse 
salariale
Toute création d’emplois a un effet sur le pouvoir 
d’achat à travers le salaire associé aux emplois 

94.	� Cette destruction est différée si ce financement est basé sur de l’endettement.
95.	� Il est raisonnable de considérer que la redistribution de ces bénéfices (ou surcoûts) liés au déploiement des fonctions smart grids soit traduite à travers les 

prix de détail de l’électricité (via les tarifs d’utilisation des réseaux, les composantes énergie et capacité, ou via le niveau des taxes)
96.	� Si les bénéfices de la fonction avancée sont supérieurs aux coûts. Dans le cas contraire, c’est l’effet inverse que celui décrit qui est à prendre en compte.
97.	� À ce stade le groupe de travail a retenu l’hypothèse simplifiée de croissance uniforme des postes de consommation des ménages. Si un accroissement 

du revenu venait à entrainer une déformation de cette structure en faveur de certaines branches de l’économie, l’effet sur l’emploi pourrait s’en trouver 
augmenté ou diminué. 
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créés98. Ce pouvoir d’achat, en étant dépensé, 
entraîne des consommations supplémentaires et 
ainsi la création d’autres emplois.

Cet effet induit sur l’emploi, à travers les salaires, par 
la création (ou destruction) d’emploi elle-même est 
une composante additionnelle et non-redondante 
aux créations d’emplois décrites précédemment.

Autres effets induits par les rétroactions 
macro-économiques 
Aux effets décrits ci-dessus peuvent s’ajouter des 
effets sur l’emploi résultant d’autres modifications des 
équilibres macro-économiques. Ces modifications 
peuvent intervenir à travers l’évolution de plusieurs 
états de l’économie comme ceux décrits ci-dessous.

a	Les salaires
	� L’accroissement de la demande de travail (corres-

pondant aux effets préalablement listés) est sus-
ceptible d’impacter à la hausse les salaires (ou a 
minima les salaires de certaines catégories d’em-
ploi concernés) et à avoir ainsi des conséquences 
sur l’emploi dans d’autres secteurs de l’économie.

	� Cet effet est a priori différencié par catégorie 
d’emploi. Il est d’autant plus faible que la situation 
initiale s’éloigne d’une situation de plein-emploi. 

a	Les substitutions entre énergies
	� Si la redistribution des bénéfices résultant du 

déploiement des smart grids se traduit dans le 
prix de détail de l’électricité, alors des effets de 
substitution entre la consommation électrique et 
la consommation d’autres énergies sont suscep-
tibles d’apparaître.

a	Les taux de change
	� Les différents effets déjà mentionnés peuvent 

affecter la balance commerciale de la France. Les 
effets sur la balance commerciale avec les pays 
qui ne sont pas membres de la zone euro peuvent 
avoir des conséquences sur les taux de change, 

donc de ce fait sur les niveaux d’importation et 
d’exportation et in fine sur les emplois.

a	Les autres effets potentiels
	� D’autres effets potentiels sur l’emploi sont pos-

sibles. Parmi ceux-ci, la structuration d’une filière 
nationale, la mise en valeur de ses produits et le 
renforcement de ses capacités d’apprentissage et 
d’innovation du fait d’un déploiement soutenu sont 
susceptibles de créer une avance technologique 
propice à la création d’emploi par le gain de part 
de marché à l’international. Ces effets sont peu ou 
pas documentés dans la littérature économique.

2.11.2	Introduction aux méthodes 
d’analyse des effets sur l’emploi

2.11.2.1	Différents périmètres d’étude

Les analyses publiées sur l’impact de politiques secto-
rielles99 sur l’emploi présentent des périmètres d’études 
hétérogènes. La revue de littérature effectuée par 
Quirion100 dresse un panorama des études produites 
sur le thème de la transition énergétique. L’analyse pro-
posée catégorise ces études en quatre ensembles cou-
vrant des périmètres de plus en plus larges.

Un premier ensemble d’études se limite au seul 
périmètre des créations d’emplois dans la filière 
étudiée. Ces études visent en général la défense 
d’une filière et ne prétendent pas à une évaluation 
globale. L’étude réalisée par PwC pour Areva101 sur 
les emplois dans la filière électronucléaire en consti-
tue un exemple typique.

Un second ensemble d’études intègre, en plus, les 
impacts sur les filières substituées qui peuvent se 
traduire par des destructions d’emploi par rapport 
au scénario de référence. C’est par exemple le cas 
de l’analyse effectuée par Wei et al.102 sur l’impact 
sur l’emploi de l’investissement dans les EnR aux 
États-Unis. Ces études restent biaisées car elles 

98.	� À l’inverse, la destruction d’un emploi va nécessairement réduire le pouvoir d’achat du ménage.
99.	� La revue des études existantes a été orientée sur les études liées au secteur de l’énergie. Pour un panorama plus large, voir par exemple l’analyse 

menée par l’OCDE sur les technologies bas-carbone. 
100.	� P. Quirion, 2013.
101.	� PricewaterhouseCoopers, 2010.
102.	M. Wei, S. Patadia and D. M. Kammen, 2010.
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font abstraction des éventuels effets induits par les 
besoins de financement de la politique sectorielle 
considérée.

Pour corriger ce biais, un troisième ensemble 
d’études prend en compte le surcoût ou le béné-
fice global pour la collectivité. Ce périmètre d’étude 
présente une cohérence économique d’ensemble 
en faisant le choix de ne pas tenir compte d’un cer-
tain nombre d’effets macro-économiques. L’étude 
de Quirion sur l’effet de la transition énergétique en 
France en est un exemple représentatif.

Enfin, un quatrième ensemble regroupe les études 
qui se proposent de modéliser des effets et 
rétroactions macro-économiques entre différentes 
variables impactant l’emploi : la demande, le niveau 
des salaires, la compétitivité des entreprises et les 
imports/exports, la substituabilité des facteurs de 
production, le niveau des taxes…

2.11.2.2	Différentes approches 
méthodologiques

Comme décrit par exemple par Beck et Hoffmann103, 
plusieurs approches peuvent être utilisées pour 
modéliser différents effets. 

Pour estimer la perturbation d’un système écono-
mique, la notion d’équilibre des échanges de biens 
ou services est souvent utilisée, en particulier pour 
les équilibres marchands, mais plus généralement 
pour l’ensemble des équilibres du système écono-
mique au sens large.

Pour chaque marché ou ensemble de marchés, les 
paramètres sont basés sur l’observation du système 
économique réel. Les données mesurées sont sou-
vent statiques, mais la répétition de la mesure sur 
différentes périodes de temps peut permettre d’es-
timer des paramètres que l’on suppose invariants 
à partir de l’analyse de séries temporelles selon un 
ensemble de méthodes dites économétriques104. 

Cela permet par exemple d’estimer une élasti-
cité entre le prix de l’énergie électrique et les 
exportations105.

Si l’analyse ne porte que sur l’échange d’un ou de 
quelques produits sans chercher à représenter toute 
l’économie, on parle d’équilibre partiel. L’effort de 
modélisation est concentré sur quelques secteurs 
sélectionnés parmi ceux dont l’équilibre de mar-
ché est identifié comme potentiellement modifié. 
Pour chaque secteur, le marché est représenté soit 
par une offre et une demande dans une approche 
micro-économique classique, soit par un modèle 
plus spécifique à la nature du produit échangé. De 
plus, les interactions entre les différents marchés 
sont prises en compte quand elles sont considérées 
comme significatives. Par exemple, deux produits 
peuvent être substituables pour un même usage. 
L’effet d’une décision exogène au modèle est alors 
estimé en observant le déplacement des équilibres 
sur chaque marché. Il  s’agit ensuite de traduire la 
variation de produit échangé en une variation d’em-
ploi, par exemple à partir d’un taux d’emploi par 
unité de chiffre d’affaires des offreurs. 

Contrairement à un modèle d’équilibre partiel, les 
modèles dits macro-économiques visent à simuler 
l’ensemble d’un système économique donné. On 
distingue conventionnellement les modèles d’équi-
libre général linéaires des modèles non linéaires. 
Parmi les modèles linéaires, l’application des don-
nées d’un tableau entrées-sorties (TES) a été souvent 
utilisée telle que décrit par Husson106. Les modèles 
macro-économiques non linéaires proposent d’in-
clure des modélisations plus complexes et plus fines 
de certains aspects à partir des interactions entre 
divers paramètres économiques. Les modèles exis-
tants correspondent à différents arbitrages entre la 
complexité du modèle (coûteuse en temps de calcul 
et pour la lisibilité des résultats) et les effets modé-
lisés. Le modèle ThreeME107 décrit dans l’annexe 2 
en est un exemple. 

103.	� P. Berck, S. Hoffmann, 2002.
104.	� L’économétrie recouvre l’application de méthodes statistiques et numériques à l’analyse des relations entre différents indicateurs économiques, souvent 

à partir de série temporelles ou de comparaisons géographiques selon les questions et les données disponibles. 
105.	� D. Bureau, L. Fontagné and P. Martin, 2013.
106.	� M. Husson, 1994.
107.	�� F. Reynès, Y. Yeddir-Tamsamani and G. Callonnec, 2011. 

G. Callonnec, G. Landa, P. Malliet, F. Reynès and Y. Yeddir-Tamsamani,, 2013.
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Par ailleurs, l’approche économétrique peut être utili-
sée directement pour estimer le lien entre un paramètre 
et son effet sur un ensemble d’emplois donnés. Ceci 
n’est possible qu’à condition que, lors de la période 
d’estimation, il soit supposé que les autres effets sur 
la même période sont négligeables ou contrôlés dans 
l’application de la méthode économétrique.

2.11.3	Approche retenue

2.11.3.1	Approche générale

La méthodologie retenue s’attache à évaluer l’effet 
global net sur l’emploi en France du déploiement 
des smart grids, c’est-à-dire de ne pas se borner aux 
emplois créés de manière brut. 

Cette méthodologie vise à capter les effets suivants :
- �les emplois créés dans la filière des smart grids et 

les branches sous-traitantes ;
�- �les emplois détruits dans les filières substituées et 

les branches sous-traitantes ;
�- �les emplois induits créés ou détruits dans le reste 

de l’économie.

Dans cette analyse au périmètre de la France, il n’est 
pas tenu compte des emplois potentiellement créés 
par l’exportation de solutions smart grids depuis le 
territoire français. Un tel effet (pouvant être qualifié 
de « catalityque ») peut être une conséquence cré-
dible d’un déploiement en France à travers la valo-
risation à l’export du savoir-faire accumulé et de la 
vitrine représentée par le déploiement à grande 
échelle en France. Néanmoins, la littérature aca-
démique ne fournit pas d’éléments robustes cor-
respondant à ce secteur d’activité et pouvant être 
utilisés pour initier des travaux quantitatifs.

Les impacts sur l’emploi peuvent intervenir à dif-
férentes périodes (phase de déploiement, phase 
d’utilisation…). Aucune préférence pour le présent 
n’a été supposée, les emplois comptabilisés ne sont 
donc pas actualisés.

Les emplois, créés et détruits, sont comptés en 
équivalent temps plein annuel (ETP annuels, parfois 

désignés simplement ETP) et sont sommés sur 
la période considérée (i.e. la durée de vie de la 
solution).

Le choix a été fait de privilégier, quand elles existent, 
des informations plus détaillées que les données 
normatives issues de la comptabilité nationale ou 
les modèles globaux macro-économiques qui les 
utilisent. En particulier, il a été choisi de recourir (i) à 
une connaissance fine, par les fabricants des solu-
tions smart grids, des emplois dans la filière des 
smart grids et (ii) à une représentation fine du sys-
tème électrique permettant une quantification fine 
des conséquences du déploiement des smart grids. 
L’approche globale s’articule autour de plusieurs 
modèles visant à pouvoir couvrir les périmètres 
introduits précédemment. 

a	� un modèle sectoriel dédié à l’investissement 
dans les smart grids :

	� Ce modèle108 permet l’évaluation des emplois 
créés dans les entreprises déployant les smart 
grids, leurs fournisseurs directs et les fournisseurs 
de rang 2 (fournisseurs des fournisseurs directs). 
Il évalue aussi le chiffre d’affaires généré auprès 
des sous-traitants de rang supérieur à 2.

a	� un modèle d’évaluation des emplois par applica-
tion du TES :

	� Le TES recouvre un ensemble de données issus de 
la comptabilité nationale et peut être utilisé afin 
d’évaluer pour chaque consommation (ou chiffre 
d’affaires) dans une branche de l’économie :

	 -	� les emplois utilisés dans cette branche de l’éco-
nomie pour répondre à cette consommation ;

	 -	� les consommations intermédiaires générées 
dans l’ensemble des branches d’activités de 
l’économie française.

	 Ce modèle permet d’évaluer :
	 -	� les emplois créés chez les fournisseurs de rang 

supérieur à 2 ;
	 -	� les emplois détruits dans les filières substituées ;
	 -	� les effets induits résultant de l’effet du déploie-

ment des smart grids sur le pouvoir d’achat 
des ménages (effet résultant des bénéfices ou 
surcoûts générés par le déploiement des smart 

108.	� Modèle développé par Schneider Electric Industries dans le cadre du projet HOMES et utilisée au sein du démonstrateur GreenLys. 
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grids et effet résultant de l’augmentation ou 
réduction de la masse salariale).

a	� des modèles d’évaluation des conséquences sur 
le système électrique :

	� Ces modèles sont décrits au 2.7 du présent rap-
port et permettent d’évaluer les conséquences du 
déploiement des smart grids sur le système élec-
trique. En particulier, ces modèles quantifient :

	 -	� les conséquences sur les chiffres d’affaires des 
filières substituées (construction de moyens de 
production, combustibles, réseau de transport 
et de distribution) ;

	 -	� les bénéfices (ou surcoûts générés)109 pour le 
système électrique.

a	un modèle macro-économique :
	� Ce modèle macro-économique110 permet de 

quantifier d’une façon globale l’ensemble des 
effets non captés par le modèle sectoriel et l’ap-
plication du TES. Il peut évaluer l’ensemble des 

effets induits. Il a en pratique été utilisé pour cali-
brer l’effet sur l’emploi de la variation de compé-
titivité des entreprises.

2.11.3.2	Description des différents modèles

Modèle sectoriel smart grids
Ce modèle111 permet d’une part d’évaluer les créations 
d’emplois dans la filière smart grids et les branches 
sous-traitantes (jusqu’au rang 2) liées à un déploiement 
de smart grids et d’autre part d’évaluer les consom-
mations intermédiaires (i.e. chiffre d’affaires) générées 
auprès des fournisseurs de rang supérieur à 2.

L’absence d’informations publiques sur le contenu 
en emplois de la filière des smart grids112 et l’exis-
tence d’une connaissance fine, par les fabricants 
des solutions smart grids, des emplois dans la filière 
des smart grids et des chiffres d’affaires générés par 
un déploiement dans l’ensemble des branches de 
l’économie a conduit au choix d’un modèle dédié 

109.	� Ces bénéfices et surcoûts doivent intégrer les impacts sur les recettes et les dépenses issues des impacts sur les imports/exports avec les pays voisins.
110.	� Il s’agit du modèle macro-économétrique (néo-keynésien) Three-ME développé par l’ADEME et l’OFCE
111.	� Le modèle a été proposé par Schneider Electric Industries.
112.	� Les branches d’activités répertoriées par l’INSEE et pour lesquelles des données existent sont sur des périmètres plus larges.

Schéma d’ensemble d’articulation des différents modèles pour l’évaluation de l’effet net 
sur l’emploi et possibilité de décomposer certains effets

Figure 21
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d’évaluation des emplois créés dans la filière smart 
grids et les branches sous-traitantes basée sur la 
connaissance de la filière par les fabricants113 de 
telles solutions. En effet, ceux-ci disposent d’une 
connaissance fine des emplois dans la filière et dans 
les branches sous-traitantes.

L’évaluation des emplois créés (ainsi que des chiffres 
d’affaires générés chez les fournisseurs de rang supé-
rieur à 2) est basée sur l’estimation de la répartition 
des coûts des solutions smart grids entre les diffé-
rents postes de coûts, dont la main d’œuvre (plusieurs 
catégories), les achats intermédiaires, les marges, etc. 
Les emplois liés à la R&D de nouvelles solutions et à 
la construction de nouveaux sites de production ne 
sont pas pris en compte en l’absence d’hypothèses à 
ce stade sur le potentiel de développement.

Cette méthodologie s’appuie sur :

a	� La décomposition des coûts associés au déploie-
ment des smart grids (et portés par l’entreprise 
qui met en place et exploite la solution) en dif-
férents postes de coûts aux impacts sur l’emploi 
potentiellement différents ;

	� Les coûts (considérés hors taxes114) sont décom-
posés en trois postes correspondant aux coûts 
d’investissement115 (installation, matériels/SI, ges-
tion administrative) et trois postes correspondant 
aux coûts opérationnels (exploitation, mainte-
nance/entretien, gestion administrative).

	� Cette décomposition est justifiée par les diffé-
rences potentielles en termes d’emploi (du fait de 
la localisation ou du type d’emplois concernés) 
associés à ces différents postes de coûts.

a	� La répartition de chaque poste de coûts entre 
(i)  coûts de main d’œuvre dans l’entreprise (qui 
met en place la solution), (ii) coûts de main d’œuvre 
chez les fournisseurs directs et indirects (rang 2), 

(iii) marges chez les fournisseurs directs et indirects 
et (iv) achats effectués par les fournisseurs de rang 2 ;

	� Chaque poste de coûts se répartit entre (i) coûts 
de main d’œuvre au sein de l’entreprise qui met 
en place la solution smart grids et (ii) coûts d’achat 
auprès de fournisseurs. Les coûts d’achat de ces 
fournisseurs se décomposent eux-mêmes en dif-
férentes composantes (production, commerciali-
sation, administratif…) et pour chacune, les coûts 
se répartissent entre (i) coûts de main d’œuvre au 
sein du fournisseur, (ii) coûts d’achat auprès d’un 
fournisseur de rang 2 et (iii) marge. L’analyse est 
menée jusqu’à la décomposition des coûts des 
fournisseurs de rang 2.

	� Les coûts de main d’œuvre identifiés sont eux-
mêmes répartis dans différentes catégories de 
main d’œuvre  : professions intellectuelles supé-
rieures, professions intermédiaires administra-
tives et commerciales des entreprises et ouvriers.

	� Les marges générées par les fournisseurs de rang 
1 et 2 sont estimées mais leurs effets sur l’em-
ploi ne sont comptabilisés ni dans ce modèle ni 
dans les autres modèles qui utilisent ses résultats. 
De même que le niveau d’endettement public a 
été supposé constant, il aurait été cohérent de 
représenter un niveau d’accumulation du capital 
constant. Pour des raisons techniques, ce choix 
n’a pas été fait et conduit en pratique à sous-esti-
mer l’effet sur l’emploi. À dire d’experts, cet effet 
est cependant négligeable.

	� Les achats effectués par les fournisseurs de rang 2 
génèrent des consommations intermédiaires (i.e 
du chiffre d’affaires) dans les différentes branches 
suivantes : 

	 -	� Composants électronique (Code NAF GF61) ;
	 -	 Matériel électrique (Codes NAF GF62) ;
	 -	� Activités intellectuelles (Codes NAF de GN21 à 

GN25).

113.	� Dans la mesure où ces données sont fournies par des entités concernées par le résultat des analyses, une vérification de la cohérence entre la valeur en 
résultant sur le contenu en emploi par M€ et la valeur normative de la branche « production et distribution d’électricité » a été menée.

114.	� Théoriquement, l’approche proposée pose comme invariant le niveau d’endettement de l’État. Ainsi par souci de cohérence, il serait logique de 
considérer nulles les recettes de l’État dans tous les aspects de la modélisation (que ce soit côté emplois créés ou détruits). Ainsi, il convient autant que 
possible de ne pas intégrer l’ensemble des taxes et cotisations dans les coûts des solutions smart grids. A minima, les hypothèses utilisées ont consisté 
à ne pas intégrer la TVA.

115.	� Il est supposé que les capacités de production industrielles des solutions mises en œuvre sont déjà en place et donc il n’y a pas d’investissement majeur 
en outils industriels.
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a	� La localisation géographique des coûts de main 
d’œuvre ;

	� L’évaluation des emplois créés en France néces-
site des hypothèses sur la localisation géogra-
phique des coûts de main d’œuvre identifiés 
ci-dessus. On fait l’hypothèse que l’ensemble 
des coûts de main d’œuvre (coûts opération-
nels, coûts d’installation et coûts administratifs 
liés à l’investissement), à l’exception des coûts 
de matériels et SI, correspondent à de la main 
d’œuvre localisée en France. La localisation de la 
main d’œuvre correspondant aux matériels et SI 
est, quant à elle, dépendante du choix du fournis-
seur et d’éventuelles modalités d’achat. La locali-
sation géographique de cette main d’œuvre peut 
varier selon les différents métiers.

	� Sur ce point, deux scénarios sont étudiés  : un 
scénario où les matériels et SI sont produits en 
France et un scénario où ils sont importés.

a	� Le nombre d’emplois équivalent temps-plein par 
unité de coût de main d’œuvre.

	� Les coûts de main d’œuvre sont supposés corres-
pondre à des coûts réels vu de l’employeur116.

	� Sur la base d’hypothèses sur le salaire horaire117 
des différentes catégories socioprofession-
nelles118 et d’une hypothèse sur la durée annuelle 
du travail119, il est possible d’évaluer le nombre 
d’emplois équivalent temps-plein associé à un 
coût de main d’œuvre défini.

L’ensemble de ces éléments relatifs au volet emploi 
de la méthodologie se décline pour chaque ressource 
nécessaire au déploiement et à la mise en œuvre des 
smart grids, telles qu’identifiées précédemment. 

La figure 21 synthétise l’ensemble des hypothèses 
sur le contenu en emploi associés aux différentes 
ressources constitutives des solutions étudiées dans 

le cadre de ce rapport. Pour chaque ressource, deux 
hypothèses de contenu en emploi sont faites pour 
refléter l’incertitude sur la localisation de certains 
emplois (notamment ceux liés à la fabrication des 
matériels). 

Le plan « Réseaux électriques intelligents » a pour 
principale finalité l’émergence d’une filière indus-
trielle française. Il est donc cohérent de considérer 
que l’essentiel des solutions smart grids, qui seront 
déployées en France, auront été conçues et fabri-
quées sur le territoire.

L’étude socio-économique présentée dans ce rap-
port s’est donc attachée à quantifier les effets sur 
l’emploi dans cette hypothèse, tout en évaluant la 
sensibilité à l’atteinte de cet objectif.

En appliquant la méthodologie précédemment 
décrite et à partir d’une analyse de la structure de 
coût de chaque type de ressource smart grids par les 
fabricants eux-mêmes, deux variantes encadrantes 
sur le contenu en emploi en France ont été éta-
blies  : une variante suppose que la fabrication des 
matériels et solutions est localisée en France tandis 
que l’autre variante suppose la fourniture de ces 
matériels et solutions depuis l’étranger. Les hypo-
thèses détaillées sous-jacentes à ces deux variantes 
résultent de l’expertise des fabricants à l’exception 
des hypothèses sur le pilotage de demande dans 
le secteur industriel (qui proviennent de l’étude 
E-CUBE120).

Tableau entrées-sorties (TES)
Le TES recouvre un ensemble de données, issues 
de la comptabilité nationale et produites par l’IN-
SEE, qui fournissent une représentation du système 
de production en mettant en évidence les relations 
entre les différentes branches de l’économie, les 
importations et les exportations et en comptabi-
lisant les emplois associés à la production dans 
chaque branche.

116.	� Ce coût réel inclut non seulement les salaires nets, mais aussi des cotisations sociales. 
117.	� Les hypothèses correspondent aux hypothèses actuelles (et non 2030). Ceci est cohérent avec la neutralisation de l’inflation dans l’ensemble des 

modélisations de ce cadre méthodologique (taux d’actualisation, coûts des solutions smart grids, salaires…).
118.	� Professions intellectuelles supérieures (bureau d’étude, R&D…) : 55 €/h, professions intermédiaires administratives et commerciales des entreprises 

(support juridique, administratif…) : 45 €/h, ouvriers : 30 €/h
119.	� 1650 heures est la durée annuelle de travail (publiée par l’INSEE) des salariés à temps complet (hors enseignants).
120.	E-CUBE, 2013.
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En particulier, le TES :
- �comptabilise pour chaque produit (regroupé par 

branche d’activité121) les postes de ressources utili-
sées, en fonction de leur origine : production inté-
rieure répartie entre les branches de l’économie ou 
importations ;

- �comptabilise la répartition des activités d’une 
branche entre les destinations  : demande inté-
rieure finale, consommations intermédiaires pour 
la production d’autres produits ou exportations ;

- �comptabilise le nombre d’emplois dans chaque 
branche d’activité.

Le TES peut être utilisé pour calculer les emplois 
créés (respectivement détruits) résultant d’une 
augmentation (respectivement réduction) de 
consommation dans une ou plusieurs branches de 
l’économie. Une description de cette approche est 
proposée par exemple par Husson122 et Quirion123. 

Il  s’agit dans un premier temps d’utiliser une 
matrice du TES qui définit, pour un euro dépensé 
dans une branche d’économie, les consommations 
(chiffres d’affaires) intermédiaires directes générées 
en moyenne dans les autres branches de l’écono-
mie. Les branches auxquelles sont adressées ces 
consommations intermédiaires vont elles-mêmes 
générer des consommations intermédiaires dans 
d’autres branches, et ainsi de suite. L’application 
récursive de cette matrice permet d’évaluer l’en-
semble des consommations générées (respective-
ment détruites) dans les différentes branches de 
l’économie résultant d’une augmentation (respecti-
vement réduction) de consommation dans une ou 
plusieurs branches de l’économie.

Dans un second temps, les consommations ainsi 
générées ou détruites sont combinées avec un taux 
d’emploi moyen124 par volume de consommation 
adressé à la branche.

Cette approche repose sur l’hypothèse que l’impact 
étudié ne modifie (i) ni les relations entre les diffé-
rentes branches de l’économie française, les impor-
tations et les exportations, (ii) ni les taux d’emplois 
moyens des différentes branches. On considère 
qu’à l’intérieur de chacune des branches tout se 
comporte de manière homogène.

Modèle macro-économique
Le modèle macro-économique permet d’évaluer 
conjointement l’ensemble des effets induits sur l’em-
ploi en endogénéïsant l’ensemble des interactions 
entre les différentes variables déterminantes sur 
le niveau d’emploi (salaires, prix, consommations, 
importations, exportations…). Les modèles clas-
siques d’équilibre général n’intégrant pas la dyna-
mique lente des ajustements entre ces variables, 
qui peut potentiellement avoir un impact à court-
terme sur l’emploi, il a été choisi de s’orienter vers 
un modèle de type « Offre agrégée-Demande agré-
gée » intégrant cette dynamique.

Le modèle ThreeMe125, pour représenter de façon 
détaillée le secteur énergétique, a été retenu dans 
le cadre des travaux menés jusqu’ici126.

Ce modèle représente l’économie en 41  secteurs 
dont 24  correspondent à des agrégats (à par-
tir des 118  secteurs du code NAF 118127) de sec-
teurs non-énergétiques et 17 correspondent à une 
décomposition plus fine des secteurs énergétiques 
(parmi les mêmes 118 secteurs).

Ce modèle représente principalement les interac-
tions suivantes :
- ��les impacts de la demande dans un secteur sur 

(i)  la production en France dans ce secteur, (ii)  les 
importations et (iii)  les consommations intermé-
diaires adressées vers les autres secteurs de l’éco-
nomie française ;

121.	� Définition de l’INSEE : Une branche (ou branche d’activité) regroupe des unités de production homogènes, c’est-à-dire qui fabriquent des produits (ou 
rendent des services) qui appartiennent au même item de la nomenclature d’activité économique considérée. Au contraire, un secteur regroupe des 
entreprises classées selon leur activité principale.

122.	M. Husson,1994.
123.	� P. Quirion, 2013.
124.	� Cette information fait aussi partie du TES publié par l’INSEE.
125.	� Modèle Macroéconomique Multisectoriel d’Évaluation des politiques Énergétiques et Environnementales) a été développé depuis 2008 conjointement 

entre l’ADEME, l’Observatoire Français des Conjonctures Économiques (OFCE) et le centre hollandais de recherche scientifique appliquée (TNO, 
Netherlands Organization for Applied Scientic Research).

126.	� G. Callonnec, G. Landa, P. Malliet, F. Reynès and Y. Yeddir-Tamsamani, 2013.
127.	� INSEE, 2009. 
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Contenu en emploi en France des différentes ressources smart grids selon la localisation 
(en France ou non) des étapes de fabrication

Figure 22
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- �les impacts de la production en France sur le 
niveau de chômage (un seul marché du travail est 
représenté, les catégories d’emploi ne sont pas 
modélisées) ;

- ��les impacts du niveau de chômage sur (i)  la varia-
tion globale de la masse salariale de l’économie et 
(ii) la variation du niveau des salaires ;

- �les impacts du niveau des salaires sur les coûts de 
production ;

- �les impacts de la variation de la masse salariale de 
l’économie sur le pouvoir d’achat et le niveau des 
taxes ;

- �les liens entre les coûts de production et les prix 
des produits ;

- �les effets de substitution entre produits (notam-
ment énergétiques).

La figure en annexe 2 représente ces interactions.

2.11.3.3	Déclinaison pratique de la 
méthodologie d’évaluation des différents 
effets sur l’emploi

L’analyse comparée des effets sur l’emploi des 
fonctions avancées est menée autour de quatre 

indicateurs construits à partir de l’approche décrite 
précédemment et détaillés dans les paragraphes 
suivants. 

Afin de mener l’étude dans les délais impartis pour 
ces travaux, le modèle macro-économique Three-ME 
n’a pas été appliqué pour étudier les effets sur l’em-
ploi spécifiquement à chaque fonction avancée mais 
pour fournir des estimations normatives de certains 
effets : ce modèle a été utilisé pour produire :
a	� une estimation de l’effet sur l’emploi résultant de 

l’impact des gains en compétitivité des entreprises 
	� Le modèle a calibré la fonction de dépendance 

entre les gains en compétitivité de l’industrie 
française et les emplois créés en résultant.

a	� une estimation de l’effet sur l’emploi résultant de 
la variation de la masse salariale

Ce modèle pourrait être employé dans son inté-
gralité dans les études complémentaires, notam-
ment pour des études analysant des volumes de 
déploiement très conséquents (où les rétroactions 
macro-économiques non prises en compte dans les 
autres composantes de l’approche auraient un effet 
de premier ordre).
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128.	� E-CUBE, 2013.
129.	� Ce taux est calculé en divisant l’hypothèse basse de 77 ETP par GW de capacité d’effacement par une hypothèse de coûts fixes annuels de 9 k€/MW/an. 

Il ne correspond pas exactement au périmètre défini des emplois directs et indirects puisqu’il ne tient pas compte de certaines consommations 
intermédiaires, mais il s’appuie sur l’observation des acteurs du secteur.

130.	� Cf. partie 2.5 du présent rapport

Emplois créés dans la filière des smart grids et 
ses branches sous-traitantes
Le calcul des emplois créés dans la filière des smart grids 
et ses branches sous-traitantes s’effectue en combinant 
le modèle sectoriel smart grids avec l’utilisation du TES.

Le modèle sectoriel permet d’évaluer les emplois 
créés jusqu’aux fournisseurs de rang 2. Le modèle 
sectoriel évalue aussi le chiffre d’affaires généré 
chez les fournisseurs de rang supérieur à 2. Ces 
chiffres d’affaires correspondent aux branches INSEE 
« Composants électroniques », « matériel électrique » 
et « activités intellectuelles ».

L’utilisation du TES permet d’évaluer les emplois 
créés par le chiffre d’affaires généré dans ces 
branches (et par conséquence à travers toutes les 
consommations intermédiaires générées).

La figure 22 synthétise les hypothèses de contenu 
en emploi (en ETP annuel par M€ de dépense) de 
chaque ressource smart grids permettant d’identifier 

l’effet de la localisation de la fabrication. Pour la ges-
tion active de la demande industrielle, les travaux de 
l’étude E-CUBE128 ont été utilisés pour estimer un 
taux d’emploi (de 8,5 ETP/an/M€129) à appliquer aux 
coûts fixes initiaux et annuels.

Emplois détruits dans les filières substituées et 
leurs branches sous-traitantes
L’évaluation des emplois détruits dans les filières 
substituées et leurs branches sous-traitantes est une 
problématique analogue à l’évaluation décrite dans 
le paragraphe précédent. 

Néanmoins, cette évaluation nécessite une étape sup-
plémentaire consistant en l’estimation des quantités 
substituées, c’est-à-dire les conséquences du déploie-
ment smart grids sur le système électrique130 : capacités 
de production installées, volumes d’énergie produits 
par filière, renforcement du réseau de transport…

Ces conséquences sont estimées à partir des modé-
lisations définies au 2.7 du présent rapport.
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Les emplois détruits par l’éventuelle baisse du chiffre 
d’affaires de ces filières sont évalués à partir du TES, 
parfois avec le concours de sources publiques sur 
des secteurs plus fins de l’économie. 

Concernant en particulier l’effet d’une varia-
tion du besoin d’investissement en capacités de 
production d’électricité dites de pointe, les élé-
ments à disposition aboutissent à proposer une 

hypothèse considérée comme pessimiste pour 
l’emploi lorsqu’il s’agit d’une réduction du besoin 
d’investissement.

Le tableau 4 et la figure 23 précisent les hypothèses 
retenues de contenu en emploi en France pour 
les activités sur lesquelles les smart grids ont des 
conséquences.

Branches d’activités potentiellement impactées par le déploiement des smart gridsTableau 4

Type de conséquence 
du déploiement 
des smart grids : 

Source
ETP/an/M€  

(en incluant les branches 
sous-traitantes) 

Capacité de production 
de pointe

Branches INSEE : Travaux publics, équipements industriels, et divers 
services131 12,5

Combustible gaz
Estimation basée sur le contenu en emploi en France de l’activité de 
transport de gaz132 0,8

Combustible charbon 
Estimation basée sur le contenu en emploi de la filière d’importation 
du charbon133 0,4

Combustible fioul/diesel Branche INSEE : Raffinage pétrole 2,4

Combustible nucléaire Branche INSEE :Cokéfaction et industrie nucléaire134 6,5

Réseau public de transport Hypothèses internes RTE135 7,7136

131.	� Estimation à dire d’experts à partir des éléments suivants : (i) les coûts initiaux et coûts fixes annuels représentent respectivement 75 % et 25 % des coûts 
fixes totaux sur la totalité du projet (hors taxes), comme calculé à partir de la synthèse publique de l’étude des coûts de référence de la production 
électrique, et (ii) les coûts initiaux correspondent à des investissements et des consommations intermédiaires dans les branches travaux publics (~25 %), 
chiffre estimé à partir des éléments exposés par EDF sur la centrale de Bouchain (cycle combiné gaz) (EDF, « EDF et GE ENERGY construisent un cycle 
combine gaz (CCG) de nouvelle génération à Bouchain, Dossier de presse », 2013), ainsi que divers équipements industriels dont du matériel électrique 
et électronique (~65  %) et divers services (~10 %) dont le taux d’emploi est évalué à partir des informations du TES en faisant l’hypothèse que ces 
consommations intermédiaires sont adressées à des entreprises sur le territoire français (hypothèse pessimiste vis-à-vis de la quantité d’emplois détruits 
par une variation de l’investissement en capacité de production de pointe).

132.	� Il est supposé que la variation de consommation de gaz par les centrales électriques a un effet principalement sur l’activité de transport de gaz 
ainsi que l’approvisionnement/commercialisation de gaz. En supposant que cette dernière activité à un contenu en emploi en France négligeable 
(absence de production de gaz en France), l’essentiel des impacts sur l’emploi sont issus des impacts sur l’activité de transport de gaz. Sur la base 
de données concernant l’entreprise GRTGaz (chiffre d’affaires, nombre d’employés…) et de quelques hypothèses complémentaires, le contenu en 
emploi de l’activité de transport de gaz est estimé à 7,7 ETP/M€. En supposant que le transport de gaz représente 11 % de la facture de gaz des gros 
consommateurs, l’effet sur l’emploi en France de la réduction d’1 M€ de dépenses en gaz pèse pour seulement 0,8 ETP.

133.	� Estimation à partir d’un nombre d’emplois sur le territoire français dans la filière d’importation du charbon de 600 (expertise ADEME), d’un volume 
d’importation de 10,4 Mtep de charbon en 2009 (source INSEE) et d’une hypothèse d’un prix du charbon importé de 100 €/tonne. Ce résultat traduit 
l’hypothèse que le charbon importé crée peu d’emplois sur le territoire.

134.	� Code NAF GG14
135.	� Pour les activités de RTE spécifiquement, en 2013, le ratio des emplois directs (~8500) et indirect (~28 000, estimation interne RTE) divisé par le chiffre 

d’affaires (~4,7 G€) donne une estimation à 7,7 ETP/M€.
136.	� Ce résultat est proche du ratio correspondant à la branche plus large de production et distribution d’électricité (Code NAF GG2A) dont les emplois 

directs et indirects associés sont de 6,8 ETP/M€. 
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Il est important de préciser que les pertes d’emploi 
associées à la réduction de dépenses de combus-
tible ne se comptabilisent que sur les seuls coûts de 
combustible évités sans prise en compte des coûts 
évités correspondant aux émissions de CO2 évitées.

Les effets sur l’emploi d’une variation de la qualité 
de l’électricité sont difficiles à évaluer. L’amélioration 
de la QdE (à laquelle une valeur économique nor-
mative est associée) peut avoir pour conséquence 
de réduire certaines dépenses (p.e. une partie de 
la valeur attribuée à l’END correspond à des pertes 
matérielles  – denrées dans un congélateur, maté-
riels électriques/électroniques endommagés) ou 
augmenter certaines productions (réduction des 
pertes de productions d’usines ayant des processus 
consommant de l’énergie électrique). Par commo-
dité (les évaluations des impacts du déploiement 
des smart grids sur la QdE et sur les besoins de ren-
forcement sont traités conjointement), il a été choisi 
dans ces études de considérer que l’amélioration de 
la QdE avait le même effet sur l’emploi que la réduc-
tion de dépenses dans les infrastructure de réseau.

Emplois induits par l’impact des bénéfices (ou 
surcoûts) générés par le déploiement des smart 
grids sur le pouvoir d’achat des ménages
Les bénéfices (ou surcoûts) générés par le déploie-
ment des smart grids est un résultat des modèles de 
simulation des conséquences des smart grids pour 
le système électrique.

On suppose (i)  que les bénéfices (ou surcoûts) 
générés par le déploiement des smart grids en 
France sont reversés dans l’économie française (par 
exemple à travers le prix de détail de l’électricité aux 
ménages situés en France).

On suppose que ce gain (ou cette perte) en pou-
voir d’achat pour les consommateurs français finaux 
engendre une variation de consommation finale 
dont la répartition entre les différentes branches 
est supposée homogène137 à la répartition de la 
consommation finale aujourd’hui observée (cette 
information fait partie des données du TES).

L’utilisation du modèle d’évaluation des emplois 
basé sur le TES permet d’estimer l’effet sur l’em-
ploi à 11,5 ETP/an par M€ de bénéfice généré par le 
déploiement des smart grids. Ce chiffre est analogue 
à celui estimé dans l’étude menée par Quirion138.

Emplois induits par l’impact des bénéfices 
(ou surcoûts) générés par le déploiement des 
smart grids sur la compétitivité des entreprises 
localisées en France
Pour évaluer l’effet sur l’emploi du gain de compéti-
tivité des entreprises localisées en France à travers la 
réduction de leurs coûts de fourniture d’électricité, 
une analyse de sensibilité des exportations françaises 
au prix de l’électricité en France a été effectuée par 
l’ADEME à partir du modèle macro-économique 
Three-ME. Cette analyse repose sur l’hypothèse que 
les gains permis par les smart grids sont redistribués 
de façon homogène à l’ensemble des consomma-
teurs au prorata de leur consommation.

Cette étude réalisée par l’ADEME fournit une esti-
mation de l’effet compétitivité à 2 ETP.an par million 
d’euro de bénéfice généré par le déploiement des 
smart grids.

Notons qu’une autre étude économétrique139 four-
nit une valeur dix fois plus importante.

On suppose en première approximation que cet 
effet se somme avec l’effet induit via la consomma-
tion des ménages. Au total, l’effet induit par la redis-
tribution des bénéfices est évalué à 13,5 ETP/M€.

Emplois induits par la variation de la masse 
salariale
La variation de la masse salariale correspondant 
aux emplois créés (ou détruits) ainsi qu’aux emplois 
induits par les bénéfices (ou surcoûts) générés par 
les smart grids a un impact (qui correspond au salaire 
des emplois créés ou détruits) sur le pouvoir d’achat 
des ménages. Cet effet correspond au montant 
des salaires des emplois créés (ou détruits). Dans le 
cadre du volet emploi de la méthodologie définie 
dans ce rapport, cet effet agit en pratique comme 

137.	� Par souci de cohérence avec les évaluations des bénéfices pour le système électrique ainsi que les évaluations environnementales, il doit être supposé 
que la consommation d’électricité n’est pas impactée. Cette hypothèse revient à considérer que l’élasticité de la demande électrique au prix de 
l’électricité est nulle.

138.	P. Quirion, 2013.
139.	� D. Bureau, L. Fontagné and P. Martin, 2013.
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un amplificateur de l’effet net des trois premiers 
indicateurs mais n’a pas d’influence sur le signe du 
bilan emploi issu de ces analyses. C’est-à-dire que si 
l’effet net est positif (respectivement négatif), alors 
cet effet induit via la consommation résultant des 
emplois créés (respectivement détruits) sera positif 
(respectivement négatif). 

Cet effet amplificateur n’a donc pas d’influence sur 
le signe de l’effet net sur l’emploi. Il a été estimé par 

l’ADEME à partir du modèle Three-ME. Le chiffre pro-
posé est de 0,33 ETP.an créé par l’effet induit par le 
salaire d’1  ETP.an, soit une augmentation de l’effet 
net des trois premiers indicateurs d’un tiers. 

Différentes études publiques140 ont cherché à esti-
mer ce chiffre et fournissent des estimations signi-
ficativement différentes (de 0,1  à 0,73). Le chiffre 
retenu ici correspond globalement à une moyenne 
des études répertoriées.

140.	� BIPE, 2013. 
BIPE, 2012. 
PWC, 2011.
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La feuille de route du plan « Réseaux électriques 
intelligents » répond à l’ambition des pouvoirs 
publics de consolider la filière industrielle des smart 
grids en identifiant les fonctions avancées qui ont le 
plus de valeur pour la collectivité et dont le déploie-
ment mérite donc d’être accompagné. 

À cet égard, dès le démarrage de ce plan, le péri-
mètre des travaux de l’action 5 relative à la création 
de valeur était clair.

Il s’agissait dans un premier temps d’identifier diffé-
rentes solutions smart grids, notamment celles dont 
la maturité permet d’envisager leur déploiement à 
grande échelle141 à un horizon proche et de définir 
le cadre méthodologique commun devant servir de 
référence pour l’évaluation des performances éco-
nomiques, environnementales et sociétales de ces 
fonctions.

Ces travaux ont conduit à la publication d’une 
méthodologie générique, décrite dans la partie 2.7 
et applicable à toutes les fonctions avancées iden-
tifiées dans la partie  1142 ainsi qu’à tout scénario 
global de déploiement combinant ces fonctions. 

Il  était cependant nécessaire d’aller au-delà de ce 
travail méthodologique et d’utiliser cet outil afin 
de réaliser une première analyse quantitative de la 
contribution possible de ces fonctions aux objectifs 
publics, à un horizon de temps et dans un contexte 
énergétique cohérent avec les politiques de transi-
tion énergétique actuellement définies et mises en 
œuvre en France et en Europe.

Cette partie du rapport vise à présenter de manière 
synthétique les résultats de cette première évalua-
tion des gains associés au déploiement des fonc-
tions smart grids identifiées dans la partie  1, d’un 
point de vue économique, environnemental et social 
(parties 3.5 à 3.10 – réalisée sous forme de fiche syn-
thétique « fonction par fonction »). 

Pour faciliter l’appropriation et la compréhension 
de ces résultats, cette partie décrit les choix retenus 
en matière d’horizon temporel ou de scénario de 
transition énergétique (partie 3.1), ainsi que des élé-
ments d’interprétation de ces résultats (partie 3.3) et 
présente enfin les incertitudes afférentes aux résul-
tats présentés (partie 3.4). 

Des éléments détaillent les hypothèses et des pré-
cisions sur les résultats sont disponibles en annexe 
pour chaque fonction avancée.

141.	Notamment dans le cadre du déploiement prévu dans « l’action 6 » du plan « Réseaux Électriques Intelligents »
142.	� Les résultats économiques de la fonction avancée « localisation automatique de défauts » reposent sur une analyse plus détaillée, menée au préalable 

par RTE. Cette étude présente des différences avec la méthodologie générique présentée dans ce rapport. Ces différences sont explicitées dans la 
partie 3.10.

PARTIE 3 Analyse de la valeur 
des fonctions avancées 
smart grids
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3.1.1	 Horizon temporel étudié 

L’étude présentée dans le rapport est basée sur une 
échéance temporelle unique : l’horizon 2030.

Ce choix est cohérent avec les horizons de temps 
retenus par les pouvoirs publics pour la mise en 
œuvre des politiques de transition énergétique, tant 
au niveau français dans le projet de loi relatif à la 
transition énergétique qu’au niveau européen dans 
le nouveau cadre « énergie-climat » à l’horizon 2030 
en cours de définition.

Par ailleurs, d’un point de vue industriel, il s’agit d’un 
horizon de temps intéressant car il correspond à un 
point intermédiaire sur la durée de vie des fonctions 
avancées qui pourraient être déployées143.

Enfin, le choix de l’horizon 2030 permettait de dis-
poser de données et d’hypothèses consolidées, 
publiques et avec le niveau de granularité adéquate. 
Cela était donc compatible avec les délais de réali-
sation des études dans le cadre du plan « Réseaux 
électriques intelligents ». 

L’étude devra nécessairement être complétée en 
étudiant d’autres scénarios, et notamment en réa-
lisation une coupe à l’horizon 2017. Cette échéance 
de temps est notamment importante pour les pou-
voirs publics afin de pouvoir envisager et dimension-
ner un éventuel soutien public à une ou plusieurs 
fonctions avancées.

Les bénéfices ou les coûts (qu’ils soient écono-
miques, environnementaux ou en termes d’emploi) 
qui sont récurrents une fois la fonction avancée 
déployée sont calculés sur l’horizon 2030144 sont 
ensuite considérés comme constants sur la durée 
de vie de la fonction avancée.

3.1.2	 Contexte macro-
économique et énergétique

La vocation de l’exercice mené dans cette étude est 
davantage prospective que prévisionnelle. 

Pour que les résultats puissent être appréciés par les 
pouvoirs publics comme outils d’aide à la décision 
en termes de politique énergétique, les travaux de 
valorisation économique s’appuient sur une vision 
prospective du contexte macro-économique (prix 
des énergies, composition du mix et demande élec-
trique), compatible avec les ambitions publiques de 
transition énergétique, inscrites dans le projet de loi 
de transition énergétique pour la croissance verte. 
Pour cette raison, les analyses ont été réalisées sur la 
base du contexte décrit dans le scénario long terme 
« Nouveau Mix 2030 », issu de l’édition 2014 du Bilan 
prévisionnel de l’équilibre offre-demande145.

Le contexte « Nouveau Mix 2030 » est marqué par 
une sobriété énergétique significativement accrue 
par rapport à la situation 2015, une forte pénétration 
des énergies renouvelables, (associée à une réduc-
tion de la part du nucléaire à 50 % du mix de produc-
tion) et un prix du CO2 élevé de 95 €/tonne. 

Ce prix élevé du CO2 entraîne notamment un 
coût variable de la production à partir de charbon  
(102 €/MWh) plus élevé que le coût variable de la pro-
duction à partir de cycles combinés gaz (85 €/MWh). 
Ces niveaux élevés des coûts variables de la pro-
duction à partir d’énergies fossiles et la préséance 
économique146 qui en résulte valorisent fortement 
les fonctions avancées qui permettent de réduire 
l’utilisation des combustibles fossiles. 

De fait, les résultats sur la valorisation socio-éco-
nomique des fonctions smart grids sont fortement 

3.1.	CONTEXTE MACRO-ÉCONOMIQUE ET ÉNERGÉTIQUE

143.	� Il convient de noter que, pour une fonction avancée donnée, certains bénéfices ou les coûts (qu’ils soient économiques, environnementaux ou en 
termes d’emploi) sont récurrents lorsque la fonction avancée est déployée. Dans l’étude, ces bénéfices et ces coûts sont calculés sur l’horizon 2030 . 
Ces résultats sont utilisés ensuite comme référence et considérés comme constants sur la durée de vie de la fonction avancée.

144.	� Néanmoins, l’évaluation des renforcements du réseau de transport évités ou reportés nécessite la représentation des évolutions tendantielles sur les 
contraintes du réseau à travers les évolutions locales des consommations et des productions raccordées. Pour ces études, l’ensemble de l’horizon 2017-
2030 a été modélisé.

145.	� RTE, 2014.
146.	� La production d’électricité à partir de cycles combinés au gaz est mieux classée dans l’ordre de mérite que la production d’électricité à partir de 

centrales au charbon.
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Sensibilité des analyses aux hypothèses de contexte

La valeur estimée des différentes solutions smart grids est largement tributaire du scénario 
énergétique global dans lequel ces solutions seront utilisées. 

Si le choix du scénario « Nouveau Mix 2030 » s’est imposé pour les analyses menées dans 
le présent rapport du fait de sa cohérence avec les objectifs de la transition énergétique, il 
apparaît nécessaire d’évaluer la robustesse des analyses menées en les réitérant dans d’autres 
contextes énergétiques, en utilisant d’autres scénarios. Ceux-ci peuvent par exemple prévoir 
une pénétration plus ou moins importante de l’éolien et du photovoltaïque, ou une intensité 
plus ou moins élevée de la fiscalité carbone.

En particulier, les résultats présentés illustrent l’importance de la part de la valeur des fonctions 
avancées smart grids associée à la réduction des besoins en moyens de pointe. Or le besoin 
en moyens de pointe dépend largement des scénarios étudiés. Dans le cadre du scénario 
« Nouveau Mix 2030 », la sécurité d’alimentation est assurée par un investissement important 
à faire d’ici 2030 dans de nouveaux moyens de pointe fonctionnant au gaz ou au fioul (TAC) : 
les solutions smart grids qui peuvent s’y substituer sont donc fortement valorisées, à haute des 
coûts fixes d’exploitation et d’investissement évités. A contrario, un contexte de surcapacité 
limitera cette valeur.

De même, les effets du déploiement des smart grids sur la réduction des dépenses en com-
bustibles dépendent non seulement des prix des matières premières mais également du prix 
du CO2. Dans le scénario « Nouveau Mix 2030 », la valeur de la tonne de CO2 est de 95 €. Cette 
valeur est cohérente avec les évaluations publiques de la valeur tutélaire du carbone au regard 
notamment des engagements de l’État dans la lutte contre le réchauffement climatique. En 
effet, la commission Quinet en 2008 a conduit à retenir une valeur de 100 €/tCO2 à l’horizon 
2030 afin de refléter les objectifs européens de réduction des émissions de gaz à effet de serre 
et la difficulté de réussir le déploiement des technologies peu émettrices sur un horizon de 
temps aussi court (à l’échelle des investissements dans le secteur électrique).

La valeur de 95 €/tCO2 est par contre très éloignée du prix actuellement observé sur les mar-
chés, c’est-à-dire de la valeur reflétant la rareté des quotas d’émissions de CO2 attribués. Les 
discussions actuelles sur la définition d’un accord sur le climat et sur les objectifs de réduction 
de la concentration de gaz à effet de serre dans l’atmosphère, et les décisions qui seront prises 
notamment lors de la prochaine conférence des parties de la Convention-Cadre des Nations 
Unies sur les Changements Climatiques (CCNUCC) à Paris en décembre 2015, joueront natu-
rellement un rôle important. Elles permettront de crédibiliser, ou au contraire d’infirmer, les 
hypothèses prises sur le prix du carbone. Dans tous les cas, une analyse de sensibilité des 
résultats obtenus à l’hypothèse centrale que constitue le prix de la tonne de CO2 sera menée 
lors de la seconde phase des travaux.
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Caractéristiques du parc installé dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »Tableau 5

Filière Capacité installée (GW) Coût variable de production (€2014/MWh)

Éolien 36,6 -

Photovoltaïque 24,1 -

Hydroliennes 3,0 -

Hydroélectricité

Dont STEP

27,2

6,3

-

-

Thermique décentralisé 7,2 -

Nucléaire 37,6 10

Cycles combinés gaz 9,4 85

Charbon 1,8 102

Moyens de pointe 11,4 de 131 à 256

adhérents à cette hypothèse. Cette question est 
développée dans un encadré dédié à la sensibilité 
des hypothèses au contexte énergétique retenu.

La structure du parc électrique et les coûts variables 
des combustibles associés à ce contexte sont résu-
més dans le tableau 5. Les coûts variables sont calcu-
lés sur la base des prix du CO2 et des combustibles 
du scénario « 450  ppm » du World Energy Outlook 
publié par l’Agence internationale de l’énergie, et à 
l’aide d’hypothèses sur le taux de change euro/dollar 
et les rendements des différents groupes de produc-
tion. Certains de ces coûts ont par ailleurs été moyen-
nés sur l’ensemble des groupes d’une même filière.

Dans ce contexte « Nouveau Mix 2030 », les coûts 
marginaux de production d’électricité, issus des simu-
lations, sont de l’ordre de 100 €/MWh, en moyenne 
annuelle sur les différents scénarios d’aléas.

Afin de compléter ces évaluations, des analyses 
complémentaires analogues doivent toutefois être 
menées sur des contextes alternatifs, par exemple 
les scénarios « Médian 2017 » et « Diversification 
2030 » du Bilan prévisionnel. Ces contextes alter-
natifs présentent un intérêt significatif pour évaluer, 

d’une part, l’évolution temporelle des coûts et gains 
pouvant être retirés sur l’ensemble de la durée de 
vie des fonctions avancées et, d’autre part, la sensi-
bilité des résultats à la structure du parc électrique 
(hypothèses de prix des combustibles et du CO2, 
préséance différente entre les filières de produc-
tion charbon et gaz, pénétration des EnR, part du 
nucléaire, etc.). Si, cet exercice n’a pas été réa-
lisé dans le cadre de cette étude faute de temps, 
le prolongement des travaux de l’action 5 du plan 
« Réseaux électriques intelligents » intégrera des 
analyses sur d’autres scénarios de contexte et à hori-
zon 2017 afin de compléter la vision de long-terme 
par une vision à moyen-terme permettant de faci-
liter la prise de décision publique pour l’accompa-
gnement des filières smart grids.

 3.1.3	 Taux d’actualisation

Pour refléter la rentabilité pour la collectivité d’un 
déploiement de fonctions avancées smart grids, le 
choix a été fait d’utiliser le taux d’actualisation utilisé 
pour l’évaluation socio-économique des investisse-
ments publics. Dans le rapport147, le Commissariat 
général à la stratégie et à la prospective propose148 

147.	� Commissariat Général à la Stratégie et à la Prospective, 2013.
148.	� En considérant un b socio-économique de 1.
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3.2.	DÉPLOIEMENTS ÉTUDIÉS

Afin d’apporter une analyse par fonction avancée, 
les analyses sont menées fonction par fonction.

Néanmoins, la valeur économique liée au déploie-
ment d’une fonction est susceptible de dépendre :

a	 du niveau de déploiement de la fonction
	� La dépendance de la valeur économique au 

niveau de déploiement peut résulter (i)  de la 
structure de coût de la fonction (notamment s’il 
existe des coûts fixes indépendants du niveau de 
déploiement) et (ii) du caractère décroissant des 
gains par installation.

a	 du déploiement d’autres fonctions
	� Bien que ces fonctions avancées aient été défi-

nies de manière à avoir le moins d’interactions 
entre elles, des interdépendances existent de 
sorte que le déploiement de plusieurs fonc-
tions présente un bilan économique différent 
de l’addition des bilans économiques par fonc-
tion. Ceci peut résulter (i) d’un effet de mutuali-
sation (le déploiement de certaines ressources 
peut être commun à plusieurs fonctions) qui 
est favorable et (ii) d’un effet de concurrence à 

l’accès à la valeur (les fonctions peuvent rendre 
des services comparables et ainsi capter les 
mêmes valeurs).

Malgré ces écueils, en l’absence d’hypothèse sur les 
scénarios de déploiement possibles et leur ampli-
tude, il a été choisi d’inter-comparer les différentes 
fonctions de façon séparée, en n’intégrant pas les 
éventuels coûts fixes indépendants du niveau de 
déploiement et en supposant un déploiement limité 
en amplitude afin d’évaluer la valeur des premières 
unités déployées.

Cette approche permet d’identifier les fonctions 
prometteuses. Toutefois, un travail complémentaire 
devra être mené afin d’orienter les choix de déploie-
ment (niveaux de déploiement de chaque fonction 
avancée) à partir d’analyses économiques similaires 
mais portant sur un scénario de déploiement défi-
nissant le niveau d’intégration d’un ensemble de 
fonctions. Les méthodologies développées permet-
tront une telle analyse. 

Un encadré est consacré aux enjeux liés à la défini-
tion d’une stratégie globale de déploiement. 

149.	� Ce taux ne tient pas compte de l’inflation.

un taux de 4,5 % pour la production d’électricité. Ce 
taux unique a été retenu pour les études présentées 
dans le présent rapport. En particulier, ce taux n’est 
pas modulé en fonction du chaque projet.

Ce taux est un taux réel et non nominal149. Son uti-
lisation est cohérente avec les données de coût 
(coûts des solutions smart grids, coûts des combus-
tibles, etc …) utilisées (qui sont exprimées en euros 
constants – €2015).

Il est important de noter que ce taux n’équivaut pas 
au coût moyen pondéré du capital (CMPC) d’une 
activité régulée, lequel correspond à la rémunéra-
tion des apporteurs de capitaux (capitaux propres 
et dette) compte tenu du risque de l’activité de 
l’opérateur régulé. Ce risque dépend du cadre de 
régulation (risques couverts ou non couverts par la 
régulation) et de l’incertitude régulatoire perçue par 
les investisseurs.
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Besoin d’identification d’une stratégie complète de déploiement 
des fonctions smart grids
Les travaux restitués dans le cadre de ce rapport n’ont en règle générale porté que sur l’analyse 
socio-économique de déploiements d’ampleur limitée, et sans évaluer les effets du déploiement de 
plusieurs fonctions.

Cette approche permet d’identifier les fonctions prometteuses mais ne peut à elle seule évaluer le bon 
« cocktail » de fonctions à déployer ainsi que l’ampleur des déploiements associés. Afin de construire, 
d’évaluer et de débattre d’un scénario global de déploiement (ampleur de l’investissement dans 
chaque fonction), ces analyses devront être complétées en intégrant la recherche d’un optimum global 
de développement. Les méthodologies décrites dans ce rapport permettent de réaliser ces études, sur 
la base d’évaluations itératives sur différents niveaux de déploiement.

Ces travaux complémentaires permettront d’évaluer :

a	� La valeur et la pertinence du déploiement de solutions de gestion active de la demande dans les 
secteurs résidentiel et tertiaire

Le déploiement important d’effacements industriels (compte tenu de la tendance actuelle observée et 
des analyses économiques du présent rapport), a priori plus compétitifs que les effacements résiden-
tiels et tertiaires, est de nature à limiter la valeur potentielle de ces derniers.

a	� La valeur et la pertinence du déploiement des fonctions avancées pouvant fournir des services 
système (stockage, gestion active de la demande…)

D’une part, les besoins en services système fréquence sont limités en volume. La valeur apportée par 
des solutions fournissant des services système fréquence est très fortement dépendante du déploie-
ment de fonctions concurrentes sur ce service.

D’autre part, le besoin en services système est symétrique tandis que certaines solutions ne peuvent 
apporter qu’une contribution dissymétrique (p.ex. fourniture de services systèmes sur la production 
éolienne et solaire). Pour maximiser leur valeur, ces solutions sont dépendantes du développement 
d’autres solutions également dissymétriques mais dans le sens opposé. La combinaison de ces deux 
types de solutions permet en effet de fournir au système un service symétrique (au même titre que les 
unités de production conventionnelle).

a	 �Le niveau pertinent d’équipement en systèmes d’observabilité (notamment sur la production EnR)
L’observabilité de la production EnR raccordée au réseau de distribution engendre une valeur décou-
lant de la réduction des besoins en réserves liés à l’amélioration de la qualité de l’observation (et en 
conséquence de la prévision). Néanmoins, les coûts d’observation par  MW sont a priori fortement 
croissants en fonction du niveau de déploiement (effet de la taille des installations) et l’intérêt identifié 
dans les analyses d’un déploiement plus ambitieux que les obligations réglementaires actuelles doit 
être associé à l’identification d’un niveau optimal pour le système électrique.

La poursuite de ces travaux passe ainsi par un approfondissement des hypothèses de coûts sur les 
gisements. Cette démarche nécessite de substituer les hypothèses normatives retenues dans la pre-
mière phase de ces travaux par de véritables courbes de coût d’accès aux gisements de flexibilité. En 
particulier, un enjeu important de cet approfondissement consistera à identifier l’évolution des coûts 
de participation des différentes formes de gestion active de la demande en fonction du niveau de 
déploiement.
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150.	� Cette valeur ne représente pas le revenu potentiel sur le mécanisme d’ajustement mais la valeur supplémentaire pour le système liée à la capacité à 
participer à l’ajustement de court-terme par rapport à le seule participation au marché d’énergie « J-1 »

151.	� Ou de flexibilités sur la demande.

3.3	 ÉLÉMENTS D’INTERPRÉTATION DES RÉSULTATS

Valeur correspondant à la réduction des besoins 
en capacités de production
Le scénario de contexte retenu prévoit une évolu-
tion importante du mix énergétique, par rapport au 
mix actuel, qui passe par un besoin important de 
construction de nouvelles capacités de production151 
(+4,3 GW de CCG, +7 GW de TAC) en partie du fait 
d’un besoin de renouvellement et de compensation 
de fermetures (notamment -25,4 GW de nucléaire) et 
de moyens de back-up dans un mix caractérisé par 
une forte production intermittente. Ainsi, on sup-
pose que des flexibilités pouvant réduire les besoins 
à la pointe évitent effectivement le développement 
puis l’exploitation de ces moyens. Ceci repose sur 
l’hypothèse d’un déploiement des flexibilités anti-
cipé et intégré dans les prises de décisions concer-
nant les investissements en moyens de pointe.

Du fait de la présence massive d’EnR variables dans le 
scénario de contexte retenu, les épisodes de défail-
lance peuvent avoir des profondeurs importantes 
(plusieurs gigawatts de puissance manquante) mais 

3.3.1	 Valeur économique

Le scénario « Nouveau Mix 2030 », retenu comme 
base pour cette étude, présente, comparative-
ment aux autres scénarios du Bilan prévisionnel, 
un contexte favorable à la valorisation écono-
mique et environnementale des fonctions smart 
grids.

En effet, la forte pénétration des énergies renou-
velables induit des contraintes sur le système élec-
trique (besoins en flexibilité, en infrastructures, etc.) 
que les smart grids peuvent contribuer à résoudre. 
Ce niveau d’insertion des énergies renouvelables 
ouvre ainsi un espace économique pour les ser-
vices de flexibilité et d’observabilité apportés par 
les smart grids. Pour autant, comme cela a été 
précisé précédemment dans la partie 3.1.2 et l’en-
cadré dédié, d’autres scénarios de contexte éner-
gétique pourraient conduire à une modification de 
ces résultats quant à l’espace économique ouvert 
aux smart grids.

3.3.1.1	 Valeur pour l’équilibre  
offre-demande

La valeur des smart grids dans le processus d’équi-
libre offre-demande (aux différentes échéances) 
correspond aux économies réalisées par (i) la réduc-
tion des besoins en moyens de production et (ii) la 
réduction des dépenses en combustibles.

Afin de distinguer au mieux les différentes com-
posantes de gain associées à l’équilibre offre-
demande, les gains sont décomposés entre (i)  la 
valeur liée à la réduction des capacités de pro-
duction, (ii) la valeur liée à la réduction des coûts 
de combustibles via la participation au marché 
énergie (donc hors intérêt de la flexibilité court-
terme), (iii)  la valeur supplémentaire liée à l’apti-
tude à participer à l’ajustement150 et (iv) la valeur 
supplémentaire liée à l’aptitude à participer au 
réglage de la fréquence.

Distribution de la durée des 
épisodes de défaillance dans 
les simulations du scénario 
« Nouveau Mix 2030 »

Figure 24
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sont généralement de courte durée (près de 80 % des 
épisodes de défaillance sont d’une durée inférieure 
ou égale à 2 heures), comme le montre la figure 24.

Par conséquent, la flexibilité sur la demande, même 
lorsque celle-ci est contrainte par une notion de 
stock de quelques heures ou par un phénomène de 
report, présente une valeur significative en termes 
de moyens de pointe évités.

Valeur correspondant à la réduction des 
dépenses de combustibles via la participation 
au marché énergie
Cette composante de valorisation dépend (i)  du 
niveau absolu des coûts variables de production 
(lorsque qu’une économie en énergie est obtenue – 
cas d’un report inférieur à 100 %), eux-mêmes tirés 
par l’hypothèse de prix du CO2 et (ii) des différentiels 
de coûts variables (lorsque la fonction avancée va 
consister à déplacer dans le temps la consommation 
d’énergie). Néanmoins, la faible part du nucléaire 
(comparativement aux autres scénarios prospectifs 
du bilan prévisionnel) induit des durées de margi-
nalité nucléaire (ou EnR) plus faibles que dans les 
autres scénarios, ce qui conduit à des écarts de coûts 
marginaux plus faibles en espérance. La valorisation 
des fonctions avancées de flexibilité sur la demande 
consistant à reporter de la charge est donc limitée 
par le faible niveau relatif de la part du nucléaire.

Cette valeur peut être négative si la fonction avan-
cée conduit à réduire la capacité installée en moyens 

de pointe TAC en la remplaçant par un levier smart 
grids au coût variable plus élevé que celui de la 
TAC. C’est le cas, selon les hypothèses prises, pour 
la flexibilité sur la demande industrielle.

Valeur supplémentaire correspondant à 
la réduction des dépenses de combustibles 
via la participation à l’ajustement court-terme
La valeur supplémentaire correspondant à la partici-
pation à l’ajustement court-terme correspond d’une 
part à la réduction des coûts de constitution des 
réserves pour l’ajustement et d’autre part à la réduc-
tion de l’énergie d’ajustement.

a	� Valeur de la constitution des réserves 30’ (ou 
plus) à la hausse

	� L’hypothèse d’une forte puissance installée en TAC 
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 » (environ 
8 GW) est structurante pour l’évaluation de cette 
valeur. Les TAC étant flexibles et capables de parti-
ciper à la réserve 30’ à la hausse, les gains apportés 
par les flexibilités smart grids en coûts de constitu-
tion des réserves 30’ à la hausse sont quasi nuls.

a	� Valeur de la constitution de la réserve 15’ à la 
hausse

	� La valeur de la réserve 15’ à la hausse correspond 
au surcoût engendré par la contrainte de consti-
tution des réserves. Cette contrainte implique de 
ne pas utiliser la puissance maximale de certains 
moyens de production hydraulique pour consti-
tuer cette réserve. Dans le scénario « Nouveau 

Définition du moyen de pointe permettant le respect  
du critère de défaillance

Les turbines à combustion (TAC) sont des moyens de production (cycle ouvert au gaz ou au fioul) aux 
coûts d’investissement et d’exploitation faibles (comparativement aux autres moyens de production 
centralisés : nucléaire, charbon, cycle combinés au gaz…). Leur rendement est, dans le même temps, 
relativement faible (de l’ordre de 25 % à 30 %) ce qui en fait une technologie de production au coût 
variable de production élevé.

Dans un mix énergétique projeté nécessitant de nouveaux moyens de production par rapport à l’exis-
tant pour respecter le critère public de défaillance (3 heures par an en espérance), la TAC est considé-
rée par défaut comme le moyen de bouclage car c’est a priori le moyen le plus économique pour des 
durées de fonctionnement faibles. Cette hypothèse est classiquement faite dans les modèles d’évalua-
tion du parc adapté et régit en particulier la construction des scénarios à long-terme du Bilan prévision-
nel de RTE.  
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Mix 2030 », la contrainte induit des surcoûts de 
programme sur environ une centaine d’heures 
par an. Le coût marginal pour le système de 
constitution de la réserve 15’ dans le scénario 
« Nouveau Mix 2030 » en résultant est de l’ordre 
de 4  k€/MW.an (140  heures contraintes pour un 
surcoût marginal de 30 €/MW en moyenne sur ces 
heures).

a	 Valeur de la constitution des réserves à la baisse
	� Dans le contexte « Nouveau Mix 2030 », la péné-

tration importante des énergies renouvelables 
variables conduit à de nombreuses situations 
de « butée de baisse » lorsque la production de 
ces énergies est importante et la consommation 
faible. Dans ces situations, peu de moyens de 
production flexibles rapidement à la baisse sont 
démarrés, ce qui amoindrit la faculté du système 
à répondre efficacement à ce type de situa-
tions. Afin de respecter les niveaux de réserves 
à la baisse requis pour l’équilibrage du sys-
tème, les programmes de production sont alors 
contraints  : dans certains cas, la contrainte est 
gérée par une sous-utilisation des capacités des 
STEP (pour participer à la réserve). Ceci induit 
une perte d’opportunité du fait que ces STEP 
ne peuvent constituer des stocks à faible coût. 
Dans d’autres cas, certains groupes nucléaires 
sont arrêtés et leur production remplacée par 
des CCG plus flexibles à la baisse. Ceci conduit à 
un surcoût correspondant au différentiel entre le 
coût variable du CCG et celui du nucléaire. Les 

fonctions avancées smart grids ont une valeur 
d’autant plus importante qu’elles permettent 
d’éviter ces situations sous-optimales.

a	 Sollicitation des réserves pour l’ajustement 
	� Une partie des réserves constituées pour chaque 

échéance peut être activée pour permettre 
d’équilibrer le système en temps réel. Dans les 
simulations sur le parc électrique de référence, les 
STEP et les TAC sont tout particulièrement sollici-
tées pour les besoins d’ajustement à la hausse, du 
fait de leur flexibilité. L’activation de ces moyens 
pour l’ajustement représente toutefois des coûts 
importants  : les TAC ont un coût variable élevé 
et le pompage-turbinage des STEP engendre des 
pertes d’énergie qui doivent être compensées.

Valeur supplémentaire correspondant à 
la réduction des dépenses de combustibles 
via la participation au réglage de la fréquence
Le coût marginal de constitution des réserves pri-
maires et secondaires à la hausse apparaît comme 
très important dans le scénario considéré. Pour le 
réglage primaire de fréquence, le coût marginal 
de constitution est ainsi estimé à 55 €/MW/h. Ceci 
résulte (i) de la forte production EnR qui est suppo-
sée (dans le scénario considéré) ne pas fournir de 
services système fréquence à la hausse (ou qui, si 
elle en fournissait, le ferait via une perte de produc-
tion à coût nul), (ii) de l’absence de prise en compte 
d’éventuels dispositifs d’échange de réserves entre 
pays européens et (iii)  du fort différentiel de coût 
variable entre le nucléaire et les autres moyens de 
production. 

En effet, l’essentiel du coût de constitution des 
réserves primaires et secondaires à la hausse pro-
vient des instants où il est nécessaire de constituer 
des réserves sur le nucléaire. Ainsi, sur un peu plus 
de 6 500 heures par an, la constitution de la réserve 
primaire contraint le nucléaire à ne pas produire à 
sa puissance maximale tandis que des moyens de 
semi-base (en particulier CCG) à coûts variables plus 
élevés sont démarrés (voir la partie 2.7.2 pour des 
explications sur le coût de la réserve à la hausse). 
Sur ces heures, le coût marginal de constitution de 
la réserve primaire est alors égal au différentiel de 
coût variable entre les moyens de semi-base, soit 
environ 75€/MW/h (différence entre le coût variable 
des CCG et celui du nucléaire).

Profondeur du marché de la 
réserve primaire pour le réglage 
primaire de fréquence dans le 
scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 25
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Sensibilité des bilans environnementaux au prix du CO2

L’hypothèse d’un prix du CO2 à 95 €/t conduit à aligner (quasiment) l’ordre de mérite économique des 
différentes filières de production avec l’ordre de mérite environnemental. À titre d’exemple, cela revient 
à considérer que la production à partir de cycles combinés au gaz est plus économique que la produc-
tion à partir de centrales à charbon (beaucoup plus émissives en CO2).

Ce n’est actuellement pas l’ordre de préséance économique actuel sur les marchés de l’énergie.

Cependant, c’est bien l’objectif recherché par les politiques énergétiques et climatiques mises en 
œuvre en France et en Europe : permettre aux énergies faiblement émettrices en CO2, et contribuant 
ainsi à la lutte contre le changement climatique, et aux énergies « vertes » d’être économiquement plus 
compétitive que les énergies conventionnelles.

 

Dans un contexte de prix du carbone élevé, les décisions d’activation de certaines flexibilités (gestion 
active de la demande, stockage…) qui sont économiquement pertinentes (et consistent en fait à repor-
ter de l’énergie des instants où le coût marginal de production est le plus élevé vers des instants où le 
coût marginal est le plus faible) sont également généralement à l’origine d’une réduction des émissions 
de CO2. Ce point est essentiel dans l’interprétation de l’analyse environnementale des fonctions avan-
cées permettant le déplacement de charge.

Comme indiqué dans l’encadré relatif à la sensibilité des analyses au contexte énergétique retenu, les 
résultats obtenus sur la base de cette hypothèse devront dans une prochaine étape être réinterrogés en 
fonction d’autres scénarios de contexte afin de quantifier leur sensibilité et évaluer leur robustesse. En 
effet, l’ordre de préséance économique actuel conduit, du fait du faible prix du carbone, à privilégier le 
charbon comme combustible par rapport au gaz.
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La valeur marginale de constitution des réserves 
primaire et secondaire est extrêmement sen-
sible à certaines hypothèses (notamment la capa-
cité de réglage du parc hydraulique). Par ailleurs, 
cette valeur baisse très rapidement en fonction du 
déploiement considéré. Il convient donc d’être par-
ticulièrement prudent sur l’interprétation des com-
posantes de valeur correspondant à la participation 
aux services système fréquence.

 RTE a ouvert la participation aux services système aux 
sites de soutirage mi-2014. Moins d’un an après cette 
ouverture, environ 10 % de la réserve primaire est four-
nie par les sites de soutirage. Ce niveau de contribution 
des sites de soutirage à hauteur de 10 % du volume de 
réserve primaire est prise en compte dans les analyses. 
Néanmoins, le niveau de la participation des sites de 
soutirages pourrait augmenter au cours des prochaines 
années, notamment avec l’ouverture prévue en 2016 
aux capacités dissymétriques et aux sites de soutirage 
raccordés au RPD. Ainsi la valeur marginale pourrait 
s’avérer significativement inférieure aux 55 €/MW/h pris 
en compte dans cette étude. La valeur des fonctions 
avancées smart grids en sera diminuée d’autant. 

3.3.1.2	 Valeur pour le réseau public 
de transport

L’évaluation de la valeur pour le réseau de transport 
se distingue en 2  composantes pour le réseau de 
grand transport et pour le réseau de répartition.

La valeur pour le réseau de grand transport repose 
sur deux principales approximations : (i) la simplifica-
tion de la représentation du réseau et (ii) l’absence 
de prise en compte de projets de renforcement mais 
une analyse portée sur leurs fondamentaux que sont 
les coûts de redispatching.

La valeur pour le réseau de répartition repose sur 
l’identification de cas-types de réseau de répartition 
contraints avec projet de renforcement.

3.3.1.3	 Impacts environnementaux

Les impacts environnementaux en termes d’émis-
sion de GES des fonctions smart grids sont essen-
tiellement influencés par les variations d’utilisation 
des combustibles fossiles. En effet, les autres effets 
correspondant aux matériels déployés, aux moyens 
de production évités et aux renforcements du réseau 

évités sont négligeables devant les variations d’utili-
sation des combustibles fossiles pouvant résulter de 
l’utilisation des smart grids.

Cette hypothèse conduit également à ce que les 
décisions des acteurs (notamment les programmes 
de production et d’activation des flexibilités) soient 
bénéfiques sur le plan environnemental. Cette hypo-
thèse est dimensionnante pour l’analyse environne-
mental des solutions smart grids (voir encadré).

L’hypothèse d’un prix du CO2 à 95  €/t conduit à 
aligner (quasiment) l’ordre de mérite économique 
des différentes filières de production avec l’ordre 
de mérite environnemental. Notamment, contrai-
rement à l’ordre de mérite actuel, la production 
à partir de centrales gaz à cycle combiné est plus 
économique que la production à partir de centrales 
charbon (beaucoup plus émettrices en CO2).

3.3.2	 Effets sur l’emploi

Les effets nets sur l’emploi sont liés à des différen-
tiels entre (i) la densité en emploi des filières smart 
grids, (ii) la densité en emploi des filières substituées 
(i.e. le système électrique) et (iii)  la création d’em-
plois induite par les gains générés.

Des incertitudes résident sur les niveaux absolus de 
ces densités en emploi et des travaux complémen-
taires apparaissent utiles pour affiner ces hypothèses. 
Une étude engagée par l’ADEME sur le contenu en 
emploi des filières smart grids et dont les résultats 
sont attendus pour fin 2015 y contribuera. Malgré 
ces incertitudes, les tendances dégagées sur les 
écarts de densité en emploi apparaissent robustes.

D’une part, la densité en emploi des filières smart 
grids (entre 7 et 13 ETP/an/M€ selon les matériels et 
la localisation de la chaîne de production) est plus 
importante que celle du secteur électrique (inférieure 
à 7 ETP/an/M€ en moyenne). Ainsi, si le montant éco-
nomisé dans le système électrique est identique au 
montant investi dans les smart grids (c’est-à-dire dans 
le cas où la solution est à la limite de la rentabilité), 
alors l’effet sur l’emploi sera positif car la densité en 
emploi de la solution smart grids est supérieure à la 
densité en emploi de l’activité auquel elle se substitue. 
Cela est particulièrement vrai lorsque l’effet de la fonc-
tion avancée porte sur une économie de combustible 
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fossile importé comme le gaz ou le charbon, dont une 
grande partie de la valeur ajoutée et des emplois se 
situe hors de France. En revanche, cet effet est moins 
net lorsque l’effet d’une fonction avancée mène à une 
réduction des investissements en infrastructures sur 
le territoire national, que ce soit en termes de réseau 
(hypothèse de 7,7  ETP/an/M€ pour l’ensemble des 
activités de réseau) ou de capacités de production de 
pointe (12,5 ETP/an/M€) qui ont un contenu en emploi 
en France relativement important (main-d’œuvre pour 
le génie civil et turbines construites en France).

D’autre part, l’effet induit sur l’emploi (13,5  ETP/
an/M€), intégrant l’effet résultant des impacts sur la 
compétitivité, est nettement plus important que la 

densité en emploi du système électrique (7 ETP/an/
M€). Ainsi, une fonction permettant de créer de la 
valeur créera plus d’emplois en France par la redis-
tribution de cette valeur dans l’économie qu’elle ne 
détruira d’emplois par la réduction des dépenses 
dans le système électrique, réduction qui constitue 
l’origine de sa valeur.

Pour ces raisons, il apparaît que les fonctions à la 
limite de la rentabilité ou très rentables ont un effet 
net positif sur l’emploi. À la différence d’études déjà 
menées dans certains démonstrateurs qui n’éva-
luent que les emplois créés dans la filière, le choix 
méthodologique effectué visant à évaluer l’effet net 
permet de tirer cet enseignement majeur.

3.4	 INCERTITUDES ET LIMITES

Les évaluations socio-économiques des fonctions 
avancées smart grids reposent sur des hypothèses 
structurantes qui sont aujourd’hui encore sujettes à 
de nombreuses incertitudes.

Ces incertitudes portent notamment sur (i) les carac-
téristiques des services rendus par ces fonctions, 
(ii) les coûts, (iii) les impacts environnementaux attri-
butionnels et (iv) le contenu en emploi en France 
des différentes filières.

a	 Caractéristiques des services rendus
	� Les fonctions smart grids font encore l’objet d’ex-

périmentations, au sein des démonstrateurs ou 
à travers les mécanismes de marché existants152. 
Certaines caractéristiques déterminantes pour 
la valeur apportée au système électrique sont 
sujettes à de nombreuses interrogations et débats. 
Un exemple typique concerne le taux de report de 
l’effacement sur l’usage chauffage électrique.

a	 Coûts
	� Les solutions techniques mises en places évo-

luent rapidement et, pour certaines, les modèles 

de déploiement ne sont pas établis. Différentes 
options peuvent émerger dans les années à venir 
sur les solutions « aval compteur » : mutualisation 
avec d’autres services (services d’efficacité éner-
gétique, box internet, compteur Linky…), utilisa-
tion d’objets connectés à la place d’un pilotage à 
travers le lien avec le tableau électrique…

	� Par ailleurs, dans un contexte de forte concur-
rence internationale, il est difficile de disposer 
d’informations pertinentes sur les coûts des solu-
tions smart grids et les perspectives d’évolution à 
moyen et long-terme.

	� Dès lors, les incertitudes sur les coûts de cer-
taines solutions sont fortes. Lorsque plusieurs 
hypothèses de coût ont émergé dans le cadre du 
groupe de travail, une hypothèse « haute » et une 
hypothèse « basse » des coûts ont été établies.

	� Il  apparaît intéressant d’interpréter les analyses 
sur les gains évalués comme une cible de coûts 
à atteindre pour que la fonction avancée étudiée 
soit rentable.

152.	� Les mécanismes de marché ont fortement évolué ces dernières années afin de permettre la valorisation explicite des services rendus par les smart grids : 
participation des effacements au mécanisme d’ajustement, aux services système, au marché d’énergie de façon explicite, appels d’offre pour la gestion 
de contraintes du réseau de transport, etc.
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a	 Impacts environnementaux attributionnels
	� Les impacts environnementaux attributionnels 

des solutions smart grids ne peuvent a priori être 
évalués que par les fabricants qui disposent des 
informations sur l’ensemble du cycle de vie de 
ces solutions. Dans certains cas, ces informations 
n’ont pas pu être disponibles.

a	� Contenu en emploi en France des différentes 
filières

	� Le contenu en emploi des filières smart grids 
est évalué à partir d’informations sur la structure 
des coûts (main d’œuvre, fournisseurs…) des 
solutions fournies par les constructeurs. Compte 
tenu de l’incertitude sur la localisation effective 
des emplois en cas d’un déploiement à grande 
échelle en France, deux hypothèses contrastées 

ont été considérées : le cas d’une chaîne de fabri-
cation localisée en France et celui d’une chaîne 
de fabrication hors de France.

	� Le contenu en emploi des filières « substituées » 
(combustibles, moyens de production, réseau) 
ne fait pas l’objet de publications statistiques 
de l’INSEE à un périmètre adapté aux analyses 
menées. À  partir de données complémentaires, 
des hypothèses sur le contenu en emploi de ces 
filières ont été établies.

	� Du fait de ces fortes incertitudes, il est nécessaire 
de rappeler systématiquement le périmètre de 
validité des résultats obtenus. Pour cette raison, 
le rapport est très explicite sur les hypothèses 
retenues.
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3.5	 GESTION ACTIVE DE LA DEMANDE

La gestion active de la demande repose sur l’aptitude 
des consommateurs à adapter temporairement et de 
façon spécifique leur consommation d’électricité aux 
besoins ponctuels du système électrique, en réponse 
à un signal externe au site de consommation.

L’analyse de ce type de solution soulève d’emblée 
une difficulté méthodologique, qui porte sur la dis-
tinction entre la gestion active de la demande au 
sens propre d’une part et les solutions d’efficacité 
énergétique ou d’économie d’énergie au sens large 
d’autre part. 

Dans le discours des fabricants et opérateurs de 
flexibilité, notamment dans les secteurs résidentiel 
ou tertiaire, ces deux notions sont souvent liées. 
Parfois, la mise en place de solutions de gestion 
active de la demande peut en effet servir de déclen-
cheur à des actions simples d’amélioration de l’ef-
ficacité énergétique. Par ailleurs, dans certains cas, 
les solutions techniques déployées portent à la fois 
sur l’efficacité énergétique et sur la gestion active 
de la demande au service du système électrique. 
Différents modèles d’affaire combinant efficacité 
énergétique et gestion active de la demande sont 
ainsi envisageables, sans que cette segmentation 
théorique ne se retrouve systématiquement dans les 
offres commerciales faites au consommateur final. 
Cette complexité se retrouve enfin au niveau des 
politiques publiques, qui tendent désormais à éta-
blir un lien explicite entre les régimes de valorisation 
de la gestion active de la demande et les économies 
d’énergie associées.

Sur le plan méthodologique, ces deux notions 
doivent toutefois être distinguées.

L’efficacité énergétique porte sur l’amélioration ou 
l’optimisation de l’utilisation de l’énergie (isola-
tion thermique du bâti, chauffage au plus près des 
besoins et habitudes des utilisateurs, etc.) au péri-
mètre de chaque site de consommation. Ces actions 
sont destinées à réduire de façon pérenne l’énergie 
consommée par le site.

Les solutions techniques associées reposent sur une 
optimisation interne au périmètre de chaque site de 
consommation, sans interaction avec des signaux 
ponctuels du système électrique. Si les décisions de 
mise en place de solution d’efficacité énergétique 
peuvent être engagées en réponse à des signaux 
de prix (plus l’énergie est chère, plus l’investisse-
ment dans des solutions d’efficacité énergétique est 
rentable), il ne s’agit pas de répondre de manière 
ponctuelle à un signal (ordre ou prix) relayant les 
besoins particuliers du système électrique à un ins-
tant donné.

Les solutions d’efficacité énergétique s’envisagent a 
priori à confort et niveau de service inchangés.

La gestion active de la demande au bénéfice du 
système électrique participe, quant à elle, d’une 
logique  différente  : la consommation est modifiée 
pour rendre un service dédié au système électrique. 
Il y a donc, a priori, une perte d’utilité ou de confort 
(hors rémunération du service) pour les consomma-
teurs concernés. 

Techniquement, la gestion active de la demande 
au bénéfice du système électrique repose sur la 
réponse à un signal (ordre ou prix) relayant les 
besoins du système électrique. Dans certains cas, 
une conséquence peut être une réduction de la 
demande en énergie.

La distinction entre gestion active de la demande 
au service du système électrique et efficacité éner-
gétique étant établie, il importe de préciser le péri-
mètre précis des études contenues dans ce rapport. 

Les fonctions avancées étudiées relèvent de la 
gestion active de la demande au service du sys-
tème électrique (avec plusieurs hypothèses sur les 
conséquences en termes d’économies d’énergie) et 
n’intègrent pas le périmètre des actions d’efficacité 
énergétique. Les analyses menées et présentées 
dans ce rapport comparent les gains153 liés à la ges-
tion active au service du système électrique et les 

153.	Gains économiques, environnementaux ou sociétaux (emplois).
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154.	� Coûts économiques, environnementaux ou sociétaux (emplois).

Représentation du périmètre étudié dans la présente étudeFigure 27

coûts154 liés à cette seule fonctionnalité. Pour cer-
taines solutions techniques, qui répondent à la fois 
à un objectif d’efficacité énergétique et à un objectif 
de gestion active au service du système électrique, il 
a été nécessaire d’isoler la part associée à la gestion 
active de la demande dans le coût total de ces solu-
tions ; les hypothèses afférentes sont alors précisées.

Cette approche permet de quantifier l’apport des 
fonctionnalités smart grids relevant de la gestion 
de la demande mais ne répond pas à toutes les 

interrogations actuelles sur les modèles d’affaire qui 
se réclament en outre de l’efficacité énergétique. 
Dans la suite des travaux, ces modèles d’affaire 
pourraient être étudiés dans le cadre d’une analyse 
globale des solutions d’efficacité énergétique (com-
paraison avec les solutions d’isolation thermique…). 
Certaines questions d’actualité, comme l’intérêt 
d’une utilisation de solutions de gestion active de 
la demande en tant qu’outil de réduction du gaspil-
lage énergétique dans l’habitat résidentiel, pourront 
alors trouver des premières réponses.

Efficacité énergétique

Action visant à réduire de façon pérenne la 
consommation en énergie à travers une optimisation 
interne au périmètre de chaque site
En général sans impact sur le confort

Gestion active au service du système électrique

Action en réponse à un signal externe au site de 
consommation relayant les besoins du système 
électrique
Impact potentiel sur le confort

Hors périmètre d’étude

Périmètre des actions contribuant à la maîtrise de la demande l’énergie

Périmètre d’étude

Exemples de fonctionnalités des dispositifs :

· Information des utilisateurs sur leur consommation
· �Adaptation des consommations aux besoins des utilisateurs 
(habitudes…)

· …

Pas de lien avec les besoins du système électrique

Exemples de fonctionnalités des dispositifs :

· Information des utilisateurs sur les tarifs ou autres signaux
· �Asservissement de certains usages aux besoins du système 
électrique

· �Mesure de la réponse de l’utilisateur à ces besoins 
(rémunération du service)

· …

Avec réduction 
de la consommation 
globale d’énergie

Report ou anticipation < 100 %

Sans réduction 
de la consommation 
globale d’énergie

Report ou anticipation de 100  %
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3.5.1 	Gestion active de 
la demande dans le secteur 
résidentiel

Le chauffage électrique, la production d’eau chaude 
sanitaire et la recharge du véhicule électrique (lorsque 
le foyer en est équipé) sont les usages pour lesquels 
une flexibilité d’utilisation accrue semble acceptable 
pour les consommateurs résidentiels. Ce sont donc 
ces usages qui ont été retenus pour l’analyse.

L’analyse menée dans le cadre de ces travaux fait 
reposer le pilotage des usages au sein d’un loge-
ment sur un déploiement dédié de matériels (dont 

un dispositif de gestion de l’énergie) et de solutions 
télécom. Certains matériels et leurs installations 
pourraient être mutualisés avec d’autres fonction-
nalités (notamment des services d’efficacité énergé-
tique) et permettre ainsi de développer des leviers 
de flexibilité pour un coût moindre.

L’émergence de telles flexibilités prend sens en 
mutualisant des ressources (dispositif de gestion 
d’énergie, installation, etc.) pour accéder, au sein 
d’un même foyer, à la flexibilité de plusieurs usages. 
Ainsi, deux modèles sont considérés et analysés : le 
modèle « chauffage  + ECS » et le modèle « chauf-
fage + ECS + véhicule électrique ».

Déploiements nécessaires à la flexibilisation de la consommation 
dans le secteur résidentiel
Certaines formes de flexibilité sur la consommation de certains usages sont déjà amplement répandues 
dans le système électrique français : ballons d’eau chaude sanitaire asservis au signal tarifaire heures 
pleines/heures creuses, signal tarifaire Tempo bleu/blanc/rouge, etc.

Les analyses reposent sur le postulat que l’accès à des flexibilités supplémentaires par rapport à celles 
actuellement connues nécessite de nouveaux déploiements dont les coûts sont (tout ou partie) à consi-
dérer dans le bilan économique.

Néanmoins, selon certains acteurs, certaines flexibilités pourraient potentiellement être accessibles 
sans nécessiter de recourir aux déploiements de matériels spécifiés dans ce rapport. En particulier, les 
possibilités qui pourraient être offertes par les futurs compteurs communicants (permettant aux four-
nisseurs de formuler des offres tarifaires plus fines, l’éventuel asservissement de certains usages, etc.), 
dont le déploiement à grande échelle est entériné, pourrait ouvrir d’autres modèles de gestion de la 
flexibilité que ceux étudiés ici.

Des travaux complémentaires pourraient étudier la valeur économique de ces modèles dès lors que 
les possibilités d’activation (pilotage statique ou dynamique, délais d’activation, etc.) et les coûts sup-
plémentaires associés (identification des matériels supplémentaires à déployer, nécessité ou non de 
l’intervention d’un technicien, etc.).
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155.	� La consultation s’est déroulée du 10 au 20 novembre 2014.

156.	� Quatre acteurs avancent des hypothèses ou des fourchettes d’hypothèses sur le taux de report. : 1) 0 à 10 %, 2) 25 %, 3) 50 % et 4) 60 à 100 %.

3.5.1.1	 Chauffage électrique

Le pilotage dynamique de la consommation des 
appareils de chauffage électrique est un levier de 
flexibilité déjà utilisé sur le système électrique fran-
çais. D’une part, différents modèles techniques sont 
aujourd’hui testés dans des démonstrateurs smart 
grids financés au titre des investissements d’avenir. 
D’autre part, les règles de marché prévoient depuis 
2007 la possibilité pour un opérateur différent du 
fournisseur de valoriser l’effacement agrégé de sites 
résidentiels sur le mécanisme d’ajustement (selon 
un régime spécifique), et depuis 2013 sur les mar-
chés de l’énergie. 

La solution technique et les modes de pilotage 
considérés ici sont ceux identifiés dans le projet 
GreenLys. Il  s’agit d’interruption de la consom-
mation de chauffage du foyer pour une durée 
allant jusqu’à une heure et pouvant être répétée 
jusqu’à quatre fois par jour sous réserve d’espa-
cer les activations d’une heure minimum. Toute 
la consommation (dont le niveau dépend de la 

température extérieure) peut être effacée avec un 
taux de réponse parfait, cohérent avec l’accep-
tabilité des consommateurs constatée dans les 
démonstrateurs (GreenLys, Modelec).

L’effacement de la consommation donne lieu à un 
report de consommation dans les heures qui suivent. 
La forme et le taux de report (part de l’énergie effa-
cée qui est reportée) sont néanmoins mal connus, 
et l’objet de polémiques récurrentes dans le débat 
public depuis plusieurs mois.

L’hétérogénéité des appréciations portées sur le 
report s’est récemment fait jour dans le cadre de 
la consultation publique organisée par RTE155 sur 
les règles pour la valorisation des effacements de 
consommation sur les marchés de l’énergie (règles 
NEBEF). Plusieurs acteurs ont proposé des estima-
tions sur le taux de report et sa durée, variant, pour 
le taux de report, de 0 % à 100 %156 de l’énergie effa-
cée et, pour la durée sur laquelle s’étale ce report, 
de 2 heures à au moins 8 heures.

Forme du report après un effacement de chauffage d’une heureFigure 28
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157.	� Cette absence de consensus concerne le report relatif à l’usage chauffage électrique.

La quantification du report constitue ainsi une question 
d’actualité pour ce qui relève de l’évolution des règles 
de valorisation des effacements de consommation, en 
plus d’être un sujet structurant pour les analyses éco-
nomiques de l’effacement diffus du chauffage. À cet 
égard, RTE a engagé des travaux sous l’égide du 
CURTE visant à répondre à cet enjeu de quantification.

Dans le cadre du retour d’expérience sur l’ajustement 
diffus publié fin 2013, RTE a estimé l’existence d’un 
report portant sur une durée de 6 à 8 heures et identifié 

Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• ��Mode de pilotage par interruption de la 
consommation de chauffage pendant une heure

• ��Puissance effaçable par foyer correspondant à 
la consommation d’un foyer moyenne en 2030 :

	 -	� Consommation annuelle de chauffage de 
3 000 kWh/an

	 -	� Profil de puissance estimé à partir du profil 
de consommation « RES2 »

	 >	�Puissance effectivement disponible inférieure 
en moyenne à 1,5 kW/foyer (sur 3 kW équipé 
par foyer)

• ��Maximum de 4 activations par jour, espacées 
d’une heure

• ��Délai de mobilisation inférieur à 15’

• ��Absence de fourniture de services système fréquence

• ��Plusieurs hypothèses de report considérées 
(0 %, 50 % et 100 %)

• ��Report sur les 6 heures consécutives dont 50 % 
du report en énergie sur la première heure

• ��Déploiement limité en puissance (100 MW) 
réparti uniformément en France

Hypothèses de coûts

• ��Coûts fixes :

	 -	� Hypothèse de coûts haute : déploiement non 
mutualisé avec des services d’efficacité énergétique

		�  Coût des dispositifs techniques estimé à 84 €/foyer/
an incluant le matériel, installation et SI/télécom

	 -	� Hypothèse de coûts basse : déploiement mutualisé 
avec des services d’efficacité énergétique. Seul 
le surcoût pour fournir un service au système 
électrique est comptabilisé : 34 €/foyer/an

• ��Coûts variables : pas de coûts variables à l’activation : 
la perte d’utilité pour le consommateur est négligée

Hypothèses de contenu en emploi

• ��De 7,5 à 11,4 ETP.an en France par M€ dépensé 
en coûts initiaux selon la localisation de la 
fabrication des matériels déployés

• ��10,5 ETP.an en France par M€ dépensé en coûts 
d’exploitation du lien SI

Hypothèses environnementales

• ��Cycle de vie hors phase d’utilisation : 4,5 kgeqCO2/
foyer/an pour le cycle de vie des matériels

• ��Consommation électrique dans la phase 
d’utilisation : 3,5 W/foyer en ruban

la nécessité d’une instruction complémentaire pour 
quantifier précisément le taux de report. Par courrier 
du 1er novembre 2014, la Ministre chargée de l’énergie 
a demandé à RTE de lui remettre un rapport à l’été 
2015 portant sur la quantification de l’effet report. 

À ce stade, et dans l’attente de ces éléments157, 
trois niveaux de report en énergie contrastés (0 %, 
50 % et 100 %) sont considérés dans les analyses. 
L’hypothèse sur le profil du report associée est calée 
sur la base d’éléments du démonstrateur GreenLys.

w Hypothèses détaillées en annexe
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Q Analyse des résultats 

Les gains pour le système électrique sont essen-
tiellement tirés par la contribution à l’équilibre 
offre-demande à tous les horizons temporels (hors 
valeur potentielle pour les réseaux de distribution, 
non évaluée à ce stade). 

a,��L’effacement peut se substituer à des moyens de 
pointe, et permet de réaliser une économie de 
l’ordre de 40 € par foyer équipé et par an. Cette 
analyse est assez peu sensible au taux de report158.

a,��Cette valeur correspond à une puissance effaçable 
d’environ 1,5  kW/foyer équipé/an sur les instants 
de tension du système avec une efficacité de 
l’ordre de 40 à 45 % selon le taux de report (reflé-
tant essentiellement l’impact des contraintes d’ac-
tivation sur la contribution à la réduction du risque 
de défaillance, notamment du fait du caractère non 
consécutif des activations et, dans une moindre 
mesure, l’effet du report sur la contribution au 
risque de défaillance). Ainsi, un foyer équipé per-
met de réduire le besoin en capacité de production 
de pointe de l’ordre de 0,7 kW (au coût annualisé 
de 60 €/kW).

a,��La participation au marché énergie permet éga-
lement de dégager des gains à court terme en 
évitant des dépenses de combustibles. Cette 
contribution dépend en revanche très fortement 
de l’hypothèse sur le report, l’économie s’éche-
lonnant de 3  €/foyer équipé/an (report total) à 
60 €/foyer équipé/an (report nul).

a,��La participation à la réserve 15’ (à la hausse ou à 
la baisse à travers une annulation d’effacement) et 
à l’ajustement permet une réduction supplémen-
taire des dépenses de combustibles de l’ordre de 
5 €/foyer équipé/an.

a,��La valeur pour le réseau de transport (coûts évi-
tés de renforcement de l’infrastructure, de redis-
patching pour la gestion des congestions du 
réseau et de réduction du volume d’énergie non 
distribuée) est faible entre 1,5 €/foyer équipé/an 
et 2,5 €/foyer équipé/an selon le taux de report.

	� Cette valeur correspond à un déploiement réparti 
uniformément sur le territoire métropolitain et pro-
vient essentiellement de la réduction de conges-
tions sur le réseau de grand transport.

Coûts et gains pour le système électrique de la gestion active de la demande pour le chauffage 
électrique résidentiel dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 29
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158.	� En effet, les contraintes d’activation sont primordiales et limitent la contribution à la réduction du risque de défaillance. Lors de périodes de défaillance 
de plusieurs heures, la sollicitation de cette flexibilité peut être utilisée sur la dernière heure de la période de tension et ainsi limiter fortement la 
conséquence de l’effet report.
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Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• ��Énergie journalière à placer de 4,25 kWh  
(entre J 12h et J+1 12h)

• ��Puissance maximale du ballon d’eau chaude 
sanitaire moyen de 1,15 kW

• ��Profil de production d’ECS de référence basé 
sur un asservissement HP/HC

• ��Délai de mobilisation inférieur à 15’

• ��Absence de fourniture de services système fréquence

• ��Déploiement limité en puissance (100 MW) 
réparti uniformément en France

Hypothèses de coûts

• ��Coûts fixes : 

	 -	� Hypothèse de coûts haute : déploiement 
non mutualisé avec des services d’efficacité 
énergétique

		�  Coût des dispositifs techniques estimé à 73 €/
foyer/an incluant le matériel, installation et SI/
télécom

	 -	� Hypothèse de coûts basse : déploiement 
mutualisé avec des services d’efficacité 
énergétique. Seul le surcoût pour fournir un 
service au système électrique est comptabilisé : 
33 €/foyer/an

• ��Coûts variables : pas de coûts variables à 
l’activation : la perte d’utilité pour le consommateur 
est négligée

Hypothèses de contenu en emploi

• ��De 7,5 à 11,4 ETP.an en France par M€ dépensé en 
coûts initiaux selon la localisation de la fabrication 
des matériels déployés

• ��10,5 ETP.an en France par M€ dépensé en coûts 
d’exploitation du lien SI

Hypothèses environnementales

• ��Cycle de vie hors phase d’utilisation :  
2 kgeqCO2/foyer équipé/an pour le cycle de vie 
des matériels

• ��Consommation électrique dans la phase 
d’utilisation : 2,5 W/foyer équipé

3.5.1.2	 Production d’eau chaude sanitaire

Pour la majorité des consommateurs résidentiels 
français, l’utilisation flexible de la production d’eau 
chaude sanitaire est aujourd’hui déjà une réalité 
à travers un asservissement sur le signal tarifaire 

heures pleines/heures creuses. Il est néanmoins pos-
sible d’aller plus loin avec un pilotage dynamique 
de la courbe de charge (à énergie globale consom-
mée constante et en respectant les contraintes des 
consommateurs) pouvant répondre à des besoins 
du système électrique.

Q �Analyse des résultats

L’analyse fait ressortir une structure des gains pour 
le système électrique différente de l’analyse réalisée 
pour le chauffage électrique. Pour l’eau chaude sani-
taire (ECS), les gains sont essentiellement dus à une 
meilleure optimisation sur le court-terme (hors valeur 
potentielle pour les réseaux de distribution, non éva-
luée à ce stade). 

a,�La contribution à l’adéquation offre-demande long-
terme est négligeable. Ceci s’explique simplement 

par le fait que la production d’ECS est déjà placée 
la nuit ou en milieu de journée, c’est-à-dire sur les 
heures où le risque de défaillance est inexistant dans 
le scénario de référence.

a,�La participation au marché de l’énergie permet 
de réduire les dépenses de combustibles de  
14 €/foyer équipé/an. Une partie faible (de l’ordre 
de 3 €/foyer équipé/an) de la valeur provient d’une 
modification « statique » des plages horaires de 
production d’ECS. L’essentiel de la valeur pro-
vient de la flexibilité dynamique et notamment de 

w Hypothèses détaillées en annexe
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l’adaptation des périodes de production d’ECS en 
fonction de la production des EnR (notamment pla-
cement en milieu de journée en cas de forte pro-
duction solaire).

a,�La participation à la réserve 15’ (hausse ou baisse) 
et à l’ajustement permettent une réduction sup-
plémentaire des dépenses de combustibles de 
l’ordre de 5 €/foyer équipé/an.

Coûts et gains pour le système électrique de la gestion active de la demande pour 
la production d’eau chaude sanitaire dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 30
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a,�La valeur pour le réseau de transport (coûts évi-
tés de renforcement, de redispatching et d’END 
réseau) est très faible, de l’ordre de 0,7  €/foyer 
équipé/an. Elle correspond à un déploiement 
réparti uniformément sur le territoire métropoli-
tain et provient essentiellement de la gestion de 
congestions sur le réseau de grand transport.
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3.5.1.3	 Recharge de véhicules électriques 
et véhicules hybrides rechargeables

Le développement des véhicules électriques et 
véhicules hybrides rechargeables offre une oppor-
tunité supplémentaire pour le système électrique 
à travers la flexibilité offerte par le stockage 
d’électricité des véhicules lorsque ceux-ci sont 
raccordés au réseau.

Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• ��Consommation journalière de 8 kWh, 
correspondant à 40 km de déplacement

• ��Capacité de stockage de la batterie de 20 kWh

• ��Placement de la recharge lorsque le véhicule 
est connecté au domicile uniquement et visant à 
assurer au moins 75 % de charge chaque jour à 7 h

• ��Puissance maximale de recharge de 3 kW

• ��Profil de taux de connexion au réseau  
(entre 0 % en milieu de journée et 100 % la nuit)

• ��Profil de recharge de référence basée sur 
l’hypothèse d’un asservissement statique  
(analogue au signal HP/HC)

• ��Délai de mobilisation inférieur à 15’

• �Absence d’injection possible sur le réseau à partir 
de la batterie

• �Absence de fourniture de services système 
fréquence

• ��Déploiement limité en puissance (100 MW) 
réparti uniformément en France

Hypothèses de coûts

• ��Coûts fixes

	 -	� Hypothèse de coûts haute : déploiement 
non mutualisé avec des services d’efficacité 
énergétique

		�  Coût des dispositifs techniques estimé à  
68 €/foyer/an incluant le matériel, installation et 
SI/télécom

	 -	� Hypothèse de coûts basse : déploiement 
mutualisé avec des services d’efficacité 
énergétique. Seul le surcoût pour fournir un 
service au système électrique est comptabilisé : 
33 €/foyer/an

• ��Coûts variables : pas de coûts variables à 
l’activation : la perte d’utilité pour le consommateur 
est négligée

Hypothèses de contenu en emploi

• ��De 7,5 à 11,4 ETP.an en France par M€ dépensé 
en coût initiaux selon la localisation de la 
fabrication des matériels déployés

• ��10,5 ETP.an en France par M€ dépensé en coûts 
d’exploitation du lien SI

Hypothèses environnementales

• ��Cycle de vie hors phase d’utilisation :  
1 kgeqCO2/foyer/an

• ��Consommation électrique des matériels dans 
la phase d’utilisation : 1,5 W/foyer

Un pilotage dynamique de la courbe de charge 
(à énergie globale consommée constante et en res-
pectant les besoins des consommateurs pour les 
déplacements) peut répondre à des besoins du sys-
tème électrique et ainsi fournir une valeur supplé-
mentaire au système électrique.

w Hypothèses détaillées en annexe
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Q �Analyse des résultats

Les gains pour le système électrique par rapport à 
un mode de recharge asservi de manière statique 
(sur un signal tarifaire heures pleines/heures creuses) 
sont, comme pour l’ECS, essentiellement tirés par 
la contribution à l’équilibre offre-demande de court-
terme (hors valeur pour les réseaux de distribution, 
non évaluée à ce stade). 

a,�La contribution à l’adéquation offre-demande long-
terme est négligeable. La recharge des véhicules se 
déroule en effet, dans le scénario de référence, durant 
les heures où le risque de défaillance est inexistant. 
Une flexibilisation accrue des modes de recharge ne 
permet donc pas d’améliorer cette situation.

a,�La participation au marché de l’énergie per-
met en revanche d’éviter le recours à certains 

moyens de production onéreux, et donc de 
réduire les dépenses de combustibles de  
27 €/foyer équipé/an.

a,�La participation à la réserve 15’ (hausse ou baisse) 
et à l’ajustement permettent une réduction sup-
plémentaire des dépenses de combustibles de 
l’ordre de 9 €//foyer équipé/an.

a,�La valeur pour le réseau de transport (coûts évités 
de renforcement, de redispatching et d’énergie 
non distribuée du fait d’une incapacité du réseau 
à acheminer l’électricité produite) est faible, de 
l’ordre de 2 €//foyer équipé/an. Elle correspond à 
un déploiement réparti uniformément sur le terri-
toire métropolitain et provient essentiellement de 
la gestion de congestions sur le réseau de grand 
transport.

Coûts et gains pour le système électrique de la gestion active de la demande pour la recharge 
de véhicules électriques dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 31

€
/f

o
ye

r 
éq

ui
p

é/
an

k€
/M

W
 é

q
ui

p
é/

an

0

10

20

30

40

50

60

70

80

90

100

Hyp. Haute Hyp. Basse

Coûts Gains

0

5

10

15

20

25

30

 Coûts de renforcement 
et END réseau de 
transport évités 

 Coûts de combustible 
évités via participation à 
l’ajustement court-terme 

 Coûts de combustible 
évités via participation au 
marché énergie 

 Coûts évités dans les 
capacités de production 

 Lien télécom/SI/Conso 
électrique 

 Installation 
 Matériel



Valorisation socio-économique des réseaux électriques intelligents

115

159.	� Dans le cadre des hypothèses retenues sur les matériels nécessaires à déployer pour la gestion active de la demande.

Principales hypothèses

Hypothèses de coûts

Les modèles « Chauffage + ECS » et « Chauffage + 
ECS + VE/VHR » reposent sur les mêmes coûts :

• ��Hypothèse de coûts haute : déploiement 
non mutualisé avec des services d’efficacité 
énergétique

	� Coût des dispositifs techniques estimé à 96 €/
foyer/an incluant le matériel, installation et SI/
télécom

• ��Hypothèse de coûts basse : déploiement mutualisé 
avec des services d’efficacité énergétique. 
Seul le surcoût pour fournir un service au système 
électrique est comptabilisé : 39 €/foyer/an

Hypothèses de contenu en emploi

• ��De 7,5 à 11,4 ETP.an en France par M€ dépensé en 
coûts initiaux selon la localisation de la fabrication 
des matériels déployés

• ��10,5 ETP.an en France par M€ dépensé en coûts 
d’exploitation du lien SI

Hypothèses environnementales

• ��Cycle de vie hors phase d’utilisation : 
5,3 kgeqCO2/foyer/an

• ��Consommation électrique des matériels 
dans la phase d’utilisation : 4,5 W/foyer

3.5.1.4.	Modèle de gestion active multi-usages dans le résidentiel

Q �Analyses des résultats

L’analyse séparée des flexibilités sur les différents 
usages permet d’identifier la structure de gains pour 
le système électrique de chacune de ces fonctions. 
Dans tous les cas, aucun mode de gestion active de la 
demande dans le secteur résidentiel, pris individuel-
lement, ne dégage une analyse coûts-bénéfices posi-
tive robuste aux hypothèses : cela constitue déjà une 
première conclusion. 

Néanmoins159, l’existence de fortes mutualisations 
des coûts entre les pilotages des différents usages 
doit être considérée, dans le cadre d’un modèle d’ac-
tivité basé sur la gestion active de l’ensemble des 
usages potentiellement flexibles dans le résidentiel.

Deux modèles principaux sont identifiés  : le 
modèle « ECS  + Chauffage » et le modèle « ECS  + 
Chauffage + Véhicule électrique ». Ce dernier semble 
disposer d’un gisement plus faible du fait de l’absence, 
même sur l’horizon considéré, de généralisation des 
véhicules électriques ou hybrides rechargeables et 
les analyses socio-économiques complètes ne sont 
menées que pour le modèle  « ECS + Chauffage ».

• Valorisation économique 

Le graphique suivant récapitule les gains pour le 
système électrique de chacun des trois usages 
considérés.

w Hypothèses détaillées en annexe



116

PARTIE 3

La rentabilité économique de la gestion active dans 
le résidentiel, synthétisée en figure 33, s’avère très 
dépendante (i) de l’hypothèse de coût, (ii) du taux 
de report de l’usage chauffage et (iii) de la présence 
ou non d’un véhicule électrique dans le foyer.

Dans l’hypothèse d’un modèle dominant « ECS  + 
Chauffage », les gains sont significatifs (a minima 

70 €/foyer/an), mais la rentabilité pour la collectivité 
ne semble atteinte que si les coûts de déploiement 
sont maîtrisés, par exemple à travers une mutuali-
sation avec d’autres services (ici avec un dispositif 
de gestion de l’énergie offrant des services d’effica-
cité énergétique) ou si le report est faible (inférieur à 
50 %), ce qui s’éloigne des conclusions des démons-
trateurs considérés dans ces travaux.

Coûts et gains pour le système électrique de la gestion active de la demande dans le résidentiel 
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 33

Chauffage
Report

0%

Chauffage
Report

50%

Chauffage
Report
100%

Chauffage
Report

0%

Chauffage
Report

50%

Chauffage
Report
100%

ECS+chauffage ECS+chauffage+VE

Hyp.
Haute

Hyp.
Basse

Coûts Gains

0

20

40

60

80

100

120

140

160

180

200

€
/f

o
ye

r 
éq

ui
p

é/
an

 Coûts de renforcement 
et END réseau de 
transport évités 

 Coûts de combustible 
évités via participation à 
l’ajustement court-terme 

 Coûts de combustible 
évités via participation au 
marché énergie 

 Coûts évités dans les 
capacités de production 

 SI/Télécom/Conso 
électrique 

 Installation 
 Matériel

Gains pour le système électrique de la gestion active de la demande dans le résidentiel  
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 32
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Effets sur les émissions de gaz à effet de serre de la gestion active de la demande 
dans le résidentiel dans le scénario « Nouveau Mix 2030 » (hypothèse de report 100 %)

Figure 34
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• Valorisation environnementale

Le bilan environnemental en termes de réduction 
des émissions de gaz à effet de serre (GES) appa-
raît clairement positif même dans le cas où le taux 
de report de l’effacement sur le chauffage est de 
100 % (cas présenté en figure 33). Ceci s’explique 
d’une part par le faible poids environnemental du 
cycle de vie des solutions déployées (consomma-
tion électrique comprise), et d’autre part par les 
transferts d’énergie induits entre les instants où les 
coûts marginaux sont les plus élevés (qui, dans ce 
contexte, sont également les instants où le contenu 

marginal en CO2 est le plus élevé) vers les instants 
aux coûts marginaux les plus faibles (au contenu 
marginal en CO2 plus faible). Concrètement, dans le 
cadre du scénario étudié, l’effacement du chauffage 
électrique permet de déplacer la production d’uni-
tés fonctionnant au charbon vers des centrales au 
gaz, moins émettrices de CO2. L’hypothèse consi-
dérée sur le prix de la tonne de CO2, et donc sur 
la préséance économique entre la production des 
centrales à charbon et des cycles combinés à gaz, 
est bien entendu centrale à ce résultat dont elle est 
inséparable.
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Effets sur l’emploi de la gestion active de la demande dans le résidentiel dans le scénario 
« Nouveau Mix 2030 » (décomposition des effets si fabrication en France)

Figure 35
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�• Valorisation en termes d’emploi

L’effet sur l’emploi (estimé ici pour le modèle « ECS + 
chauffage », dans l’hypothèse d’un déploiement non 
mutualisé et pour un report de 100 %) est lui aussi 
positif. Il  résulte essentiellement d’un contenu en 

emploi en France associé à l’activité créée par le 
déploiement supérieur à celui associé à l’activité 
détruite (notamment dans la filière combustible). 
Ce résultat reste valable même dans l’hypothèse 
où l’étape de fabrication des matériels est localisée 
hors de France.
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Q Conclusions et perspectives

Sur l’horizon et le mix énergétique considérés, la gestion active de la demande dans le résidentiel 
n’apparaît comme une solution prometteuse qu’à la condition que les coûts de déploiement des solu-
tions soient maîtrisés, notamment à travers la mutualisation des matériels déployés et leur installation 
avec d’autres services. La rentabilité n’apparaît comme possible que si au moins l’une des conditions 
suivantes est remplie :

a	�une diminution importante des coûts (par rapport à ceux pris comme hypothèse dans cette étude) ou 
une mutualisation de ces coûts avec d’autres services au sein de l’habitat ;

a	�des performances significatives en matière d’économie d’énergies (c-à-d. un taux de report inférieur 
à 50 %, en rupture avec les résultats des démonstrateurs identifiés) ;

a	�des hypothèses sur les caractéristiques techniques des services possibles (nombre ou durée des 
effacements de chauffage acceptés par les consommateurs, puissance accessible par foyer équipé…) 
beaucoup plus favorables que celles identifiées jusqu’ici dans les démonstrateurs et prises comme 
référence dans cette étude ;

a	�l’existence d’une composante de valeur pour le réseau de distribution positive (non évaluée à ce 
stade) et suffisamment importante (de l’ordre d’une vingtaine d’euros par foyer équipé par an).

Pour les foyers disposant d’un véhicule électrique, le gisement de flexibilité supplémentaire et la mutua-
lisation des matériels nécessaires à son pilotage avec les usages chauffage et eau chaude sanitaire per-
mettrait d’augmenter significativement la valeur dégagée et d’atteindre (de peu) la rentabilité dans les 
hypothèses dans cette étude.

Cependant, la valeur effective qui pourrait être apportée par cette fonction avancée dépendra du déploie-
ment d’autres solutions « concurrentes » pouvant rendre des services analogues. C’est notamment le cas 
de la gestion active dans le secteur industriel, apparaissant a priori plus attractive économiquement. Son 
déploiement massif contribuerait à réduire la valeur pour le système électrique apportée par la gestion 
active dans le secteur résidentiel. Cet effet n’a pas été étudié dans le cadre de cette étude, qui s’est 
concentrée sur l’analyse d’un déploiement isolé de chaque fonction avancée, et pourra faire l’objet de 
travaux dédiés afin de poursuivre et d’approfondir les analyses présentées dans le présent rapport.

À  la vue des analyses menées à ce stade et des incertitudes existantes sur les modèles de déploie-
ment, il n’est pas possible de formuler une recommandation claire et sans regret sur l’opportunité d’un 
déploiement massif de cette solution et d’un soutien par les pouvoirs publics.

Il apparaît important de souligner que la valeur de la gestion active de la demande dans le résidentiel 
correspond essentiellement160 aux services que peut apporter cette fonction avancée pour la gestion 
de l’équilibre offre-demande (à tous les horizons de temps). Ces services peuvent désormais être valo-
risés explicitement à travers les mécanismes de marché qui seront à même de révéler la valeur effective 
des services rendus par cette fonction avancée.

160.	La valeur pour le réseau de transport est relativement très faible. La valeur pour le réseau de distribution n’est à ce stade pas connue.
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3.5.2.	 Gestion active de la 
demande dans le secteur tertiaire

 
Le secteur tertiaire recouvre un vaste champ d’acti
vités (commerce, administration…) menées dans des 
bâtiments disposant de consommations d’électricité 
potentiellement flexibles. En particulier, le chauffage 
électrique peut être rendu flexible de façon analogue 
à ce qui peut être fait dans le secteur résidentiel.

Le secteur tertiaire présente une hétérogénéité de 
sites en termes de consommation (volume, profil) 
beaucoup plus forte que dans le secteur résidentiel 
(où la notion de consommateur moyen a beaucoup 
plus de sens). Malgré cet écueil, un consommateur 
tertiaire type a été analysé afin d’identifier la valeur 

associée à un déploiement sur le segment tertiaire. 
Cette limite n’est cependant pas rédhibitoire, les 
coûts nécessaires pour accéder à la flexibilité dans 
le secteur tertiaire étant considérés comme propor-
tionnels à la taille de l’installation de chauffage.

Par rapport au chauffage résidentiel, les coûts sont 
moindres en raison d’un effet d’échelle notable  : 
pour une même puissance, le nombre de sites à 
équiper est nettement moins important. 

Ainsi, les coûts d’accès à cette flexibilité sont 
moindres par rapport au secteur résidentiel. Ceci 
conduit à une évaluation positive de la rentabilité de 
cette fonction avancée, y compris dans l’hypothèse 
d’un taux de report de 100 % et d’un déploiement 
non mutualisé avec d’autres services. 

Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• �Site typique considéré de consommation de 
chauffage de 50 000 kWh/an

• �Mode de pilotage par interruption de la 
consommation totale de chauffage pendant 
une heure maximum

• �Puissance effaçable correspondant au profil de 
la part thermosensible du profil « ENT3 » :

• �Maximum de 4 activations par jour, espacées 
d’une heure au minimum

• �Délai de mobilisation inférieur à 15’

• �Absence de fourniture de services système fréquence

• �Plusieurs hypothèses de report considérées  
(0 %, 50 % et 100 %)

• �Report sur les 6 heures consécutives

• �Déploiement limité en puissance (100 MW) réparti 
uniformément en France

Hypothèses de coûts

• �Coûts fixes :
	 -	� Hypothèse de coûts haute : déploiement non 

mutualisé avec des services d’efficacité énergétique
		�  Coût des dispositifs techniques estimé à 680 €/site/

an incluant le matériel, installation et SI/télécom
	 -	� Hypothèse de coûts basse : déploiement mutualisé 

avec des services d’efficacité énergétique. Seul 
le surcoût pour fournir un service au système 
électrique est comptabilisé : 190 €/site/an

• �Coûts variables : pas de coûts variables à 
l’activation : la perte d’utilité pour le consommateur 
est négligée

Hypothèses de contenu en emploi

• �De 8,8 à 11,7 ETP.an en France par M€ dépensé en 
coûts initiaux selon la localisation de la fabrication 
des matériels déployés

• �10,5 ETP.an en France par M€ dépensé en coûts 
d’exploitation du lien SI

Hypothèses environnementales

• �Cycle de vie hors phase d’utilisation :  
1 kgeqCO2/site/an pour le cycle de vie des 
matériels

• �Consommation électrique dans la phase 
d’utilisation : 10 W/site en ruban

w Hypothèses détaillées en annexe
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Q �Analyse des résultats

�• Valorisation économique

Coûts et gains actualisés pour le système électrique de la gestion active de la demande en chauffage 
électrique d’un site tertiaire typique dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 36
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Figure 37
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• Valorisation environnementale

Le bilan environnemental en termes de réduction 
des émissions de gaz à effet de serre (GES) apparaît 
clairement positif, même dans le cas où le taux de 
report de l’effacement sur le chauffage est de 100 % 
(cas présenté en figure 37). Ceci s’explique (i) par les 
transferts d’énergie entre les instants où les coûts 
marginaux sont les plus élevés (qui, dans ce contexte, 
sont également les instants où le contenu marginal 

en CO2 est le plus élevé) vers des instants aux coûts 
marginaux les plus faibles (au contenu marginal en 
CO2  plus faible) et (ii) par le faible poids environ-
nemental du cycle de vie des solutions déployées 
(consommation électrique comprise). L’hypothèse 
considérée sur le prix associé à la production de gaz 
à effet de serre, et donc sur la préséance économique 
entre la production des centrales à charbon et des 
cycles combinés au gaz, est bien entendu centrale à 
ce résultat dont elle est inséparable.
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• Valorisation en termes d’emploi

L’effet sur l’emploi (estimé ici dans l’hypothèse d’un 
déploiement non mutualisé et pour un report de 
100 %) est positif, notamment du fait des impacts sur 

l’activité résultant de la redistribution de ces gains 
économiques dans l’économie française.

Ce résultat reste valable même dans l’hypothèse où l’étape 
de fabrication des matériels est localisée hors de France.

Effets sur l’emploi de la gestion active de la demande en chauffage électrique d’un site tertiaire 
typique dans le scénario « Nouveau Mix 2030 » (décomposition des effets si fabrication en France)

Figure 38

Sur l’horizon et le mix énergétique considérés, la gestion active de la demande apparaît légèrement plus 
prometteuse dans le secteur tertiaire que dans le secteur résidentiel, du fait des économies d’échelle 
associées. Néanmoins des incertitudes analogues existent sur sa rentabilité effective qui pourrait être 
impactée par le déploiement d’autres solutions « concurrentes » plus compétitives (notamment l’efface-
ment industriel) pouvant rendre des services analogues.

Le niveau de rentabilité évalué ne semble à ce stade pas permettre de formuler une recommandation 
claire et sans regret sur l’opportunité d’un déploiement massif de cette solution.

Il apparaît important de souligner aussi que la valeur de la gestion active dans le secteur tertiaire cor-
respond essentiellement161 aux services que peut apporter cette fonction avancée pour la gestion de 
l’équilibre offre-demande (à tous les horizons de temps). Ces services peuvent désormais être valorisés 
explicitement à travers les mécanismes de marché qui seront à même de révéler la valeur effective des 
services rendus par cette fonction avancée.

Q Conclusions et perspectives

161.	La valeur pour le réseau de transport est relativement très faible.
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3.5.3	 Gestion active de la 
demande dans le secteur industriel

La gestion active de la demande dans le secteur 
industriel est déjà une réalité en France. Au travers de 
différents mécanismes de marché ou appels d’offre 
(marché de l’énergie, mécanisme d’ajustement, ser-
vices système, participation aux réserves rapides et 
complémentaires, interruptibilité), les sites industriels 
offrent déjà leur flexibilité au système électrique 

La forme des services de flexibilité qui peuvent être 
rendus par les industriels et leur structure de coûts ne 
présentent pas nécessairement d’homogénéité. Afin 
de refléter partiellement cette diversité, deux types 
de flexibilité et deux structures de coûts sont consi-
dérées et leurs hypothèses ont été estimés à partir 
d’études publiques (E-Cube162, DENA163  et FFE164  : 
(i) effacement industriel par renoncement de produc-
tion ou autoproduction et (ii) modulation de charge.

Cette distinction prolonge un débat datant de plu-
sieurs années sur la possibilité et l’intérêt de distin-
guer les effacements « gris » (la réduction du soutirage 
électrique provient de l’utilisation d’autres usages et 
notamment de l’utilisation de groupes électrogènes) 
d’autres formes d’effacement (renoncement ou modu-
lation) considérés plus performantes sur le plan environ-
nemental. Ce débat concerne uniquement le secteur 
industriel, dans lequel l’effacement de consommation 
par utilisation de groupes électrogènes de secours est 
une forme ancienne et toujours attestée de flexibilité.

Le choix de mener une analyse sur deux catégo-
ries-types avec des hypothèses normatives est une 
première étape qui méritera d’être approfondie dans 
des travaux complémentaires. Il conviendrait de mieux 
refléter les caractéristiques techniques et les coûts des 
différents types de process industriels pouvant apporter 
de la flexibilité. Néanmoins, ces hypothèses normatives 
suffisent à mener une première estimation du potentiel 
de valeur. L’analyse permet de déterminer si ces flexibi-
lités, aujourd’hui en partie soutenues par des dispositifs 

162.	� E-Cube, 2013.
163.	� DENA, 2010.
164.	� Gruber et al., 2014
165.	� Les groupes électrogènes ont a priori été installés et amortis pour d’autres services (p.e. secours). 
166.	� Selon E-Cube, certains industriels pourraient arrêter leurs dispositifs de production sans report de production si la marge associée à cette production 

est inférieure à la rémunération retirée de l’effacement. 
167.	� La flexibilité est similaire pour l’autoproduction et le renoncement de consommation, sauf pour les émissions de CO2. Dans la suite, le cas de l’autoproduction 

est pris comme exemple.

spécifiques dédiés à l’effacement (appel d’offres effa-
cement, interruptibilité), présentent à terme une valeur 
dans un scénario de transition énergétique.

3.5.3.1	 Effacement industriel par renonce-
ment de consommation ou autoproduction

Certains industriels peuvent réduire leur soutirage 
sur le réseau sans report de leur consommation en 
utilisant les groupes de production (groupes élec-
trogènes) dont ils disposent165 ou éventuellement 
en renonçant à leur consommation166.

Q �Analyse des résultats

�• Valorisation économique

Les caractéristiques de cette flexibilité167 (fort coût 
d’activation) conduisent à ce que l’essentiel de sa 
valeur réside dans la disponibilité de l’effacement (et 
non la valeur de son activation). Les gains pour le sys-
tème électrique sont alors essentiellement tirés par la 
contribution à l’adéquation offre-demande long-terme.

a,���La contribution à l’adéquation offre-demande long-
terme représente 60 k€/MW/an, correspondant aux 
coûts fixes évités en turbine à combustion (TAC).

a,��Cette flexibilité qui se substitue dans le mix à des 
moyens TAC conduit à augmenter les dépenses 
de combustibles sur le marché énergie de l’ordre 
2  k€/MW/an. En effet, cette flexibilité est plus 
onéreuse à l’activation que les moyens TAC.

a,��La participation à la réserve 15’ (hausse) et à l’ajus-
tement permet une réduction des dépenses de 
combustibles de l’ordre de 3 k€/MW/an (gain sur la 
constitution de la réserve de l’ordre de 4 k€/MW/an 
mais un surcoût à l’activation de l’ordre de près de 
200 €/MWh sur environ 6 heures/an).

a,��La valeur pour le réseau de transport est négligeable 
si cette flexibilité est activée en mode « préventif ».
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Q �Analyse des résultats

• Valorisation économique

S’agissant de l’évaluation des gains en matière de 
réseau, il convient de noter que ce résultat pour-
rait être modifié en cas d’utilisation de la gestion 
dynamique de la charge en mode « curatif » plutôt 
qu’en mode « préventif ». Certains industriels sont 
en effet en mesure de réagir de façon très rapide168 
à des évènements dont la probabilité d’occurrence 
est faible, ce qui permet d’envisager que l’alimen-
tation d’une zone de consommation puisse repo-
ser en partie sur la possibilité d’activer de manière 
« curative » un gisement de flexibilité bien localisé. 
Concrètement, le « N-1 » (c’est-à-dire la faculté pour 
le réseau électrique à pouvoir supporter, sans rup-
ture de service, la perte d’une ligne) serait alors 
assuré par une solution d’effacement et non par le 
dimensionnement du réseau. Cette solution présen-
terait un intérêt économique car, du fait du caractère 
exceptionnel des situations de défaut où l’efface-
ment serait activé, les coûts d’activation seraient dès 

Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• ��Capacité d’effacement constante

• ��Absence de report en énergie

• ��Absence de contrainte sur le nombre d’activation

• ��Délai de mobilisation inférieur à 15’

• ��Absence de fourniture de services système 
fréquence

• ��Déploiement limité en puissance (100 MW) réparti 
uniformément en France

Hypothèses de coûts

• ��Coûts fixes :

	 -	� Hypothèse de coûts haute :11,5 k€/MW/an

	 -	� Hypothèse de coûts basse : 3,5 k€/MW/an

• Coûts variables d’activation : 300 €/MWh

Hypothèses environnementales

• ��Aucune hypothèse de cycle de vie établie – 
l’analyse environnementale est partielle.

• ��Recours à l’autoproduction à partir de diesel 
(1,3 tCO2/MWh effacé)

lors négligeables. Un telle approche pourrait théori-
quement générer une valeur de l’ordre de 5 k€/MW/
an dans des zones contraintes, sous condition de 
vérifier le caractère exploitable d’un tel système et 
d’une garantie absolue de disponibilité de la part 
des industriels concernés pour répondre à ce type 
de sollicitations très exigeantes.

L’analyse du bilan économique de l’effacement 
industriel par renoncement ou autoproduction fait 
ressortir un bilan très nettement positif. Cette ren-
tabilité repose essentiellement sur la substitution de 
cette flexibilité à des moyens de production (TAC), 
dont les coûts sont importants pour le système élec-
trique. Naturellement, cette évaluation dépend de 
la nécessité de tels moyens pour « boucler » l’équa-
tion énergétique dans le scénario considéré, mais 
également de la fluidité du mouvement de substi-
tution. En d’autres termes, toute politique ou déci-
sion conduisant à prolonger le maintien de moyens 
de production dans le système au moment où ces 
flexibilités apparaissent détruit quasiment toute leur 
valeur économique.

168.	� Certains industriels participent au dispositif d’interruptibilité qui exige un délai de réponse de 5 secondes. 

Hypothèses de contenu en emploi

• ��8,5 ETP.an en France par M€ dépensé
w Hypothèses détaillées en annexe
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• Valorisation environnementale 

L’analyse environnementale conduite, elle, à un résultat 
contre-intuitif  : alors même que le contenu de l’élec-
tricité livrée est très faiblement carboné en France, le 
bilan environnemental est nettement positif même 
si les effacements sont réalisés à partir de groupes 
électrogènes fonctionnant au diesel (le terme d’effa-
cement « gris » est parfois utilisé pour décrire ce type 
d’effacement). 

Ce résultat résulte de la participation de cette flexibilité 
à la réserve 15’, ce qui permet de diminuer le besoin 
de réserves placées sur l’hydraulique (qui constitue 
l’essentiel de la réserve du fait de leur forte flexibilité), 
ce qui permet une meilleure utilisation de l’hydraulique 

Coûts et gains actualisés pour le système électrique de l’effacement industriel par autoproduction 
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 39

Effets sur les émissions de gaz à effet de serre de l’effacement industriel par autoproduction 
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 40
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qui se traduit par des reports de production à partir de 
TAC et de centrales à charbon vers de la production 
à partir de cycles combinés au gaz, beaucoup moins 
émetteurs de CO2. Les émissions engendrées par l’uti-
lisation des groupes électrogènes demeurent quant à 
elles limitées, les durées d’appel étant très faibles.

Ce résultat devra être complété par une prise en 
compte du cycle de vie des dispositifs déployés 
(indisponible au moment de l’étude), mais ne 
semble pas à dire d’expert pouvoir être remis en 
cause. Néanmoins, il est, comme pour les autres 
fonctions avancées, adhérent à l’hypothèse sur la 
préséance économique entre la production à partir 
de centrales à charbon et de cycle combinés au gaz, 
et donc à celle sur le prix du carbone.
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• Valorisation en termes d’emploi

L’effet net sur l’emploi (évalué ici dans l’hypothèse 
haute de coût) apparaît très légèrement positif. 
Il  résulte de deux effets sur l’emploi d’amplitudes 
importantes qui se neutralisent globalement. D’une 
part, substituer cette fonction avancée (effacement 
industriel avec autoproduction ayant un contenu 

en emploi relativement faible) à des capacités de 
production (ayant un contenu en emploi fort) a un 
impact négatif important sur l’emploi. D’autre part, 
l’effet positif est lié à la compétitivité de l’efface-
ment, qui permet de faire baisser les coûts du sys-
tème et de réinjecter dans l’économie française des 
gains économiques qui se traduisent par des créa-
tions d’emplois. 

Effets sur l’emploi en France de l’effacement industriel par autoproduction 
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 41

3.5.3.2.	Gestion active de la demande 
industrielle par modulation de charge

Certains industriels peuvent moduler leur consom-
mation électrique en agissant sur leur programme 
de charge, selon des modes opératoires que leurs 
process industriels sont capables d’organiser (effets 
d’inertie, de stock…). Ces déplacements de charge 
peuvent s’opérer sur plusieurs semaines, plusieurs 
jours ou seulement quelques heures voire moins. 
Pour des industriels dont la charge peut être déca-
lée sur des périodes longues, la valeur économique 
sera au minimum celle estimée au paragraphe 

3.3.3.1 (à la différence près que l’énergie devra être 
compensée, mais a priori lors de périodes bien choi-
sies de faible tension du système électrique). 

Afin de représenter un cas significativement diffé-
rencié, complétant le cas précédemment étudié, 
une capacité de modulation limitée à 3  heures a 
été considérée. Elle correspond à une forme de 
flexibilité étudiée dans le démonstrateur Smart 
Grid Vendée. Le gisement d’usages industriels pou-
vant correspondre à ce type de flexibilités semble 
important169.

169.	� Par exemple, une étude réalisée conjointement par l’ADEME et le CEREN évalue à respectivement 11 % et 7 % les usages de type pompes et production 
de froid dans le secteur industriel, ce qui représente un volume annuel d’environ 21 TWh.
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Q �Analyse des résultats

• Valorisation économique

Les gains pour le système électrique sont essen-
tiellement tirés par la contribution à l’équilibre 
offre-demande aux différents horizons de temps.

a	�La contribution à l’adéquation offre-demande 
long-terme représente 55 k€/MW/an.

	� Cette valeur associée à la réduction des besoins 
en moyens de pointe correspond quasiment au 
coût annualisé évité de la TAC (60 k€/MW/an). Ceci 
résulte du fait que (i) la contrainte de stock auto-
rise une période de 3 heures sans consommation 
(si anticipation de consommation) et que (ii) les 
durées de défaillance sont généralement courtes 
dans le contexte étudié (95 % des épisodes de 
défaillance sont d’une durée de moins de 3 h).

170.	� Le coût marginal de constitution de la réserve 15’ est estimé à 4 k€/MW/an (correspondant à 140 heures de contraintes effectives sur l’hydraulique sur 
lesquelles le coût de la contrainte est de l’ordre de 30 €/MW/h). Néanmoins, la flexibilité modélisée permet éventuellement de dégager jusqu’à 3 MW.

Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• �Consommation constante

• �Modulation possible de la consommation entre 
0 et 3 fois la consommation moyenne

• �Contrainte de stock de 3 heures de consommation 
moyenne

• �Absence de contrainte sur le nombre d’activations

• �Délai de mobilisation inférieur à 15’

• �Absence de fourniture de service système fréquence

• �Déploiement limité en puissance (100 MW) 
réparti uniformément en France

Hypothèses de coûts

• �Coûts fixes :

	 -	� Hypothèse de coûts haute :14,5 k€/MW/an

	 -	� Hypothèse de coûts basse : 4,2 k€/MW/an

• �Coûts variables : pas de coût variable d’activation

Hypothèses de contenu en emploi

• �8,5 ETP.an en France par M€ dépensé

Hypothèses environnementales

• �Aucune hypothèse de cycle de vie établie – 
l’analyse environnementale est partielle.

a	�La participation au marché de l’énergie permet des 
économies de coûts de combustible de l’ordre de 
27 k€/MW/an résultant essentiellement de trans-
fert de production de semi-base et de pointe vers 
de la production nucléaire ou renouvelable.

a	�La participation à la réserve 15’ (hausse et baisse) 
permet un gain important de 24  k€/MW/an qui 
résulte (i) de la participation à la constitution des 
réserves à la hausse170), (ii) de la participation à 
la constitution des réserves à la baisse (surcons-
ommation) et (iii) de coûts d’activation inférieurs 
à ceux des autres moyens du parc de produc-
tion (notamment les STEP par rapport auxquelles 
cette flexibilité présente un avantage compétitif 
en termes de contraintes de stock puisque son 
rendement est de 100 %).

a	�La valeur pour le réseau de transport (coûts évités 
de renforcement, de redispatching et d’énergie 

w Hypothèses détaillées en annexe
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non distribuée du fait d’une incapacité du réseau 
à acheminer l’électricité produite) est faible de 
l’ordre de 2,8  k€/MW/an si cette flexibilité est 
activée « en préventif ». Cette valeur provient de 
la concomitance temporelle entre les activations 
pour l’équilibre offre-demande et les congestions 
du réseau de grand transport. Elle correspond à 
un déploiement réparti uniformément sur le terri-
toire métropolitain et provient essentiellement de 
la gestion de congestions sur le réseau de grand 
transport.

	� Du fait des contraintes sur les activations (rendant 
impossible une activation longue correspondant 
à la durée d’un incident sur le réseau), les caracté-
ristiques de cette flexibilité la rendent moins per-
tinente a priori pour une activation en « curatif » 
sauf à supposer qu’exceptionnellement ces capa-
cités pourraient accepter de limiter leur consom-
mation sur des durées plus importantes.

L’analyse du bilan économique de l’effacement 
industriel par modulation fait ainsi ressortir un bilan 
très nettement positif. 

Coûts et gains actualisés pour le système électrique de la modulation de charge industrielle dans 
le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 42

• Valorisation environnementale

Le bilan environnemental est très nettement posi-
tif, d’un ordre de grandeur supérieur à celui de 
l’effacement industriel par renoncement ou auto-
production. Ce bilan résulte essentiellement de 
l’utilisation récurrente de cette modulation au 
détriment des STEP, la modulation sur ces der-
nières étant moins intéressante économiquement 
du fait d’un rendement inférieur à 100 %. La réduc-
tion d’utilisation des STEP permet de réduire les 
pertes de rendement et donc la production totale 

d’énergie, causant une réduction de l’utilisation 
des combustibles fossiles.

Ce résultat ne semble pas à dire d’expert pouvoir 
être remis en question par l’absence de prise en 
compte du cycle de vie des dispositifs déployés. 
Surtout, à la différence des bilans environnementaux 
des autres formes de gestion active de la demande, 
ce résultat est robuste à l’hypothèse sur la pré-
séance économique entre la production à partir de 
centrales à charbon et de cycles combinés au gaz.
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• Valorisation en termes d’emploi

L’effet net sur l’emploi (évalué ici dans l’hypothèse 
haute de coûts) apparaît très nettement positif. La subs-
titution de cette flexibilité à des moyens de production 
et de facto à l’utilisation de combustibles a un impact 
négatif sur l’emploi dans le secteur énergétique, mais 
cet effet est plus que compensé par les emplois induits 

Effets sur les émissions de gaz à effet de serre de la modulation de charge industrielle  
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 43

Effets sur l’emploi en France de la modulation de charge industrielle  
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 44

par la distribution dans l’économie française des gains 
économiques engendrés. Le bilan emploi est nette-
ment plus positif que pour l’effacement industriel par 
renoncement de production ou autoproduction. Ceci 
résulte du fait qu’une partie significative de la valeur 
économique de la modulation de charge industrielle 
provient d’économies de combustibles qui détruisent 
très peu d’emplois en France.
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Q Conclusions et perspectives

Sur l’horizon et le mix énergétique considérés, la gestion active de la demande dans le secteur indus-
triel présente un intérêt économique important pour le secteur électrique et apparait comme une solu-
tion nettement plus compétitive que la gestion active dans les secteurs résidentiel et tertiaire.

Certains process industriels pourraient de surcroît participer aux services système et présenter une 
valeur significativement supérieure à celle présentée dans ce rapport.

Ces analyses conduisent à valider l’intérêt d’un déploiement généralisé, d’ailleurs déjà engagé, qui ne 
semble pas présenter de risque de regret. Des analyses complémentaires, prenant en compte la diver-
sité des process (et donc de leurs contraintes et leurs coûts), semblent néanmoins nécessaires pour 
identifier le niveau de déploiement pertinent.

Il apparaît important de souligner que la valeur de la gestion active dans le secteur industriel corres-
pond essentiellement171 aux services que peut apporter cette fonction avancée pour la gestion de 
l’équilibre offre-demande (à tous les horizons de temps et en particulier sur l’adéquation long-terme). 
Ces services peuvent désormais être valorisés explicitement à travers les mécanismes de marché qui 
seront à même de révéler la valeur effective des services rendus par cette fonction avancée. En particu-
lier, le mécanisme de capacité pourra permettre à cette flexibilité de se substituer au développement 
de nouveaux moyens de production de pointe. Localement, sur des zones contraintes du réseau de 
transport, ces flexibilités pourraient apporter un surcroît de valeur pour le réseau de transport en les uti-
lisant comme un moyen pour assurer le « N-1 » du réseau (solution de recours « en curatif » en cas d’in-
cident sur le réseau) à la place de renforcement. Cette possibilité est conditionnée à (i) une vérification 
de la possibilité d’exploiter le réseau dans ces conditions et (ii) à la garantie absolue de la disponibilité 
de la part des industriels concernés pour répondre à ce type de sollicitations très exigeantes (délais de 
mobilisation extrêmement courts). Des analyses complémentaires seront menées pour identifier ce qui 
peut être attendu de cette approche.

171.	� La valeur pour le réseau de transport est relativement très faible.



Valorisation socio-économique des réseaux électriques intelligents

131

172.	� Notamment en termes de localisation et d’équipements permettant une activation automatique

3.6	 COMMANDABILITÉ DE LA PRODUCTION ÉOLIENNE

Les scénarios de transition énergétique reposent 
généralement sur l’augmentation de la part des 
énergies renouvelables dans le mix énergétique. 
Ces énergies sont souvent présentées comme inter-
mittentes (la production électrique dépend d’un 
phénomène naturel variable) et « fatales » (lorsque la 
ressource primaire est disponible, l’installation pro-
duit de manière automatique de l’électricité). Cette 
caractéristique est souvent renforcée par la nature 
des régimes de soutien à ces sources de production 
d’électricité, qui ont souvent consisté en des formes 
de priorité d’injection (physique ou économique) 
considérant implicitement la production d’origine 
renouvelable comme une « production fatale » à 
intégrer aux prévisions et aux bilans mais sans pos-
sibilité de pilotage. Pour autant, les installations de 
production d’électricité à base d’énergies renouve-
lables, comme les éoliennes, sont susceptibles de 
faire varier leur production (dans la limite de la force 
du vent) en fonction de la situation du système élec-
trique. Dans le cadre de scénarios reposant de plus 
en plus largement sur le déploiement de l’énergie 
éolienne, cette forme de flexibilité doit être étudiée.

La commandabilité ou écrêtement de la production 
d’électricité éolienne représente la capacité à adap-
ter à la baisse le niveau de la puissance active de ces 
installations, pour répondre aux besoins du système 
électrique.

La production éolienne offre aujourd’hui une flexibi-
lité relativement limitée au service du système élec-
trique. Cependant, la puissance active produite peut 
techniquement être écrêtée/commandée à la baisse 
dans des délais très brefs (quelques secondes). 
Des solutions techniques sont déjà déployées sur 
certaines installations mais ne sont pas systémati-
quement accessibles à l’ensemble des acteurs sus-
ceptibles de tirer profit de ce potentiel.

L’écrêtement de cette production doit s’envisa-
ger sous l’angle économique : parce que son coût 
marginal est nul, la perte de valeur pour chaque 
MWh d’énergie écrêtée est forte. Cette fonction 
peut néanmoins présenter un intérêt pour le sys-
tème électrique  à double titre  : pour contribuer 
aux besoins d’équilibrage offre-demande d’une 
part et pour permettre de gérer des contraintes sur 
les réseaux et d’éviter un surdimensionnement de 
l’infrastructure d’autre part.

Selon la finalité poursuivie (équilibre offre-demande, 
exploitation et développement du réseau), les exi-
gences sur la commandabilité sont différentes et ne 
requièrent pas nécessairement les mêmes formes de 
déploiement172. Ainsi, la notion générale de comman-
dabilité de la production éolienne sera étudiée sous 
deux angles emportant des caractéristiques techniques 
et des ressources nécessaires différentes.
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3.6.1	 Commandabilité 
de la production éolienne 
pour les besoins du réseau 
de transport

En supposant le déploiement de dispositifs tech-
niques de commandabilité ainsi que la mise en 
place d’un schéma organisationnel entre produc-
teurs éoliens, gestionnaires de réseau de distribu-
tion et RTE, ce dernier peut disposer d’un levier 
pour réduire le niveau de l’injection des produc-
teurs éoliens en cas de contraintes sur le réseau de 
transport.

Cette flexibilité permet d’éviter que le dimensionne-
ment du réseau obéisse au souci d’évacuer la puis-
sance dans toutes les circonstances. Elle permet, 
toutes choses étant égales par ailleurs, de limiter les 

renforcements du réseau pour accueillir les raccor-
dements de production EnR.

RTE a fait évoluer ses doctrines d’exploitation 
pour permettre l’utilisation de ces flexibilités 
(notamment dans la doctrine S3REnR de déclen-
chement des renforcements), mais identifie que 
des écrêtements récurrents, au-delà d’une durée 
annuelle de 50 heures d’écrêtement (valeur nor-
mative estimée sur la base de premières analyses), 
pourraient avoir des effets importants sur l’ex-
ploitation du réseau et conduire à de nouvelles 
contraintes et de nouveaux coûts (modification 
du contrôle-commande des postes, modification 
des processus et outils du gestionnaire de réseau 
de transport pour l’activation de ces leviers, etc.) 
qui ne sont à ce stade pas encore pleinement 
identifiés et quantifiés.

Principales hypothèses

Hypothèses de coûts

• �Coût des dispositifs estimé entre 2,4 et  
3,3 k€/MWcommandable sur la base d’un déploiement 
prioritaire sur les parc éoliens les plus puissants. 
L’hypothèse basse de coûts suppose qu’une 
partie des dispositifs, imposés actuellement par 
la réglementation, sont de toutes façon déployés. 
Seule une partie des installations de production 
doit être équipée pour permettre de gérer les 
contraintes du réseau.

• �Durée de vie technique de 15 ans

Modes d’exploitation

• �Surcharges temporaires à 115 % de la puissance 
garantie en N-1

• �Durée d’écrêtement limitée à 50 heures par 
zone dans l’hypothèse centrale (valeur normative 
estimée sur des premières analyses de RTE, pour 
éviter des effets non pleinement identifiés sur les 
modes d’exploitation et les surcoûts associés) 

Hypothèses techniques

• �Déploiement (i) localisé dans les zones de 
contraintes du réseau et (ii) limité en puissance 
installée au niveau nécessaire à écrêter pour gérer 
les contraintes

• �Mise en œuvre de l’écrêtement à partir de 
dispositifs (automates + dispositif de pilotage) 
permettant une réponse dans des délais 
compatibles avec une utilisation en mode « curatif » 
(l’écrêtement peut intervenir après un défaut 
dans un délai compatible avec les surcharges 
temporaires supportables par le réseau de 
transport)

• �Absence de seuil d’écrêtement de puissance

Hypothèses de contenu en emploi

• �De 8,8 à 11,9 ETP.an en France par M€ de dépense 
d’investissement selon la localisation de la 
fabrication des matériels déployés

Hypothèses environnementales

• �Aucune hypothèse de cycle de vie établie – 
l’analyse environnementale est partielle.

w Hypothèses détaillées en annexe
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173.	� L’unité MWEnR raccordé correspond à la puissance totale d’EnR raccordée alors qu’une faible partie des installations (exprimée en MWcommandable) doit être 
équipée pour mettre en oeuvre cette fonction avancée. Présenter les résultats sous cette unité permet une évaluation par rapport au coût du réseau de 
transport dans la quote-part de raccordement des EnR.

Dans ce cadre, la faculté de pouvoir écrêter ponc-
tuellement une part de la production éolienne dans 
une zone donnée conduit à des économies impor-
tantes en matière d’investissements réseau.

Q �Analyse des résultats

• Valorisation économique

L’écrêtement de production éolienne permet (même 
en les limitant à une durée de 50 heures par an), par 
rapport à une politique de renforcement dès l’appa
rition des contraintes, de reporter ou éviter des 
renforcements pour un bénéfice économique très 
important, de l’ordre de 2,7  k€/MWcommandable/an. Il 
traduit de faibles coûts d’équipement et de faibles 
volumes d’énergie qui permettent une réduction 
significative des besoins de renforcement du réseau 
de transport. D’ailleurs, certains dispositifs sont déjà 
imposés par la réglementation et pourraient ne 
pas être comptabilisés dans l’analyse économique 
menée ici. Du fait du très faible nombre d’heures 
d’activation, la perte de valeur résultant de l’éner-
gie écrêtée (qui doit être compensée par d’autres 
moyens de production) est négligeable et inférieure 
à 0,1 k€/MWcommandable/an.

Cette démarche a déjà permis de réduire la part 
transport moyenne de la quote-part S3REnR de 
l’ordre de 25 %, soit 3 k€/MWEnR raccordé

173 (sur une part 
transport effective moyenne de 10 k€/MWEnR raccordé 
une fois cette économie prise en compte). 

Deux pistes sont actuellement explorées par RTE 
pour augmenter la valeur de cette fonction avancée :

a	�Adapter les modes d’exploitation pour per-
mettre des durées d’écrêtement plus élevées

Sous condition de faisabilité et d’absence de 
surcoûts significatifs, RTE pourrait procéder à des 
écrêtements pendant des durées plus importantes, 
de manière à pousser jusqu’à son terme la logique 
de l’arbitrage économique entre les coûts de renfor-
cement et la perte de valeur liée à l’énergie écrêtée.

�Cet approche conduirait à écrêter certaines 
éoliennes pendant une durée de l’ordre de 
250  heures par an et conduirait à réduire les 
coûts d’insertion des EnR de l’ordre de 18 %, soit  
1,8 k€/MWEnR raccordé. Ce résultat correspondant à une 
réduction des coûts de renforcement du réseau 
de 2,5 k€/MWEnR raccordé mais est associé à une perte 
d’énergie valorisée à hauteur de 0,7 k€/MWEnR raccordé.

a	�Augmenter les surcharges temporaires
�L’existence de surcharges temporaires admissibles par 
le réseau combinée avec une capacité à écrêter de la 
production dans des délais courts permet de gérer un 
défaut sur le réseau sans coupure même dans le cas 
où la puissance transitée avant la survenue du défaut 
est supérieure à la puissance garantie en N-1. Toutes 
choses égales par ailleurs, ceci permet en situation 
normale de tolérer davantage de transits. Le niveau de 
surcharge temporaire utilisé dans le dimensionnement 
des raccordements actuellement à 115 % pourrait être 
relevé à 135 % pendant les périodes d’été (sous réserve 
de l’analyse en cours) permettant ainsi de repousser 
certains renforcements et réduire de l’ordre de 10 % 
la part transport de la quote-part des S3REnR, soit 
1 k€/MWEnR raccordé. Le volume d’énergie écrêtée serait 
inchangé au premier ordre (impact uniquement en 
situation de défaut).
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174.	� Les instants d’écrêtement de la production EnR pour contrainte locale du réseau correspondent globalement aux instants de forte production nationale 
à base d’EnR où le MWh marginal a généralement un contenu en CO2 très faible.

• Valorisation environnementale

Dans l’hypothèse centrale (limitation de la durée 
annuelle d’écrêtement à 50 heures et maintien des 
surcharges temporaires), le bilan environnemental 
est négatif car les écrêtements de production se tra-
duisent par la substitution d’énergie non carbonée 
par de l’énergie produite par le moyen de produc-
tion marginal (qui est potentiellement émetteur en 
GES). Néanmoins, l’enjeu en termes d’émissions de 
GES, de l’ordre de 0,5 tCO2/MWcommandable/an, est très 
faible ramené à la valeur économique créée (près de 
6 000 € de valeur créée pour une tonne de CO2 sup-
plémentaire occasionnée). Ceci est lié (i) au faible 
volume d’énergie écrêtée permettant de réduire 
les besoins de renforcement et (ii) au faible contenu 
marginal en CO2 de la production d’électricité pen-
dant les besoins où les écrêtements sont nécessaires 
(effet de la corrélation entre le solde production EnR-
consommation locale générant les contraintes et le 
solde production EnR – consommation aux niveaux 
national et européen)174. Ce résultat est néanmoins 
à consolider avec l’étude plus exhaustive de confi-
gurations de réseau et la prise en compte du cycle 

de vie des matériels déployés et des renforcements 
de réseau évités (ainsi que les éventuelles consé-
quences sur les pertes électriques). 

La potentielle levée de la contrainte relative à la 
durée d’activation, prometteuse en termes d’éco-
nomies sur les renforcements de réseau, aurait par 
contre pour conséquence d’augmenter très signifi-
cativement le volume d’énergie écrêtée et présen-
ter un bilan environnemental négatif plus marqué. 
Cette conclusion serait cependant loin de pouvoir 
justifier de renoncer au déploiement de cette flexibi-
lité (l’effet est de l’ordre d’une tonne de CO2 émise 
pour 600 € de gains supplémentaires réalisés).

• Valorisation en termes d’emploi

Dans l’hypothèse centrale considérée (hypothèse 
haute de coûts, limitation de la durée annuelle 
d’écrêtement à 50 heures et maintien des surcharges 
temporaires), l’effet net sur l’emploi est positif et est 
tiré par la création d’emplois induits du fait de la 
redistribution dans l’économie française des gains 
importants apportés par cette fonction avancée.

Coûts et gains pour le système électrique de la commandabilité de la production éolienne 
pour la gestion des congestions du réseau de transport

Figure 45
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Effets sur l’emploi en France de la commandabilité de la production éolienne pour la gestion 
des congestions du réseau de transport

Figure 46

Q Conclusions et perspective

La commandabilité de la production éolienne pour les besoins du réseau de transport présente un 
intérêt économique très important. Le déploiement peu onéreux de dispositifs techniques d’écrête-
ment associé à l’écrêtement de faibles quantités d’énergie permettent d’importantes économies en 
renforcement du réseau de transport. RTE a déjà intégré et prévu dans ses doctrines cette flexibilité et 
permet ainsi aux producteurs de bénéficier d’une réduction de l’ordre de 25 % de la part transport de 
la quote-part payée pour le raccordement. Ces solutions étant amenées à se déployer de façon impor-
tante, il apparaît nécessaire de définir les modalités techniques et contractuelles d’activation (avec les 
différents acteurs concernés : producteurs, gestionnaires du réseau de distribution) de cette flexibilité 
qui est essentiellement raccordée sur le réseau de distribution.

Les pistes supplémentaires identifiées pour maximiser la valeur de cette solution présentent un poten-
tiel économique significatif nécessitent des instructions complémentaires de RTE sur leur faisabilité 
technique ainsi que sur les éventuels coûts associés.
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3.6.2	 Commandabilité de 
la production éolienne pour 
la participation à la réserve 
à la baisse et à l’ajustement

Dans les scénarios de pénétration accrue des EnR 
dans le mix électrique, des situations dans lesquelles 
la production réputée fatale dépasse la consomma-
tion et les capacités d’export peuvent survenir. Dans 
ces situations, le recours à l’écrêtement de produc-
tion EnR (quel qu’en soit le vecteur) est inévitable 
pour assurer l’équilibre entre l’offre et la demande. 

Au-delà de ces instants (où l’équilibre pourrait être 
assuré si besoin par des mesures exceptionnelles), 
la participation des installations de production 
éolienne à la réserve à la baisse et à l’ajustement 
pourrait présenter une valeur dans les moments 
de « butée de baisse » où le système électrique est 
limité en flexibilité à la baisse et où la constitution 
de réserves requises à la baisse s’avère coûteuse 
car reposant sur la substitution de production 
nucléaire par des moyens de production thermique 
ou hydraulique plus flexibles à la baisse.

Q Analyse des résultats

• Valorisation économique

Le bilan économique est très positif. Les gains résul-
tant de la participation aux réserves à la baisse et à 

l’ajustement sont d’environ 3,2  k€/MWcommandable/an 
et couvrent très largement les coûts. Cette valeur 
correspond à un gain sur le coût de constitu-
tion de la réserve 15’ à la baisse de l’ordre de  
9,2  k€/MWcommandable/an175 diminué d’un surcoût 
d’équilibrage de l’ordre de 6 k€/MWcommandable/an176.

175.	� Le coût marginal de constitution de cette réserve est de 19 k€/MWcommandable/an mais l’effet du facteur de charge (de l’ordre de 50 % en moyenne sur ces 
périodes contraintes) réduit cette valeur à 9 k€/MWcommandable

176.	� À l’activation, cette flexibilité à la baisse est économiquement moins intéressante que les moyens thermiques ou les STEP. 

Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• �Déploiement limité en puissance à 100 MW de 
capacité éolienne installée

• �Délai de mobilisation inférieur à 15’

• �Absence de fourniture de services système fréquence

• �Absence de seuil d’écrêtement de puissance

Hypothèses de coûts

• ��Coût des dispositifs techniques estimé entre 0 et 
à un maximum de 1 k€/MWcommandable/an sur la base 
d’un déploiement prioritaire sur les parc éoliens 
les plus puissants. L’hypothèse basse de coûts 
suppose qu’une partie des dispositifs, imposés 
actuellement par la réglementation, sont de toute 
façon déployés.

• ���Durée de vie technique de 15 ans

• ��Les coûts de participation au mécanisme 
d’ajustement sont négligés

Hypothèses de contenu en emploi

• �De 8,8 à 11,9 ETP.an en France par M€ de dépense 
d’investissement selon la localisation de la 
fabrication des matériels déployés

Hypothèses environnementales

• �Aucune hypothèse de cycle de vie établie – 
l’analyse environnementale est partielle.

w Hypothèses détaillées en annexe
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• Valorisation environnementale 

Alors que cette fonction avancée repose sur la dis-
ponibilité d’écrêtement de production décarbonée, 
le bilan environnemental est clairement positif et 
s’explique d’une part par la très faible occurrence 
d’appel sur le mécanisme d’ajustement de cette 
flexibilité à la baisse (du fait de son coût marginal nul) 
et d’autre part par les économies de combustibles 

Coûts et gains actualisés pour le système électrique de la commandabilité de la production 
éolienne pour la participation à l’ajustement dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 47

Effets sur les émissions de gaz à effet de serre de la commandabilité de la production éolienne 
pour la participation à l’ajustement dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 48

associées (qui sont traduites dans les gains écono-
miques) réalisées sur les épisodes de « butée de 
baisse » qui consistent essentiellement à transférer 
de la production d’origine fossile vers la production 
nucléaire.

Ce résultat ne semble pas à dire d’expert pouvoir 
être remis en question par l’absence de prise en 
compte du cycle de vie des dispositifs déployés. 
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• Valorisation en termes d’emploi 

L’effet net sur l’emploi en France est très positif et est tiré par la création d’emplois liée à la redistribu-
tion dans l’économie française des gains importants apportés par cette fonction avancée.

Q Conclusions et perspectives

Effets sur l’emploi en France de la commandabilité de la production éolienne pour la participation à 
l’ajustement dans le scénario « Nouveau Mix 2030 » (décomposition des effets si fabrication en France)

Figure 49

Dans un mix énergétique intégrant une large part d’EnR variables, la participation à la réserve à la 
baisse et à l’ajustement des installations de production éolienne (qui aujourd’hui n’y participent pas) 
apparaît clairement comme une solution économiquement pertinente pour le système électrique.

Bien que les coûts associés à l’émergence de ces capacités sur le mécanisme d’ajustement soient 
faibles, il n’est cependant pas nécessaire de développer la participation de l’ensemble des installations. 
Des travaux complémentaires seront nécessaires pour identifier le niveau pertinent d’un tel déploie-
ment afin de maximiser la valeur pour le système électrique.
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177.	� Le terme de stockage stationnaire se définit par opposition aux stockage dédiés à des usages mobiles (batteries pour véhicules, téléphones, ordinateurs, etc.).
178.	� ADEME, 2013.
179.	� Dispositif en phase de test dans le démonstrateur Venteea

3.7	 STOCKAGE DE FAIBLE CAPACITÉ APTE AU RÉGLAGE 
PRIMAIRE DE FRÉQUENCE

La nécessité d’assurer en permanence l’équilibre 
offre-demande d’électricité dans un contexte où la 
variabilité existante de la demande s’accompagne 
également de l’intermittence d’une part croissante 
de la production avec l’essor des EnR confère natu-
rellement au stockage un statut de solution tech-
nique idéale pour le système électrique.

Le stockage d’électricité est déjà présent de façon 
conséquente dans le système électrique à travers les 
réservoirs hydrauliques de type lac et les stations de 
transfert d’énergie par pompage ainsi qu’à travers 
certains usages de l’électricité (p.e. eau chaude sani-
taire). Les gisements de développement de ces tech-
nologies apparaissent néanmoins très limités, et c’est 
vers d’autres formes de stockage que s’orientent 
aujourd’hui beaucoup de travaux et de réflexions sur 
le plan technique, économique ou institutionnel.

Sur le plan technique et même si les performances 
techniques de certaines technologies ne sont pas 
encore stabilisées, les différentes formes de stoc-
kage stationnaire177 d’électricité peuvent en théorie 
ou pourront à l’avenir contribuer à l’ensemble des 
problématiques du système électrique, telles que 
l’adéquation long-terme de l’offre et de la demande 
(en substitution à des moyens de pointe), l’équilibre 
offre-demande à court-terme (en remplacement à 
l’utilisation des moyens de production ou d’autres 
formes de flexibilité) ou la gestion des contraintes 
sur les réseaux (de manière à éviter un surdimension-
nement de l’infrastructure). Jusqu’ici, les interroga-
tions ont ainsi plus largement porté sur la faculté de 
ces nouvelles formes de stockage à constituer des 
alternatives économiquement rentables à la pro-
duction, l’effacement ou les ouvrages des réseaux. 

Sur le plan économique, les travaux de référence 
conduits par l’ADEME178 ont permis de comparer, 
pour une large gamme de technologies de stockage, 
les gains pour le système électrique aux coûts de 
déploiement. Ces travaux parviennent à la conclu-
sion que, pour un déploiement en France métropo-
litaine, la seule forme de stockage (hormis les STEP 
dont le gisement technique est a priori limité) ayant 
un potentiel de rentabilité concerne les formes de 
participation au réglage primaire de la fréquence. 
Ainsi, le travail d’analyse mené dans le cadre des 
travaux synthétisés dans le présent rapport a porté 
uniquement sur le cas particulier d’un stockage (bat-
terie de technologie lithium-ion) de faible capacité 
équipé d’un dispositif179 permettant la participation 
au réglage primaire de la fréquence.

À cet égard, le code Load Frequency Control and 
reserves, dans la version proposée par ENTSO-E et 
approuvée par l’ACER, contient une proposition de 
renforcement des exigences réglementaires rela-
tives aux contraintes de stock. Par ailleurs, au niveau 
français, les règles services système devront évoluer 
pour encadrer la participation des installations à 
stock d’énergie limité (p. ex. les batteries).

L’existence de contraintes de stock nécessite une 
stratégie de pilotage plus complexe qu’un simple 
asservissement à la fréquence, ce qui contribue à ce 
que le service effectivement rendu s’éloigne du pro-
duit normé « réserve primaire ». Le développement 
de ce type de solutions entraînera une nécessaire 
réglementation sur le produit, qui pourrait entraîner 
des impacts significatifs à la baisse sur les valorisa-
tions obtenues.
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180.	� ADEME, 2013.
181.	� 1,9 MW de capacités de production « libérées » pouvant ainsi se substituer à des besoins de 1,9 MW de TAC au coût de 60 k€/MW/an.

Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• �Puissance de 2 MW

• �Capacité de stockage de 1 MWh

• �Participation symétrique au réglage primaire de la 
fréquence à hauteur de 1,9 MW

• �Rendement de 90 %

• �Consommation moyenne (car rendement inférieur 
à 100 %) de 9,5 kW. Estimée sur la réponse 
à un historique de fréquence

Hypothèses de coûts

• �Coûts fixes annualisés :

	 -	� Hypothèse de coûts basse : 155 k€/an

	 -	� Hypothèse de coûts haute : 290 k€/an

Hypothèses de contenu en emploi

• �Aucune hypothèse établie – l’analyse emploi n’est 
pas menée.

Hypothèses environnementales

• �Aucune hypothèse de cycle de vie établie – 
l’analyse environnementale n’est pas menée.

Q Analyse des résultats

• Valorisation économique

L’analyse économique conduit à une évaluation 
très positive des gains pour le système électrique 
au regard du coût de la batterie et du dispositif de 
contrôle commande. 

Ces gains résultent en grande partie d’une meilleure 
optimisation du fonctionnement du parc de produc-
tion  : en participant à la fourniture de services sys-
tème, le stockage par batterie « libère » la possibilité 
pour des moyens au coût variable de production 
faible, comme les centrales nucléaires, de produire 
à pleine puissance et de remplacer des centrales de 
production moins compétitives. Ce gain est estimé 
dans les analyses présentées à 950 k€/an pour la bat-
terie considérée. Il convient de préciser que le coût 
marginal de constitution de la réserve primaire pour le 
réglage de fréquence est estimé sur le scénario consi-
déré à 500 k€/MW/an (i.e 55 €/MW/h). Cette valeur, 
très élevée par rapport aux évaluations actuelles, est 

indissociable du scénario étudié et s’explique par 
la durée importante (6 500  heures/an) de sollicita-
tions des moyens nucléaires pour la constitution de 
la réserve primaire et par le différentiel entre le coût 
marginal de production du système et le coût de pro-
duction nucléaire (77 €/MWh en moyenne) dans ces 
situations. Cette valeur est comparable à celle estimée 
par l’ADEME180 dans le scénario « Nouveau Mix 2030 » 
du Bilan prévisionnel 2012 (450 k€/MW/an).

La participation de ce moyen à la réserve primaire 
libère également des capacités de production qui 
contribuent à l’adéquation de capacité à long-terme. 
Ce gain est de l’ordre de 110 k€/an pour la batterie 
considérée (2MW)181.

La consommation moyenne de la batterie résultant 
du rendement de la batterie engendre une dépense 
supplémentaire de combustible très faible de l’ordre 
de 10 k€/an pour la batterie considérée (2MW).

Bien que ce dispositif apparaisse, au vu de cette étude, 
comme ayant une rentabilité très importante pour le 

w Hypothèses détaillées en annexe
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système électrique, plusieurs limites doivent être prises 
en considération. D’une part, du faible de la faible pro-
fondeur du marché de la réserve primaire, l’évalua-
tion de la valeur est très sensible aux hypothèses sur 
la participation aux services système des différentes 
filières et aux potentiels échanges à venir de réserve 
entre pays. Par exemple, la participation de 100 MW 
de capacités de soutirage ou de capacités étrangères 
contribuerait à faire baisser de 20 % la valeur estimée. 
Pour cette même raison, l’évaluation, menée en sup-
posant un déploiement faible, ne peut être extrapolée 
à un déploiement plus conséquent (cette précaution 
est valable également pour les autres fonctions avan-
cées étudiées mais dans des proportions moindres) : 
cette extrapolation constitue justement l’objectif des 

Coûts et gains actualisés pour le système électrique d’un stockage de faible capacité dédié 
au réglage primaire de fréquence dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 50

études complémentaires mentionnées dans la partie 
3.2. D’autre part, la participation de ce type de stoc-
kage aux services système fréquence nécessite des 
évolutions techniques et réglementaires en matière 
d’exigences sur la gestion de stock, ce qui pourrait 
diminuer significativement la valeur obtenue.

• Valorisations environnementale et en termes 
d’emploi 

En l’absence d’hypothèses sur le cycle de vie de la bat-
terie ainsi que le contenu en emploi en France de la 
construction d’une batterie, l’analyse environnemen-
tale (qui aurait sinon été beaucoup trop partielle) et 
l’analyse des effets sur l’emploi n’ont pas été menées.

La mise en place de batteries de faible capacité (de 30 minutes de pleine puissance) pourrait présenter une 
rentabilité très importante pour le système en participant au réglage primaire de la fréquence. Néanmoins, 
cette estimation de rentabilité est très sensible aux hypothèses sur les capacités participant au réglage 
primaire de la fréquence. Ainsi, un développement significatif de la participation de sites de soutirage au 
réglage de la fréquence et/ou d’échanges avec les pays voisins de réserves en services système pourrait 
faire baisser cette valeur de façon très importante et impacter la rentabilité de cette fonction.

Par ailleurs, la développement de la participation de moyens de stockage fortement contraints en stock 
d’énergie au réglage de la fréquence soulève une question sur la garantie de réponse au signal de 
fréquence et donc de sûreté et pourrait conduire à réinterroger les exigences portant sur les services 
système fréquence, historiquement conçues pour des groupes de production n’ayant pas (ou quasi-
ment pas) de contraintes de stock. 

Ceci pourrait remettre en cause les premiers éléments de valeur quantifiés dans cette étude.

Q Conclusions et perspectives
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182.	Outil IPES (Insertion de la Production Éolienne et photovoltaïque sur le Système).

3.8	 OBSERVABILITÉ ET PRÉVISION DE LA PRODUCTION 
ENR DISTRIBUÉE

Parmi les enjeux associés au déploiement massif 
d’installations de production d’origine renouvelable 
photovoltaïque et éolienne en Europe, la faculté 
de pouvoir anticiper correctement le volume, la 
forme et la localisation de cette production figure 
en bonne place. À  ce titre, la production des EnR 
distribuées fait l’objet de prévisions à différentes 
échéances proches du temps réel pour anticiper 
(i) les problématiques d’équilibre offre-demande et 
(ii) les transits sur les réseaux.

À cet effet, RTE (au titre de la gestion de l’équilibre 
offre-demande et de la gestion des congestions sur 
le réseau de transport) et les gestionnaires de réseau 
de distribution (au titre de la gestion des congestions 

sur les réseaux de distribution) ont mis en place des 
systèmes de télémesure et des algorithmes de pré-
vision pour remplir leurs missions respectives. En 
particulier, RTE a mis en place ces dernières années 
un outil182 de suivi en temps réel et de prévision de 
la production éolienne et photovoltaïque.

Cependant, la granularité et la qualité des données 
de production restent à l’heure actuelle perfectibles, 
tout particulièrement pour la production renou-
velable raccordée sur le réseau de distribution. En 
particulier, les télémesures actuelles (i) portent sur un 
périmètre limité d’installations, (ii) sont effectuées à 
des mailles parfois agrégées avec de la consomma-
tion et (iii) ne sont pas disponibles en temps réel.

Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• �Déploiement considéré sur toute la production 
éolienne et photovoltaïque raccordée en HTA

• �Réduction des besoins de marge et d’ajustement 
de 30 % à échéance 2 heures par rapport aux 
besoins projetés en 2030 sans la fonction avancée

• �Réduction de la marge de déclenchement préventif 
d’écrêtement pour contrainte réseau de 10 % de la 
production EnR à 0 %.

Hypothèses de coûts

• �Un dispositif d’observabilité par parc EnR de 
dimension moyenne de 5 MW

• �Coûts fixes annualisés :

	 -	� Hypothèse de coûts basse : 0 €/MWobservable/an  
(dispositifs imposés)

	 -	 Hypothèse de coûts haute : 165 €/MWobservable/an

Hypothèses de contenu en emploi

• �De 8,8 à 11,9 ETP.an en France par M€ de dépense 
d’investissement selon la localisation de la 
fabrication des matériels déployés

Hypothèses environnementales

• �Aucune hypothèse de cycle de vie établie – 
l’analyse environnementale est partielle.

w Hypothèses détaillées en annexe
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Q Analyse des résultats

• Valorisation économique

Un déploiement généralisé de moyens de téléme-
sure temps-réel de toute la production éolienne et 
photovoltaïque raccordée sur les réseaux de dis-
tribution en moyenne tension (HTA) permettrait 
d’améliorer la qualité et la précision des données 
et par conséquent la prévision de la production EnR 
(au niveau local et national) et de la consommation 
(déduite par les mesures portant sur la production 
et les échanges aux frontières) et ainsi apporter une 
meilleure visibilité sur (i) les potentiels déséquilibres 
à venir entre l’offre et la demande et (ii) les évolu-
tions des transits sur le réseau.

Cette meilleure anticipation (pour le gestionnaire de 
réseau de transport et les responsables d’équilibre) 
engendre des gains économiques. Elle peut en 
effet permettre (i) de réduire le niveau des réserves 
requises et les besoins d’équilibrage offre-demande 
et donc de réduire les coûts de constitution de 
réserves et les coûts d’équilibrage offre-demande et 
(ii) de réduire les coûts de gestion des contraintes 

des réseau notamment via des décisions plus perti-
nentes de déclenchement d’écrêtement de produc-
tion EnR.

Les gains pour le système électrique proviennent 
essentiellement de la réduction des dépenses de 
combustibles (de l’ordre de 12 M€/an) correspondant 
aux surcoûts d’équilibrage. La réduction des besoins 
d’équilibrage représente environ 3  TWh/an (hausse 
et baisse) à un surcoût d’équilibrage de l’ordre de  
4  €/MWh. Ramené au MW d’EnR observable, ces 
gains représentent environ 260 €/MWobservable/an.

Les gains pour le réseau de transport, qui résulte-
raient d’une exploitation du réseau plus proche de 
ses limites du fait d’une meilleure information et 
anticipation des flux (et des conséquences sur le 
dimensionnement de l’infrastructure) sont de l’ordre 
de 50 €/MWobservable/an.

Les gains pour le système électrique sont suffi-
sants pour justifier l’intérêt économique d’une telle 
évolution.

Coûts et gains actualisés pour le système électrique de l’observabilité de la production EnR 
raccordée en moyenne tension dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 51
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Effets sur les émissions de gaz à effet de serre de l’observabilité de la production EnR 
raccordée en moyenne tension dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 52

Effets sur l’emploi en France de l’observabilité de la production EnR raccordée en moyenne 
tension dans le scénario « Nouveau Mix 2030 » (décomposition des effets si fabrication en France)

Figure 53

• Valorisation environnementale

Du fait des économies en termes de dépenses de 
combustibles, résultant essentiellement de la moindre 
sollicitation des STEP pour l’ajustement (du fait de 
son rendement, la sollicitation des STEP induit une 
consommation globale d’énergie), le bilan environne-
mental est positif.

Ce résultat ne semble pas à dire d’expert pouvoir 
être remis en question par l’absence de prise en 
compte du cycle de vie des dispositifs déployés. 
Néanmoins, il dépend de l’hypothèse sur la pré-
séance économique entre la production à partir de 
centrales à charbon et de cycle combinés au gaz.

• Valorisation en termes d’emploi 

L’effet net sur l’emploi est très positif et résulte d’une 
part du faible nombre d’emplois détruits dans la 

filière des combustibles ainsi que des effets induits 
sur l’emploi par la redistribution des gains dans l’éco-
nomie française. Ce résultat reste valable lorsque la 
fabrication des dispositifs s’effectue hors de France.
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183.	� Néanmoins, l’étude ne préjuge pas du niveau d’observabilité économiquement optimal. Le déploiement optimal nécessiterait d’évaluer les gains 
économiques en fonction du niveau de déploiement (en % de la production HTA, voire en intégrant la production BT) et de les comparer aux coûts de 
déploiement.

Q Conclusions et perspectives

La mise en place de systèmes d’observabilité et de prévision de la production EnR raccordée en moyenne 
tension permet de réduire les incertitudes à gérer par les différents acteurs du système électrique (res-
ponsables d’équilibre, gestionnaire du réseau de transport) et ainsi générer de la valeur. D’une part, les 
marges et les besoins d’équilibrage nécessaires pour l’équilibre offre-demande sont réduits permettant 
ainsi une meilleure optimisation globale de la production. D’autre part, le gestionnaire du réseau de 
transport peut exploiter au mieux les infrastructures de réseau (en réduisant les marges nécessaires en 
présence d’incertitudes), limitant le coût des contraintes du réseau et les besoins de développement.

Les gains résultant du déploiement d’une observabilité totale de la production EnR raccordée en 
moyenne tension et les améliorations de prévision en découlant rentabilisent largement les coûts des 
systèmes à déployer même si ceux-ci étaient à déployer uniquement pour cette fonction183. Cette 
fonction avancée, bien que clairement pertinente d’un point de vue de l’analyse coûts-bénéfices, est 
pourtant peu mise en avant dans les démonstrateurs.

Le code réseau européen Operational Security, en préparation, prévoit d’élargir l’obligation d’observa-
bilité à un ensemble d’installations plus large que ce qui est en vigueur en France.

Afin de tirer le meilleur parti de cette observabilité, il conviendra de définir dans les années à venir les 
principes d’organisation de la circulation de l’information auprès de l’ensemble des acteurs pouvant en 
faire usage.
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184.	� Les transits influencent par effet Joule la température des câbles et entraînent une dilatation thermique qui augmente les flèches et peut, si elle n’est 
pas contrôlée, présenter un danger, les câbles se rapprochant de la végétation et des activités humaines.

185.	� Compte-tenu des niveaux de flèches localement acceptables vis-à-vis des enjeux de sécurité
186.	� Intensité de Surcharge Temporaire
187.	L’« hiver 2 » correspond aux périodes de grand froid en hiver.

3.9	 ESTIMATION DYNAMIQUE DES CAPACITÉS DE TRANSIT 
DES OUVRAGES DU RÉSEAU PUBLIC DE TRANSPORT

Les réseaux de transport d’électricité ont été et 
demeurent conçus comme des infrastructures mail-
lées, qui visent à acheminer l’électricité des centres 
de production vers les zones de consommation 
mais aussi à mettre en concurrence les différents 
moyens de production. Leur optique est ainsi d’op-
timiser la production d’électricité pour répondre aux 
besoins du pays de la manière la plus efficace pos-
sible. En France, le dimensionnement du réseau de 
transport a d’emblée été pensé en ce sens, ce qui 
permet de considérer le territoire métropolitain (à 
l’exception de la Corse) comme un hub unique. Les 
acteurs échangent de l’électricité sans se préoccu-
per des lieux où l’électricité est réellement produite 
et consommée, RTE jouant le rôle de « chambre de 
compensation physique au système » en assurant 
la livraison physique de l’électricité injectée par les 
producteurs, quitte pour cela à procéder à certains 
réajustements du plan de production en temps 
réel pour y parvenir : on parle alors de redispatching. 
L’économie de ce système à une zone repose sur 
la faiblesse de ces coûts de redispatching, soit de 
l’adéquation entre l’infrastructure de réseau, le parc 
de production et la localisation de la demande. Une 
infrastructure de réseau maillée est ainsi indispen-
sable à ce type d’organisation.

Deux limites existent à ce constat. D’une part, 
certaines lignes du réseau de transport sont déjà 
aujourd’hui fréquemment contraintes, même si les 
coûts associés demeurent modérés. D’autre part, 
l’évolution du parc de production associée à l’essor 
des énergies renouvelables modifie la typologie des 
flux qui irriguent le réseau, conduisant à accroître 
des contraintes existantes ou à donner naissance à 
de nouvelles. Si des évolutions structurelles de l’in-
frastructure sont nécessaires pour répondre à ces 
enjeux (développement de nouveaux ouvrages), 
l’utilisation optimisée de l’infrastructure existante 

revêt également une importance cruciale. C’est 
dans ce contexte que les méthodes permettant 
d’exploiter le réseau proche de ses limites tech-
niques184 sont testées et utilisées par les gestion-
naires de réseau.

La volonté d’utiliser au mieux les ouvrages exis-
tants ne date pas des smart grids  : historique-
ment, l’exploitation du réseau de transport 
a de longue date obéi à un impératif d’opti-
misation. Son importance, sur le plan écono-
mique, s’est d’ailleurs trouvée renforcée du fait 
de la politique volontariste de promotion de 
l’électricité mise en place en France aux lende-
mains des chocs pétroliers. Et cette politique 
s’est poursuivie à l’issue de la mise en place 
de la nouvelle organisation institutionnelle du 
secteur de l’électricité à partir de l’an 2000.  
Ces dernières années, RTE a ainsi engagé une 
démarche visant à revisiter les limites de transit185 
et intégrant un premier niveau de différentia-
tion selon la température externe (IST186 en l’été, 
intersaison, hiver 1 et hiver 2187). Cette approche, 
qui a permis globalement d’augmenter les capa-
cités de transit, demeure néanmoins normative et 
ne prend pas en compte l’état du réseau et/ou 
des conditions climatiques en temps réel.

La recherche d’une optimisation encore plus 
forte de l’utilisation des ouvrages existants peut 
aujourd’hui franchir un pas supplémentaire en uti-
lisant certains développements technologiques 
relevant des smart grids. Une estimation dyna-
mique des capacités de transit des lignes est ainsi 
possible sur la base de mesures en temps réel de 
l’état des lignes et/ou des paramètres météorolo-
giques. Il  en découle une évaluation plus précise 
des contraintes réelles de transit, qui permet par 
exemple de prendre en compte l’accroissement du 
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transit possible sur les lignes en présence de vent 
(le vent refroidit les conducteurs, qui peuvent donc 
transporter plus de courant toutes choses étant 
égales par ailleurs).

L’exemple précédent n’est pas anecdotique dans 
le cadre des politiques de transition énergétique  : 
le lien entre production éolienne importante et 
force du vent susceptible de refroidir les lignes 
permet notamment d’améliorer l’exploitation d’un 
réseau contraint en évacuation de production lors-
qu’une part prépondérante de celle-ci est d’origine 
éolienne.

Le faible retour d’expérience sur ces dispositifs 
conduit à de fortes incertitudes sur les hypothèses 
en matière de gains en capacité de transit qui 
seraient rendus possibles grâce à ces dispositifs. 
Face à cette incertitude, les hypothèses retenues 
pour l’étude sont volontairement conservatrices. En 
particulier, la représentation retenue des gains en 
capacités de transit repose sur (i) l’hypothèse que le 
gain en capacité de transit est nul en espérance et 
(ii) une corrélation significativement imparfaite de la 
capacité de transit avec le facteur de charge éolien 
de la zone considérée.

Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• �Zone de réseau contrainte en évacuation (avec 
production éolienne)

• Absence de gain moyen en capacité

• �Covariance entre le facteur de charge de 
production éolienne et la capacité de ligne  
de 15 % de l’IST

• Incertitude sur la capacité de ligne de 7,5 % de l’IST

Hypothèses de coûts

• �Coût total d’environ 100 k€ par portion de réseau

• �Durée de vie de 15 ans

Hypothèses de contenu en emploi

• �De 7,3 à 11,7 ETP.an en France par M€ de dépense 
selon la localisation de la fabrication des matériels 
déployés

Hypothèses environnementales

• �Aucune hypothèse de cycle de vie établie – 
l’analyse environnementale est partielle.

w Hypothèses détaillées en annexe
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• Valorisation environnementale 

Le déploiement de dispositifs d’estimation dyna-
mique des capacités de transit a un impact quasi-nul 
sur le volume d’énergie écrêtée (la réduction d’éner-
gie écrêtée à infrastructure inchangée est compen-
sée par l’écrêtement supplémentaire lié au décalage 
dans le temps du renforcement du réseau). Le bilan 

Coûts et gains actualisés pour le système électrique de l’estimation dynamique des capacités 
de transit des ouvrages du réseau de transport dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 54

environnemental réside ainsi uniquement dans le 
cycle de vie des infrastructures correspondant aux 
renforcements évités ou reportés et le cycle de vie 
du dispositif matériel d’estimation de capacité de 
transit. Ces deux aspects ne sont pas évalués mais 
représentent à dire d’expert des quantités non 
significatives.

Q Analyse des résultats

• Valorisation économique

Le bilan économique de la fonction avancée est 
nettement positif pour le cas-type de réseau consi-
déré et permet de réduire localement la part trans-
port des coûts d’insertion de la production EnR de 

l’ordre de 2  k€/MWEnR raccordé. Les gains sont asso-
ciés à des économies en matière d’investissement 
dans de nouvelles infrastructures  : la réduction du 
volume d’énergie écrêtée à infrastructure inchangée 
est globalement compensée par un décalage dans 
le temps de la date nécessaire de renforcement du 
réseau (ce qui conduit à faire perdurer des situations 
où l’écrêtement de production est nécessaire).
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Effets sur l’emploi en France de l’estimateur dynamique des capacités de transit des ouvrages 
du réseau de transport dans le scénario «Nouveau Mix 2030» (décomposition des effets 
si fabrication en France)

Figure 55

• Valorisation en termes d’emploi

L’effet net sur l’emploi est positif et résulte du fait 
que les emplois détruits dans les infrastructures de 

Dans un contexte d’intégration massive de production éolienne, l’estimation dynamique des capacités 
de transit sur le réseau de transport permet d’optimiser l’utilisation des capacités du réseau dans les 
périodes de forte production éolienne et de potentielles contraintes d’évacuation de production.

Localement, sur des portions du réseau contraintes en évacuation de production éolienne, cette solu-
tion permet d’éviter de renforcer l’infrastructure de réseau existante et présente, au vu des coûts de 
ces dispositifs, une rentabilité économique potentielle importante. Néanmoins, des incertitudes sur 
l’apport technique (gain en capacité de transit et corrélation avec la production éolienne) existent. RTE 
expérimente actuellement ce type de solution et les futurs retours d’expérience conduiront à affiner les 
hypothèses de caractéristiques techniques et ainsi l’analyse économique. Cette solution prometteuse 
doit s’analyser au cas par cas de façon locale selon la configuration du réseau et son apport potentiel 
en termes techniques (corrélation de la capacité de transit avec la production éolienne locale).

réseau sont compensés par les emplois induits par 
la redistribution dans l’économie française des gains 
rendus possibles par cette solution.

Q Conclusions et perspectives
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3.10	 LOCALISATION AUTOMATIQUE DE DÉFAUT SUR 
LES OUVRAGES DU RÉSEAU PUBLIC DE TRANSPORT

La qualité de l’électricité livrée au consommateur 
représente un enjeu fort pour ces derniers. Les 
réseaux électriques peuvent en effet être le siège de 
défauts électriques (court-circuits, etc.) qui, s’ils ne 
sont pas corrigés ou compensés, donnent lieu à des 
coupures dont le coût peut être élevé pour certains 
consommateurs, et notamment pour les industriels.

RTE dispose dans ses postes électriques d’équipe-
ments destinés à mesurer et enregistrer certaines 
grandeurs électrotechniques nécessaires à l’analyse 
de défauts survenus sur le réseau. La collecte et 
l’analyse des informations sont effectuées manuelle-
ment et les délais de rapatriement et d’analyse des 
informations sont relativement importants. 

Les technologies de la communication et le déve-
loppement de systèmes d’analyse automatique 
offrent de nouvelles possibilités pour collecter et 
analyser ces informations et pour garantir, suite 
à un incident, une reprise de service plus rapide 
dans le respect des principes liés à la maîtrise de 
la sécurité des biens et des personnes. La localisa-
tion automatique de défauts permet en particulier 
d’accélérer (i) la reprise de service des ouvrages 
sains mis hors tension lors d’un incident en dis-
criminant plus rapidement les ouvrages sains des 
ouvrages sièges des défauts et (ii) le repérage des 
avaries sur les ouvrages sièges des défauts, et donc 
la réduction du temps de remise en service après 
réparation.

Principales hypothèses

Hypothèses techniques

• Déploiement sur 75 % des ouvrages du RPT

• Réduction de la durée de remise en service :
	 -	� Réduction d’une heure pour les raccordements 

en antenne

• �Réduction d’une à 4 heures dans les autres 
situations

• �Fiabilité du dispositif de 90 % (ratio de détections 
correctement localisées)

Hypothèses de coûts

• �Coût total de 70 M€

• �Durée de vie de 15 ans

Hypothèses de contenu en emploi

• �De 6,3 à 13,2 ETP.an en France par M€ de dépense 
selon la localisation de la fabrication des matériels 
déployés

Hypothèses environnementales

• �Aucune hypothèse de cycle de vie établie – 
l’analyse environnementale est partielle.

w Hypothèses détaillées en annexe
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188.	� Or la réduction des volumes d’END peut réduire l’intérêt de projets de renforcement.

Q Analyse des résultats 

Préalablement aux travaux menés dans le cadre 
de cette action, RTE avait déjà mené une analyse 
détaillée, sur l’ensemble du réseau de transport, des 
gains économiques potentiels apportés par la locali-
sation automatique de défauts. 

Il  a donc été choisi de se baser sur cette analyse 
existante et basée sur un recensement détaillé 
des configurations de réseau (longueur des 
lignes, probabilités de défaut différenciées selon 
les ouvrages…) pour quantifier les gains et les 
coûts apportés par la localisation automatique de 
défauts. Si cette analyse demeure consistante avec 
le cadre méthodologique défini dans la partie 2 du 
présent rapport, elle présente néanmoins quelques 

différences et repose notamment sur une évalua-
tion de l’END évitée par le dispositif de localisation 
de défaut à décisions concernant les infrastructures 
inchangées188.

• Valorisation économique

Cette analyse a permis d’identifier le périmètre de 
déploiement pertinent (qui correspond à 75 % des 
sites du RPT) et d’évaluer la réduction du volume 
d’énergie non distribuée. Cette réduction d’END 
sur l’ensemble du périmètre de déploiement 
représente 520  MWh/an soit une valeur pour les 
utilisateurs du réseau de 13,5 M€/an. Ce gain éco-
nomique justifie l’intérêt économique du déploie-
ment dont les coûts annualisés sont de l’ordre de 
9 M€/an.

Coûts et gains actualisés pour le système électrique de la localisation automatique de défaut 
sur les ouvrages du réseau de transport

Figure 56
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• �Valorisations environnementale et en termes 
d’emploi 

Le bilan environnemental n’est pas établi189.

L’effet sur l’emploi est considéré comme positif et 
est tiré par les emplois induits par la redistribution 

de bénéfices économiques de cette fonction avan-
cée dans l’économie française. Il est important de 
noter que, pour cette fonction, ces bénéfices ne 
sont pas directement monétisables190 mais valori-
sés à travers l’amélioration de la qualité de l’élec-
tricité (à laquelle les consommateurs attribuent une 
valeur).

Effets sur l’emploi en France de la localisation automatique de défaut sur les ouvrages  
du réseau de transport (décomposition des effets si fabrication en France)

Figure 57

Q Conclusions et perspectives

Le déploiement de dispositifs de localisation automatique de défaut, engagé par RTE, est une initiative 
rentable pour la collectivité. La valeur en terme de qualité de l’électricité pour les utilisateurs du réseau 
dépasse les coûts du déploiement. Le déploiement de cette fonction fera bénéficier les utilisateurs du 
réseau d’un accroissement de la qualité de l’électricité pour un coût inférieur à la valeur qu’ils attribuent 
à l’amélioration de la qualité de l’électricité.

189.	� Car (i) l’analyse du cycle de vie attributionnelle du dispositif n’est pas disponible et (ii) les impacts environnementaux correspondant aux conséquences 
pour le réseau (END, renforcements) ne sont pas quantifiés.

190.	� En pratique, le déploiement de cette fonction représente un surcoût sur la facture d’électricité
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3.11	 ANALYSE GÉNÉRALE DES RÉSULTATS SUR  
LA VALEUR SOCIO-ÉCONOMIQUE DES SMART GRIDS

L’analyse de chaque fonction avancée, selon la 
méthodologie établie et appliquée à un contexte 
spécifique, permet d’établir des bilans écono
miques, environnementaux et sociaux. Il en 
résulte de premières tendances qui sont exposées 
ci-dessous.

3.11.1	Bilan économique

Les bilans économiques des fonctions étudiées 
sont nettement positifs ou proches de l’être. Le 
poids de chacune des sources de gains pour le 
système (moyens de production évités, renfor-
cements reportés ou évités du réseau de trans-
port, réduction de l’utilisation de combustibles, 

amélioration de la qualité de l’électricité, etc.) 
sont très contrastés selon les fonctions étudiées. 
Les bilans économiques sont globalement influen-
cés par l’existence (i) de besoins en capacités de 
production de pointe, (ii) de besoins de flexibilité 
pour l’équilibrage court-terme (auxquels les smart 
grids apportent une réponse tant en matière de 
flexibilité que d’observabilité) et (iii) de besoins en 
renforcement du réseau de transport pour accom-
pagner la transition énergétique.

La valeur réelle de certaines fonctions (gestion active 
de la demande, commandabilité de production EnR, 
observabilité de la production EnR) pourrait s’avé-
rer supérieure en tenant compte des gains pour les 
réseaux publics de distribution, qui, faute d’éléments, 

M€ de gains actualisés par M€ dépensés dans les ressources smart grids
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Ratio gains/coûts (actualisés) des différentes fonctions avancées smart grids  
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 ». Évaluation à niveau de déploiement faible.

Figure 58

 Coûts fixes de capacités de production évités	  Coûts de combustible évités 
 Coûts de renforcement du réseau de transport évités 	    Seuil de rentabilité 

(et valeur de l’impact sur la qualité de l’électricité)	  Gain net

(*) Ce ratio particulièrement élevé s’explique par des coûts d’équipement très faibles.
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n’ont pas été quantifiés. Les gestionnaires de réseau 
de distribution identifient néanmoins que, dans cer-
taines situations, la prise en compte des réseaux de 
distribution et de leurs contraintes pourraient réduire 
la valeur estimée de la gestion active de la demande 
dans les secteurs résidentiel et tertiaire. Cette pré-
caution, à ce stade de nature qualitative, ajoute une 
incertitude sur le potentiel économique déjà incer-
tain des fonctions de gestion active dans les secteurs 
résidentiel et tertiaire.

Au-delà de l’information prospective sur la rentabi-
lité des différentes fonctions, les analyses réalisées 
permettent d’identifier dans quelles proportions les 
services rendus au système électrique peuvent déjà 
être valorisés au travers des mécanismes de mar-
ché (désormais ouverts de manière concurrentielle 

à la production, l’effacement explicite191 ou le stoc-
kage)  : mécanisme de capacité, marché de l’éner-
gie, mécanisme d’ajustement, services système 
fréquence et appels d’offre de réserves. Les com-
posantes de valeur relevant de ces mécanismes 
pourront donc être captées directement à travers 
la participation à ces mécanismes. 

3.11.2	Bilan environnemental

Les bilans environnementaux192, quand les informa-
tions disponibles ont rendu leurs évaluations pos-
sibles, s’avèrent positifs à l’exception notable de la 
solution consistant à écrêter la production d’origine 
renouvelable pour éviter des renforcements du 
réseau de transport.

Impact environnemental des différentes fonctions avancées smart grids  
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 59
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 Émissions liées au cycle de vie des matériels déployés (dont consommation électrique) 	  Émissions évitées par la réduction des capacités de production installées
 Émissions évitées par l’utilisation des combustibles		   Effet net en termes d’émissions de gaz à effet de serre

(*) Hors émissions de GES liées au cycle de vie des ressources déployées.
(**) Cette valeur particulièrement élevée s’explique par des coûts d’équipement très faibles.

191.	� C’est-à-dire exploité par un tiers valorisant cette flexibilité indépendamment du fournisseur
192.	� L’analyse est limitée au seul impact sur le changement climatique.
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193. 	�La phase de fabrication représente environ un tiers des emplois dans la filière smart grids, le reste correspondant aux phases de conception, 
commercialisation, services et installation. Ce ratio varie selon les fonctions smart grids.

194. �	�Le secteur électrique génère par unité de dépense moins d’emplois en France que la moyenne des autres branches de l’économie. Ceci est 
particulièrement vrai pour les dépenses de combustibles car ils sont importés.

En particulier, même les effacements « gris » reposant 
sur l’utilisation de moyens d’autoproduction à partir 
de ressources fossiles présentent un bilan positif, résul-
tant notamment de la meilleure optimisation du mix de 
production (notamment les stocks hydrauliques) qu’ils 
rendent possible.

Bien que l’écrêtement de production d’origine 
renouvelable pour éviter des renforcements du 
réseau de transport présente un bilan environne-
mental négatif (l’énergie écrêtée pour contrainte 
du réseau doit être compensée par d’autres 
moyens, potentiellement carbonés), le coût envi-
ronnemental ne peut pas justifier de renoncer 
à cette solution sauf à attribuer une valeur de 
l’ordre de 6 000 € à la tonne de CO2 supplémen-
taire émise.

La plupart des bilans environnementaux sont parti-
culièrement sensibles à l’hypothèse sur la préséance 
économique entre la production à partir de cycles 
combinés au gaz et à partir de moyens au charbon. 
En d’autres termes, ces bilans pourraient être néga-
tifs dans un contexte énergétique plus proche de la 
situation actuelle.

De plus, l’absence de certaines données sur le cycle 
de vie de certains matériels smart grids rendent 
certaines analyses partielles. Si les biais possibles 
semblent faibles à dire d’experts, ces analyses 
mériteraient d’être complétées par ces données 
d’analyse du cycle de vie afin de confirmer cette 
hypothèse.

3.11.3 Bilan social (effets sur l’emploi)

L’effet net du déploiement des smart grids est positif 
(ou très positif) pour l’emploi en France pour toutes 
les fonctions étudiées. Ce résultat n’allait pas de 
soit dès lors qu’il s’agit d’évaluer un effet net et non 
un effet brut des seuls emplois créés dans la filière 
smart grids. Pourtant, ce résultat est conservé, dans 
des proportions moindres, y compris dans le cas de 
figure où les étapes de fabrication des matériels sont 
localisées à l’étranger (les emplois de conception, 
commercialisation, services et installation restent 
supposés localisés en France193). 

Cet effet résulte notamment (i) directement du diffé-
rentiel de contenu en emplois en France entre, d’une 
part, la filière des smart grids (conception, fabrica-
tion, commercialisation, services, et installation) et, 
d’autre part, les filières auxquelles les smart grids se 
substituent (combustibles, capacités de production, 
infrastructure de réseau)194 et (ii) indirectement, des 
conséquences sur l’emploi en France résultant de 
la distribution dans l’économie française des béné-
fices économiques réalisés (augmentation du pou-
voir d’achat des ménages à travers la réduction des 
coûts de l’électricité, compétitivité accrue pour les 
entreprises).

Il est à noter que de ces deux effets, c’est le second 
(impact résultant de la distribution des bénéfices 
dans l’économie française) qui l’emporte largement 
pour la plupart des fonctions avancées étudiées. 
Autrement dit, la plus grande part des créations 
d’emplois qui figurent dans le bilan correspond 
aux emplois, localisés dans l’ensemble de l’écono-
mie, qui sont induits par l’effet des fonctions sur la 
baisse des coûts du système électrique (au bénéfice 
de l’ensemble de l’économie française). Cet effet 
dépend de la rentabilité économique des fonctions 
avancées qui sont pour la plupart très rentables pour 
la collectivité.
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Création d'emplois  en ETP.an par M€ dépensés dans les ressources smart grids
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 Création d’emplois dans la filière smart grids 	   Destruction d’emplois dans les capacités de production 
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Effets sur l’emploi des différentes fonctions avancées smart grids  
dans le scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 60

(*) Cette valeur particulièrement élevée s’explique par des coûts d’équipement très faibles.
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Conclusion

Les pouvoirs publics souhaitent aujourd’hui accom-
pagner le développement en France et à l’interna-
tional de la filière des smart grids, en identifiant et en 
favorisant le déploiement en France des fonctions 
avancées les plus intéressantes pour la collectivité. 

L’action 5 du plan « Réseaux électriques intelligents » 
contribue à la réalisation de cet objectif à plusieurs 
titres :

a,��Les travaux de construction méthodologique per-
mettent de définir un cadre cohérent et partagé 
entre les pouvoirs publics, les acteurs du système 
électrique et les fabricants de solutions smart grids 
pour étudier et comparer les performances des diffé
rentes fonctions avancées de manière harmonisée, 
tant d’un point de vue économique, environnemen-
tal que social (au travers de l’impact sur l’emploi).

a,��La méthodologie et les outils développés sont valo-
risables au-delà du périmètre d’études défini dans 
le cadre du plan « Réseaux électriques intelligents ». 
Cela permet ainsi d’évaluer les performances 
socio-économiques dans d’autres contextes éner-
gétiques ainsi que pour d’autres fonctions. Dans un 
marché des smart grids à fort potentiel mais où les 
modèles économiques des innovations dévelop-
pées ne sont pas encore bien établis, l’existence 
d’une telle méthodologie de référence représente 
une valeur ajoutée importante pour les acteurs 
du système électrique, les fabricants de solutions 
smart grids et les pouvoirs publics français. 

a,��Si le potentiel technique de plusieurs fonctions 
avancées avait déjà été démontré au sein des 
démonstrateurs existants, l’application de la métho-
dologie a permis d’identifier les fonctions smart 
grids dont le potentiel économique, environnemen-
tal et social (à travers les effets sur l’emploi) semble 
prometteur en vue d’un déploiement à grande 
échelle dans le contexte de transition énergétique 
étudié. Ce travail permet également de mettre en 
perspective l’apport d’autres fonctions avancées 
dont la rentabilité pour la collectivité n’existe que si 
des hypothèses importantes venaient à être modi-
fiées par rapport à celles prises en compte dans 
cette étude (réduction des coûts, amélioration des 

caractéristiques techniques, contexte de transition 
énergétique plus poussé…). 

a,��Les travaux du plan « Réseaux électriques intelligents » 
doivent être considérés comme un point de départ et 
non comme un aboutissement. Les prolongements 
nécessaires et envisagés permettront d’apporter les 
éléments complémentaires (robustesse des résultats 
aux scénarios de transition énergétique, niveaux de 
déploiement pertinents, cohérence du déploiement 
de plusieurs fonctions fournissant des services ana-
logues…) pour éclairer plus efficacement la prise de 
décision. Ils permettront en particulier d’éclairer les 
orientations sur le mix électrique le plus compétitif, 
sobre en carbone et créateur d’emplois possible.  
La méthodologie développée est adaptée à la réa-
lisation de ces futurs travaux. À titre d’exemple, il 
serait nécessaire de compléter ce travail prospectif 
en réalisant une « coupe 2017 » et en simulant un 
scénario global de déploiement simultané des dif-
férentes fonctions avancées, de manière à confirmer 
ou nuancer les premiers résultats obtenus.

Un cadre méthodologique dédié 
à l’évaluation socio-économique 
des smart grids 

Le premier enjeu formulé dans la feuille de route du 
plan « Réseaux électriques intelligents » présentée au 
Président de la République en mai 2014 consistait à 
définir un cadre méthodologique permettant d’éva-
luer la performance économique, environnementale et 
sociale (à travers les effets sur l’emploi) des fonctions 
smart grids. Ce cadre a été développé dans la perspec-
tive d’en faire un outil pertinent d’aide à la décision. 

Ce travail s’est appuyé sur des références méthodo-
logiques existantes (EPRI, JRC, etc.) et les travaux 
menés dans les démonstrateurs mais a nécessité 
d’aller au delà, en s’appuyant sur l’expertise des 
membres du groupe de travail, pour répondre aux 
ambitions de cette action. 

Notamment, les travaux ont rapidement conduit 
à la nécessité de modéliser plus finement le fonc-
tionnement du système électrique aux échéances 
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de court-terme généralement pas ou mal représen-
tées dans les solutions de modélisation et ce alors 
qu’une part importante de la valeur de la plupart 
des solutions smart grids en dépend. 

Dans ce cadre, RTE a développé une solution nou-
velle de modélisation, FlexiS, dont la plus-value 
réside essentiellement dans la représentation du 
fonctionnement court-terme du système électrique 
(les incertitudes et leurs évolutions, les contraintes 
de flexibilité, etc.), et notamment la représentation 
des coûts associés à la constitution des réserves et 
aux besoins d’ajustement. Cette solution permet 
ainsi de capter spécifiquement les composantes de 
valeur économique apportées par les smart grids en 
termes de flexibilité et de réduction des incertitudes.

Cette solution de modélisation n’intègre pas d’enjeux 
associés aux réseaux de distribution.

Une méthodologie  
de référence applicable à 
des fonctions avancées et 
des contextes énergétiques 
différents

L’une des difficultés associées à l’étude des smart 
grids tient au caractère évolutif des fonctions asso-
ciées, aux incertitudes sur leurs coûts, à la sensibilité 
des résultats aux scénarios énergétiques étudiés et 
aux hypothèses de déploiement conjoint des nou-
velles solutions.

Les études présentées dans le cadre de l’action 5 du 
plan « Réseaux électriques intelligents » ont été réa-
lisées, pour l’horizon 2030, sur la base du scénario 
« Nouveau Mix 2030 » issu du Bilan prévisionnel de 
RTE. Les résultats en sont largement tributaires.

La méthodologie définie a néanmoins été conçue pour 
s’appliquer de manière large à d’autres configurations.

Tout d’abord, les scénarios énergétiques de référence 
peuvent être modulés (en faisant varier, par exemple, 
la part du nucléaire, la pénétration de certaines filières 
renouvelables, le prix de la tonne de CO2, etc.). 

En second lieu, le périmètre des fonctions avancées 
testées peut être étendu, notamment aux diffé-
rentes formes de stockage d’énergie.

De ce fait, la méthodologie développée dans le cadre 
du plan « Réseaux électriques intelligents » pourra à 
court terme être utilisée et valorisée dans le cadre des 
bilans des démonstrateurs smart grids, ou pour toute 
étude ultérieure souhaitée par les pouvoirs publics. 

Enfin, la méthodologie proposée n’intégrant pas 
en tant que telle de spécificité associée au sys-
tème électrique français, elle peut être appliquée 
à d’autres pays. Les outils de modélisation déve-
loppés en soutien à cette action du plan « Réseaux 
électriques intelligents » ont en effet été conçus 
pour intégrer des corps d’hypothèses différents 
traduisant d’autres réalités énergétiques, par 
exemple des systèmes électriques plus carbonés 
dans lesquels l’utilisation des fonctions avancées 
smart grids présente des bilans environnementaux 
plus favorables.

Des options prometteuses  
pour la France à l’horizon 2030 

Les résultats des évaluations des fonctions smart 
grids permettent d’obtenir des ordres de grandeur 
des coûts et des bénéfices associés au déploiement 
de ces fonctions. Plusieurs options semblent pro-
metteuses pour la France dans un scénario 2030. Il 
s’agit notamment :

a,��des fonctions avancées relatives à la flexibilité 
des énergies renouvelables (participation à l’ajus-
tement, écrêtement pour besoins réseau) ;

a,��de l’effacement industriel (levier déjà largement 
utilisé en France) ; 

a,��de tous les services d’information étudiés (observa-
bilité de la production d’origine renouvelable distri-
buée, estimation dynamique des capacités de transit 
des ouvrages du réseau de transport, localisation 
automatique de défaut sur le réseau de transport).
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Ces évaluations sont inhérentes au scénario éner-
gétique pris comme référence et associées à un 
périmètre de validité précis. Ce résultat peut pro-
bablement être extrapolé à d’autres contextes, mais 
dans des proportions qui restent à étudier. 

Dans une phase ultérieure des travaux, il convien-
dra de vérifier les conditions dans lesquelles ces 
analyses menées pour un déploiement d’ampleur 
limitée restent valides pour des déploiements plus 
importants et intégrant plusieurs fonctions avan-
cées. Les prolongements présentés infra participent 
de cet objectif.

Des options dont la rentabilité 
dépend des hypothèses retenues 
et des scénarios étudiés

Certaines fonctions avancées, comme la gestion 
active de la demande dans les secteurs résidentiel 
et tertiaire, ne présentent pas de rentabilité col-
lective établie ou robuste aux incertitudes sur les 
hypothèses. Notamment, la rentabilité de la gestion 
active de la demande dans le résidentiel est condi-
tionnée à la vérification d’au moins l’une des hypo-
thèses suivantes : 

a,�une diminution importante des coûts (par rapport 
à ceux pris comme hypothèse dans cette étude) 
ou une mutualisation de ces coûts avec d’autres 
services au sein de l’habitat ;

a,�des performances significatives en matière d’éco-
nomie d’énergies (c-à-d. un taux de report infé-
rieur à 50 %, en rupture avec les résultats des 
démonstrateurs identifiés) ;

a,�des hypothèses sur les caractéristiques techni
ques des services possibles (volume ou durée 
des effacements de chauffage acceptés par les 
consommateurs, puissance accessible par foyer 

équipé…) plus favorables que celles identifiées 
jusqu’ici dans les démonstrateurs et prises comme 
référence dans cette étude ;

a,�l’existence d’une composante de valeur pour le 
réseau de distribution positive (non évaluée à 
ce stade) et suffisamment importante (de l’ordre 
d’une vingtaine d’euros par foyer équipé par an).

Ces options ne semblent donc pas, en l’état actuel 
des connaissances techniques acquises à leur sujet, 
pouvoir obéir dès aujourd’hui à une logique de 
déploiement « sans regret ». Il sera ainsi nécessaire 
de les évaluer pour plusieurs scénarios de transi-
tion énergétique et en affinant les hypothèses sur 
les caractéristiques techniques et les coûts au fur et 
à mesure des retours d’expérience. Là encore, les 
prolongements proposés permettront d’affiner ce 
premier résultat.

Par ailleurs, la rentabilité de certaines fonctions 
peut être interrogée, notamment au regard de leur 
sensibilité aux hypothèses de déploiement des 
fonctions concurrentes. Cette question est parti-
culièrement sensible pour les gisements de valeur 
dont la profondeur est faible et dont l’intégralité 
pourrait être capté par des solutions concurrentes. 

C’est notamment le cas du stockage équipé pour le 
réglage de la fréquence. Si les analyses montrent une 
forte rentabilité de ce type de stockage, cette der-
nière semble particulièrement sujette aux hypothèses 
prises sur le développement de solutions smart grids 
concurrentes (notamment, la participation des sites 
de soutirage au réglage de la fréquence).

Or, ces hypothèses présentent un niveau d’incerti-
tude très fort et viennent donc interroger les résultats 
obtenus : la participation des sites de soutirage aux 
services système a été récemment ouverte et leur 
potentiel maximal de participation est aujourd’hui 
méconnu.
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PROLONGEMENTS NÉCESSAIRES

195.	� Sur le périmètre des fonctions pour lesquelles les enjeux de mutualisation ou d’éviction sont identifiés.

La poursuite des travaux engagés apparaît néces-
saire et semble faire consensus afin d’approfondir 
et de poursuivre l’action 5 du plan « Réseaux élec-
triques intelligents ». 

Dans sa délibération du 25 février 2015 sur le déve-
loppement des smart grids, la CRE a noté la pro-
position de RTE de contribuer à la réalisation d’une 
analyse économique globale, dans le prolonge-
ment des travaux du plan « Réseaux électriques 
intelligents ». La CRE s’est déclarée favorable à 
cette démarche et a appelé l’ensemble des acteurs 
impliqués dans le développement des smart grids 
en France à contribuer aux études menées dans ce 
cadre, en transmettant aux gestionnaires de réseau 
concernés leurs hypothèses permettant de mener 
une analyse coûts-bénéfices.

Plusieurs axes d’approfondissement des travaux 
sont présentés infra afin d’amorcer le dialogue avec 
les parties prenantes. Ces axes impliquent la mobi-
lisation de moyens significatifs et permettraient de 
compléter efficacement les analyses menées et pré-
sentées dans le cadre du plan « Réseaux électriques 
intelligents ». Ces propositions ne sont pas exhaus-
tives et pourront être affinées et priorisées.

Ces travaux ont notamment vocation à s’inscrire en 
soutien à l’État dans le cadre de la mise en œuvre 
des dispositions prévues dans le projet de loi relatif 
à la transition énergétique pour la croissance verte, 
et qui font référence aux évolutions à venir du sys-
tème électrique. 

Ils pourraient également contribuer à l’évaluation 
par l’ADEME des projets de démonstrateurs financés 
dans le cadre des investissements d’avenir, alimenter 
les travaux engagés par la Commission de régulation 
de l’énergie dans le cadre d’une éventuelle réforme 
du cadre de régulation et servir de support aux tra-
vaux de l’association « Réseaux électriques intelli-
gents – Smart Grids France » pour le développement 
à l’international des filières smart grids.

Analyser la répartition de la valeur, 
les modèles d’affaires possibles et 
les éventuels freins réglementaires

Les évaluations économiques menées dans le cadre 
de ces études ont porté sur la valeur pour la collec
tivité (ou surplus collectif) afin d’accompagner la prise 
de décision publique. La répartition de la valeur entre 
les différents acteurs du système n’a pas été abordée 
à ce stade. La quantification de cette répartition et 
notamment de la rentabilité pour l’investisseur dans 
les smart grids permettra d’identifier l’existence ou 
non de modèles d’affaires là où une valeur collective a 
été évaluée et les éventuels freins au développement 
de projets pourtant rentables pour la collectivité.

Une telle analyse nécessite notamment d’estimer les 
prix d’équilibre des différents services que peuvent 
rendre les smart grids (pour les services qui sont ren-
dus à travers des mécanismes de marché) et requiert 
de compléter les analyses menées sur des déploie-
ments d’ampleur limitée avec des analyses intégrant 
l’évolution du coût de déploiement ainsi que des 
gains générés en fonction de l’ampleur du déploie-
ment des solutions smart grids.

Passer d’analyses de déploiement 
d’ampleur limitée à des 
analyses intégrant la profondeur 
des gisements de flexibilité

Les travaux ont été menés « fonction » par « fonction », 
sans tenir compte des effets de mutualisation ou 
au contraire d’éviction engendrés par un déploie-
ment coordonné. Il s’agit désormais de compléter 
cette vision pour dessiner un scénario global de 
déploiement195, qui visera à identifier les volumes 
de déploiement de chaque fonction en prenant en 
compte les effets de décroissance des rendements, 
les effets d’accès concurrents des différentes fonc-
tions au même gisement de valeur, ainsi que les pos-
sibles mutualisations de déploiement. 
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Le cadre méthodologique développé est adapté à 
l’évaluation de scénarios globaux de déploiement.

Passer de l’étude d’un scénario 
prospectif 2030 à l’analyse 
des scénarios de référence 
des pouvoirs publics pour 
la transition énergétique

Les évaluations ont été menées avec des hypothèses 
sur l’évolution du contexte énergétique définies dans 
le Bilan prévisionnel de RTE (scénario « Nouveau 
Mix 2030 »). Elles doivent être testées sur un éventail 
plus large de scénarios, impliquant par exemple une 
pénétration plus ou moins forte de certaines énergies 
renouvelables ou une décroissance plus ou moins 
marquée du nucléaire. 

Étendre le périmètre d’analyse 
à d’autres fonctions avancées 
pour inclure notamment les 
différentes caractéristiques 
de stockage d’énergie

Les méthodologies n’ont pas encore été appliquées 
à certaines fonctions avancées. À  titre d’exemple, 
seule une forme de stockage d’énergie a fait l’objet 
d’une évaluation, alors que ce sujet fait l’objet d’une 
attention forte des pouvoirs publics et des indus-
triels, et est au cœur des discussions sur le projet 
de loi relatif à la transition énergétique pour la crois-
sance verte.

Étendre le périmètre  
des acteurs consultés

Le temps consacré à ces travaux a été court, notam-
ment dans la mesure où il s’agissait à la fois de défi-
nir une méthodologie de référence robuste et de 
disposer d’une première évaluation de la valorisa-
tion des fonctions smart grids. Il a donc été choisi 
d’organiser les réflexions avec un périmètre limité 
d’acteurs. 

La poursuite des travaux doit être l’occasion d’élargir 
le périmètre des acteurs impliqués (acteurs du système 
énergétique, universitaires, etc.), de manière à mettre 
en débat les résultats, enrichir le corps d’hypothèses 

techniques et économiques et intégrer l’ensemble des 
réactions en vue d’une actualisation des résultats. Le 
rapport présenté participe de cette volonté. 

Consolider et approfondir la 
constitution d’hypothèses sur 
les coûts et les caractéristiques 
techniques des solutions 
smart grids

Les hypothèses concernant les caractéristiques 
techniques (p.e. report de consommation effacée, 
acceptabilité des consommateurs pour participer à 
l’effacement, possibilité de participer aux services 
système fréquence, etc.) des fonctions avancées 
restent aujourd’hui peu consolidées, notamment du 
fait de l’état d’avancement des démonstrateurs.

Les hypothèses concernant les coûts des solutions 
sont aujourd’hui sujettes à de fortes incertitudes du 
fait du caractère stratégique de ces informations 
pour leurs promoteurs et du caractère fortement 
évolutif de certaines technologies et solutions.

Les travaux à venir doivent donc permettre de 
consolider le jeu d’hypothèses utilisées pour la valo-
risation des fonctions smart grids afin d’éclairer le 
plus finement possible les conclusions exposées. 
L’ouverture des travaux à un périmètre plus large 
d’acteurs est un moyen d’y parvenir.

Évaluer l’apport des fonctions 
avancées smart grids sur les 
besoins d’investissements 
dans les réseaux basse et 
moyenne tension

Les fonctions smart grids étudiées (services d’in-
formation, gestion active de la demande, écrê-
tement de la production d’origine renouvelable, 
stockage…) sont susceptibles d’apporter des solu-
tions nouvelles dans l’exploitation et le dimension-
nement des infrastructures de réseau en basse et 
moyenne tension. Les gestionnaires de réseau de 
distribution expérimentent ces différentes solutions 
dans le cadre de démonstrateurs et une plus-value 
importante consistera à intégrer les résultats des ces 
expérimentations au sein de ces travaux à l’initiative 
des gestionnaires de réseau de distribution. 
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Un enjeu spécifique réside dans la prise en compte 
conjointe des flexibilités dans l’estimation des diffé
rentes composantes de valeur (équilibre offre-demande, 
réseau de transport, réseaux de distribution). Ceci per-
mettra d’intégrer l’influence des effets d’interaction et 
de mutualisation sur la valeur obtenue (à l’instar de ce 
qui a été proposé pour les valeurs « équilibre offre-de-
mande » et «réseau de transport»).

Approfondir les travaux  
sur les impacts environnementaux

Les impacts environnementaux étudiés ont, dans 
certains cas, été abordés de façon partielle faute de 
données disponibles. D’une part, la contribution de 
certains matériels smart grids au changement clima-
tique n’a pas été intégrée faute de données dispo-
nibles sur le cycle de vie. D’autre part, lorsque les 
données étaient disponibles, l’analyse environne-
mentale s’est limitée aux émissions de gaz à effet de 
serre. La même méthodologie pourrait être déclinée 
sur d’autres enjeux d’intérêt pour les pouvoirs publics 
(notamment impacts sur la consommation de res-
sources, sur la santé humaine et sur les écosystèmes) 
à condition de disposer des données nécessaires et 
cohérentes, ce qui n’est pas le cas aujourd’hui.

Les travaux menés par l’ADEME sur les smart grids 
permettront d’approfondir la dimension environne-
mentale dans l’étude de la valorisation socio-éco-
nomique des smart grids. En particulier, une étude 
menée par l’ADEME apportera prochainement des 
éléments de quantification des consommations 
d’électricité induites par les solutions smart grids.

Approfondir les travaux d’évaluation 
des effets sur l’emploi

Les quantifications des effets sur l’emploi ont été 
adaptées et proportionnées aux délais et informa-
tions disponibles. Ce travail apparaît robuste dans 
le cadre d’un déploiement de faible ampleur mais la 
modélisation de certains effets pourrait trouver ces 
limites pour évaluer l’effet sur l’emploi d’un déploie-
ment massif.

Par ailleurs, il convient de souligner que l’état des 
lieux des marchés et des emplois relatifs aux acti-
vités liées à l’efficacité énergétique et aux éner-
gies renouvelables en France, que l’ADEME dresse 
chaque année depuis 2008, sera prochainement 
enrichi d’une fiche sur la filière des smart grids. 
Ces travaux permettront de consolider ou affiner 
les hypothèses utilisées dans les analyses menées 
jusqu’ici. 

Appliquer la méthodologie  
à d’autres contextes énergétiques

Une extension de ces travaux à des contextes éner-
gétiques internationaux, et notamment à des sys-
tèmes électriques plus carbonés, est également 
envisageable dans le cadre de projets français à 
l’export, par exemple dans le cadre de l’associa-
tion « Réseaux électriques intelligents – Smart Grids 
France ».
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L’étude des impacts du déploiement des smart 
grids sur les capacités installées et leur sollicitation 
permet d’évaluer les bénéfices potentiels pour la 
gestion de l’équilibre offre-demande. Afin de com-
prendre la structure de la valeur des différentes 
fonctions avancées, ces bénéfices sont divisés en 
4 segments de valeur définis ci-dessous, et repré-
sentant les opportunités de gains sur la chaîne 
des décisions relatives à l’équilibrage du système 
électrique depuis le long terme jusqu’au très court 
terme. Selon les fonctions avancées, certains de 
ces segments peuvent présenter des valeurs néga-
tives, c’est-à-dire représenter des surcoûts pour le 
système électrique.

a	� �Gains en capacités installées évitées :
	� La valeur en capacités évitées est définie 

comme le gain économique lié à l’impact de 
la fonction avancée sur le parc adapté. Les 
fonctions avancées étudiées affectent essen-
tiellement les besoins en moyens de pointe et 
seul l’impact sur les investissements en capa-
cités de production de pointe de type TAC en 
France est pris en compte dans le calcul de ce 
segment de gain. En effet, dans le contexte du 
scénario à long terme « Nouveau Mix 2030 », 
on suppose que le respect du critère de défail-
lance (3 h par an en espérance) est assuré par 
des investissements importants dans des TAC. 
Une fonction avancée permettant de réduire le 
risque de défaillance du système possède dès 
lors une valeur liée à la réduction de ces inves-
tissements en TAC, à critère de risque de défail-
lance inchangé. 

ANNEXE 1 Décomposition des 
différentes composantes 
de valeur pour l’équilibre 
offre-demande

	� Pour éviter un calcul du parc ajusté (chronophage), 
une approche simplifiée a consisté à estimer les 
capacités de pointe évitée (en TAC) à partir de la 
formule ENDévitée

3 h
. Une boucle de retour sur la simu-

lation de la sollicitation des capacités installées 
permet de vérifier que le critère de sécurité d’ap-
provisionnement est effectivement garanti lorsque 
ces capacités en TAC sont sorties du parc de pro-
duction et remplacées par des solutions smart grids 
(cf. paragraphe 2.3.3.1). Pour le calcul de la valeur 
économique, le coût annualisé d’investissement 
dans une TAC est supposé égal à 60k€/MW/an196.

a	� �Gains correspondant à la participation au marché 
d’énergie :

	� La valeur correspondant à la participation au mar-
ché énergie est définie comme le gain apporté au 
système par la participation de la fonction avancée 
au marché énergie (marché spot, infra-journalier). 
Il ne s’agit pas des gains obtenus par la fonction 
avancée sur le marché énergie, mais bien de la 
valeur apportée au système électrique dans son 
ensemble, sur la part variable des coûts de pro-
duction (hors coût de la défaillance). Ce segment 
de valeur comprend donc les gains ou surcoûts 
éventuels sur le marché de l’énergie mais aussi les 
gains ou surcoûts éventuels sur les coûts d’équi-
librage du système (la participation au marché 
énergie modifie les programmes de production 
mais aussi les «offres» d’ajustement disponibles).

	� Par exemple, l’activation d’une fonction avancée 
sur le marché de l’énergie permet de libérer des 
capacités qui peuvent alors potentiellement se 

196.	� Voir par exemple la synthèse des travaux du groupe de travail « Segmentation et valorisation des effacements de consommation » de la Commission 
d’Accès au Marché du Comité des Utilisateurs du Réseau de Transport d’Électricité (CURTE), 2011�  
http://www.energie2007.fr/images/upload/rte_curte_synthese_segmentation_valorisation_effacements_060111.pdf 
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Méthodologie de calcul de la valeur correspondant à la participation au marché d’énergieFigure 61

rendre disponibles pour la réserve et, par la suite, 
réduire les coûts d’équilibrage du système en J. 
Cette réduction des coûts d’ajustement est alors 
prise en compte dans le calcul de la valeur énergie, 
comme le montre la figure 61.

	� Par ailleurs, la valeur correspondant à la participa-
tion au marché énergie peut être négative, notam-
ment dans le cas où le coût d’activation de la 
fonction avancée est supérieur aux coûts variables 
de production des TAC auxquelles la fonction se 
substitue. Cette substitution est alors susceptible 
de générer un surcoût sur le marché énergie.

a	� �Gains supplémentaires liés à la participation à 
l’ajustement :

	� La valeur supplémentaire correspondant à la par-
ticipation à l’ajustement est définie ici comme le 
surcroît de valeur créé pour la collectivité lorsque 
la fonction avancée considérée peut participer à 

la réserve et à l’ajustement avec un délai de mobi-
lisation court (15’ sauf indication contraire). Plus 
précisément, la valeur ajustement est obtenue en 
calculant le différentiel de valeur apportée par la 
fonction avancée entre le cas où elle participe uni-
quement au marché énergie et le cas où elle peut 
également participer à la réserve et à l’ajustement. 
Comme pour la valeur correspondant au marché 
énergie, il ne s’agit donc pas des gains obtenus sur 
le mécanisme d’ajustement mais bien de la valeur 
supplémentaire correspondant à la participation 
de la fonction smart grid à la réserve et à l’ajuste-
ment, comme décrit sur la figure 62.

a	� �Gains supplémentaires liés à la participation aux 
services système :

	� De manière similaire au gain supplémentaires liés 
à la participation à l’ajustement, des gains supplé-
mentaires sont associés à la participation aux ser-
vices système pour le réglage de la fréquence. 

Coûts des programmes
(marché énergie)

Durée de défaillance identique
(parc adapté à 3 h de défaillance 

par an en espérance)

Coûts des programmes
(marché énergie)

Coûts d’équilibrage
(mécanisme d’ajustement)

Coûts d’équilibrage 
(mécanisme d’ajustement)

Parc adapté  
« sans smart grids »1

Parc adapté avec 
fonction avancée 
smart grids
Participation de 
la fonction avancée 
smart grids :
- �au marché énergie

2

Gains 
résultant de 

la participation 
au marché  

énergie
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Méthodologie de calcul de la valeur supplémentaire liée à la participation à la réserve et à l’ajustementFigure 62

Gains 
supplémentaires 

liés à la 
participation à 
l’ajustement

Coûts des programmes
(marché énergie)

Durée de la défaillance identique
(parc adapté à 3 h de défaillance 

par an en espérance)

Coûts des programmes 
(marché énergie)

Coûts d’équilibrage
(mécanisme d’ajustement)

Coûts d’équilibrage 
(mécanisme d’ajustement)

Parc adapté avec 
fonction avancée 
smart grids
Participation de la 
fonction avancée 
smart grids :
- �au marché énergie

2

Parc adapté avec 
fonction avancée 
smart grids
Participation de la 
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La figure 63 présente les interactions entre les différentes variables modélisées dans Three-ME.

ANNEXE 2 Modèle macro-économique 
Three-ME

Interactions entre les différentes variables modélisées dans Three-MEFigure 63
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Le cas considéré correspond à une poche électrique 
où le réseau actuel est contraint en alimentation.

Le soutirage net a une puissance moyenne de 
65 MW en 2014. La puissance garantie en « N-1 » est 
comprise entre 70 MW (été) et 100 MW (hiver). La 
probabilité d’être en situation de réseau « N-1 » suite 
à un défaut est de 0,04 %.

A la date initiale, la puissance garantie en « N-1 » 
est dépassée 1 100 heures par an en espérance. La 
croissance locale de la consommation est de 1 % par 
an. La figure suivante illustre l’évolution de la pointe 
locale (représentée comme la pointe à 100 heures) 
et de la durée de risque (durée où la puissance est 
supérieure à la puissance garantie en « N-1 »).

ANNEXE 3 Cas types de réseau 
considérés pour 
les évaluations

La figure 65 illustre, sur un scénario d’aléa, le niveau 
du soutirage net et des puissances garanties pour 
les années 2014 à 2030.

Le projet de renforcement de la zone est supposé 
basé sur une ligne standard en HTB1 de 63  kV. 
L’annuité de la ligne (intégrant les coûts de dévelop-
pement, d’exploitation et de maintenance) est sup-
posée de 300 k€/an. On suppose que le projet de 
renforcement n’impacte pas le volume des pertes 
électriques.

La généralisation des résultats à la maille France est 
effectuée à partir d’un coefficient de représentativité.

CAS TYPE DE RÉSEAU DE RÉPARTITION 
CONTRAINT EN ALIMENTATION

Soutirage à la pointe et durée de risque d’une zone contrainte en alimentationFigure 64
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Le cas considéré correspond à une poche électrique 
où le raccordement prévu d’EnR créera des contraintes 
en évacuation si le réseau n’est pas renforcé.

La puissance garantie en « N-1 » est comprise entre 
70 MW (été) et 100 MW (hiver). La probabilité d’être 
en situation de réseau « N-1 » suite à un défaut est 
de 0,04 %. La figure 66 illustre sur une chronique le 
niveau de soutirage net (injection nette en valeur 
négative) et des puissances garanties.

Le projet de renforcement de la zone est supposé 
basé sur une ligne standard en HTB1 de 63  kV. 
L’annuité de la ligne (intégrant les coûts de dévelop-
pement, d’exploitation et de maintenance) est sup-
posée de 300 k€/an. On suppose que le projet de 
renforcement n’impacte pas le volume des pertes 
électriques.

La généralisation des résultats à la maille France est 
effectuée à partir d’un coefficient de représentativité.

CAS TYPE DE RÉSEAU DE RÉPARTITION  
CONTRAINT EN ÉVACUATION

Évolution 2014-2030 de la courbe de charge nette (soutirage - injection) d’une zone contrainte 
en alimentation

Figure 65

Évolution 2014-2030 de la courbe de charge nette (soutirage - injection) d’une zone contrainte 
en évacuation

Figure 66
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Hypothèse de raccordement EnR et durée de risque en évacuation d’une zone contrainteFigure 67

0

50

100

150

200

250

20
14

20
15

20
16

20
17

20
18

20
19

20
20

20
21

20
22

20
23

20
24

20
25

20
26

20
27

20
28

20
29

20
30

P
u
is

sa
n
ce

 r
ac

co
rd

é
e
 (

M
W

)

D
u
ré

e
 d

e
 r

is
q

u
e
 (

h
/a

n
)

0

100

200

300

400

500

600

 Puissance 
photovoltaïque 
installée (MW) 

 Puissance 
éolienne installée (MW)  

 Durée de risque 
en évacuation (h/an)



Valorisation socio-économique des réseaux électriques intelligents

173



174

ANNEXE 4

HYPOTHÈSES COMMUNES AUX DIFFÉRENTES FONCTIONS 
AVANCÉES DE GESTION ACTIVE DE LA DEMANDE

Périmètre des solutions étudiées

La gestion active de la demande peut a priori porter 
sur une diversité importante d’usages au sein de diffé-
rentes catégories d’utilisateurs. Pour chaque usage et 
utilisateur, les solutions techniques à mettre en œuvre, 
les services potentiels rendus au système électrique 
(dépendant du délai de mobilisation, de la capacité à 
contribuer aux services système, etc.) et les contraintes 
techniques (puissance disponible, plages de disponi-
bilité, contraintes de stock, etc.) sont différents.

Cette variété ne peut être restituée de façon exhaus-
tive. Le périmètre étudié des catégories de gestion 
active de la demande résulte d’un choix visant à 
éclairer sous l’angle économique les principaux 
gisements offerts sur le marché (et pour lesquels des 
questions sur le modèle économique se posent) ou 
testés dans le cadre de démonstrateurs.

Les analyses économiques ont nécessairement 
conduit à certaines hypothèses sur les solutions 
techniques, celles-ci pouvant s’avérer structurantes 
pour les coûts. Il a été choisi de baser les analyses 
sur les solutions techniques les plus communes 
(offertes sur le marché ou testées dans les démons-
trateurs) et techniquement matures.

Ressources nécessaires  
et coûts associés

Qu’elle soit mise au service de l’équilibrage offre-
demande ou de la maîtrise des flux sur les réseaux, 
la gestion active de la demande requiert (i) une 
capacité à moduler la puissance d’usages flexibles 
et (ii) celle d’agréger ces modulations en un produit 
normalisé et fiable à destination d’une contrepartie : 
acteurs de marché, gestionnaires de réseau, etc.

Afin de dispatcher des ordres de pilotage adressés 
aux sites appartenant à son périmètre, l’agrégateur 
doit nécessairement disposer :
a	��d’un système d’information permettant de traduire 

un besoin en un ensemble d’ordres de pilotage à 
destination des sites flexibles ;

a	���s’il souhaite valoriser la flexibilité de son porte-
feuille auprès de RTE pour l’ajustement, d’un lien 
de télécommunication avec RTE.

Ces coûts sont indépendants du niveau de déploie-
ment ciblé et sont donc négligés dans l’analyse. 
Seuls les coûts proportionnels au niveau de déploie-
ment sont considérés. Ils sont spécifiques aux usages 
effacés et sont précisés dans les parties suivantes.

Hypothèse de déploiement

L’évaluation socio-économique est a priori dépen-
dante de l’hypothèse de déploiement retenue, 
notamment sur (i) l’ampleur du déploiement et (ii) sa 
localisation géographique.

Une hypothèse de déploiement de faible ampleur 
a été retenue197. Elle permet d’évaluer la valeur 
d’un niveau de déploiement limité. L’évaluation 
socio-économique d’un déploiement massif requer-
rait une analyse complémentaire  : d’une part les 
composantes de gains seraient réduites (effet de 
rendements décroissants) notamment celles corres-
pondant à un besoin peu profond (réserves, services 
système) ; d’autre part, les hypothèses de coût uni-
taire des matériels, s’ils devaient être fabriqués en 
masse, seraient à revoir à la baisse.

La localisation géographique du déploiement a 
été supposée homogène sur le territoire, présu-
mant que la valeur pour le système électrique est 

197. �En pratique, les simulations ont été effectuées avec un déploiement d’une puissance de 100 MW.

ANNEXE 4 Gestion active de la demande
Hypothèses détaillées et éléments d’analyse des résultats
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GESTION ACTIVE DE LA DEMANDE  
DANS LE SECTEUR RÉSIDENTIEL

Trois leviers de flexibilité, correspondant à des usages 
de l’électricité dans le résidentiel pour lesquels la 
flexibilité semble la plus acceptable, ont été étudiés : 
le chauffage électrique, la production d’eau chaude 
sanitaire et la recharge du véhicule électrique.

Chauffage électrique résidentiel

Caractéristiques techniques

Cette fonction avancée consiste en un pilotage 
dynamique de la consommation électrique des 
appareils de chauffage électrique en fonction des 
besoins du système électrique. Ce mode de pilo-
tage est inspiré de certains tests effectués dans le 
projet GreenLys. On considère la possibilité d’annu-
ler la consommation du chauffage d’un logement 
pendant une période limitée et ainsi réduire tempo-
rairement la demande par rapport à une consom-
mation de référence correspondant à la consigne 
donnée par les utilisateurs en termes de tempéra-
ture de confort. Ce mode de pilotage correspond 
à celui décrit dans l’avis de l’ADEME199 et qualifié 
d’« effacement diffus » de chauffage200.

Selon le démonstrateur GreenLys201, « la variation 
de température constatée au cours d’un effacement 
est faible (inférieure à 0,5 °C) » pour des effacements 

198. �En toute rigueur, ce résultat devrait être affiné sur des zones spécifiques du réseau pour être systématiquement confirmé.
199. ADEME, 2014
200. �Aujourd’hui, un cadre réglementaire spécifique a été développé en France pour la valorisation de ce type d’effacements sur le mécanisme d’ajustement.
201. �Voir site du démonstrateur GreenLys.
202. �Ceci pourrait conduire à ce que certaines zones géographiques (zones les plus froides en hiver) soient privilégiées dans le déploiement. Cet effet est 

négligé pour des raisons de simplification.
203. �Les profils sont décrits dans les règles du dispositif de Responsable d’Équilibre et leurs paramètres sont mis à disposition par ERDF.

relativement uniforme et n’incite donc pas à une 
localisation spécifique. Ce choix résulte d’une ana-
lyse a priori supposant que la valeur de ces flexi-
bilités réside essentiellement dans les services 
pour l’équilibre offre-demande pour lesquels la 
localisation n’importe pas. Cette analyse a priori 

est confortée par les résultats de ces travaux qui 
tendent à montrer que la valeur pour l’équilibre 
offre-demande est d’un ordre de grandeur supé-
rieure à la valeur pour le réseau de transport198 
(pour lequel les besoins sont localisés).

d’une durée d’une à deux heures. Sur la base des 
éléments du Bilan Prévisionnel, le potentiel du 
chauffage électrique dans le résidentiel à l’horizon 
2030 concerne 41 TWh dans le scénario « Nouveau 
Mix 2030 ».

On choisit de considérer un foyer moyen équipé 
en chauffage électrique. Si un tel gisement venait 
à se développer, la logique économique devrait 
conduire à ce que les systèmes de pilotage soient 
prioritairement déployés chez les consommateurs 
les plus consommateurs en chauffage électrique202. 
Néanmoins, il n’est pas acquis que ces consomma-
teurs soient les mieux informés et les plus réceptifs 
à ce type de solutions. Dès lors, l’hypothèse de rai-
sonnement sur un foyer moyen semble satisfaisante.

L’utilisation de référence du chauffage électrique rési-
dentiel est supposée correspondre à la part thermo
sensible d’un consommateur moyen disposant 
d’installations de chauffage électrique. On fait l’hypo
thèse que la puissance de chauffage correspond à la 
composante thermosensible d’un « profil203 » résiden-
tiel utilisé dans la reconstitution des flux. Le « gradient » 
du profil « RES 2 », qui représente la majorité des sites 
de consommateurs résidentiels équipés en chauffage 
électrique, a été utilisé pour déterminer la puissance 
de chauffage en fonction des moments (de la jour-
née, de la semaine et de l’année) et de la température 
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extérieure. Le profil de puissance et sa dépendance à la 
température sont calés sur la consommation annuelle 
moyenne pour l’usage chauffage d’un foyer équipé 
d’un chauffage électrique. Ce niveau de consom-
mation annuelle est fourni par le Bilan Prévisionnel  : 
4 300 kWh/an en 2017 et 3 000 kWh/an en 2030 dans 
le scénario « Nouveau Mix 2030 ». Pour l’affichage 
des résultats, il sera considéré qu’un tel foyer dispose 
d’une puissance de chauffage de 3 kW204. La puissance 
réellement effaçable (résultant du fait qu’à un instant 
donné, sur une moyenne de consommateurs, l’en-
semble des appareils ne sont tous pas à pleine puis-
sance) s’avère en moyenne sur tous les scénarios de 
température inférieure à 1,5 kW205.

La figure 68 représente le profil hebdomadaire du 
gradient de chauffage en hiver (qui s’applique d’oc-
tobre à mai). Ce gradient s’applique aux tempéra-
tures inférieures à 15°C. Il définit la consommation 
de chauffage. 

La figure 69 représente la consommation moyenne 
de chauffage d’un foyer (moyenne sur les scénarios 
de température) projetée en 2030.

Le pilotage permet d’effacer la totalité de la puis-
sance effectivement utilisée pour le chauffage pen-
dant une heure. L’acceptabilité observée dans les 
démonstrateurs (GreenLys206, Modelec207) légitime 
l’hypothèse que toute la puissance peut être effa-
cée. L’hypothèse sur la puissance effaçable par foyer 
est cohérente avec les résultats obtenus par EDF 
dans l’expérimentation « Une Bretagne d’avance »208 
et les résultats préliminaires issus de l’expérimenta-
tion Smart Electric Lyon.

On suppose que l’effacement peut être piloté dans 
des délais très courts (quelques minutes), compatibles 
notamment avec la participation à la réserve rapide209 
mais ne permet pas la fourniture de services système.

204. �Hypothèse pour un logement de puissance souscrite de 9 kVA. Cette hypothèse prend en compte la baisse de consommation annuelle moyenne d’ici 
à 2030.

205. �L’expérimentation réalisée dans le cadre du démonstrateur «Une Bretagne d’avance», permet de constater les effacements moyens compris entre 1,1 et 
1,6 kW en cas d’effacement du chauffage de maisons individuelles. Les ordres de grandeur comparables sont observés dans les résultats préliminaires 
issus de l’expérimentation Smart Electric Lyon.

206. �Il est indiqué sur le site du démonstrateur GreenLys « 30 000 ont été réalisées depuis le début de projet avec un taux de dérogation faible (5 %) ».
207. �Le site du démonstrateur Modelec affiche 98,7 % d’acceptation des effacements sur 22 000 occurrences.
208. �L’expérimentation réalisée dans le cadre du démonstrateur «Une Bretagne d’avance», permet de constater des effacements moyens compris entre 1,1 et 

1,6 kW en cas d’effacement du chauffage de maisons individuelles. Les hypothèses retenues dans ce rapport sont plus faibles que les résultats de cette 
expérimentation car ils prennent en compte la réduction entre 2013 et 2030 de la consommation moyenne de chauffage d’un foyer.

209. �En cohérence avec l’approche système, il est supposé que le report est parfaitement pris en compte dans les décisions d’ajustement.
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L’effacement donne lieu à un report de la consom-
mation dans les heures qui suivent. Les hypothèses 
utilisées pour le taux de report sont discutées au 
paragraphe 3.3.1.1.

Le nombre journalier d’activations est contraint a 
priori par des questions d’acceptabilité. Les hypo-
thèses210 (i) d’une limitation journalière de 4  acti-
vations d’une heure, (ii) d’une durée d’au moins 
2  heures entre deux activations (c’est-à-dire une 
heure sans effacement) et (iii) d’absence de limita-
tions sur le nombre de jours dans l’année ont été 
retenues sur proposition de membres du démons-
trateur GreenLys.

Ressources nécessaires et coûts

La mise en œuvre du pilotage des installations de 
chauffage ambiant au sein d’un logement repose sur :
- �un dispositif de gestion de l’énergie capable de 

recevoir les ordres d’effacement transmis par 
l’agrégateur grâce à un accès au système d’infor-
mation du fournisseur de matériel  ;

- �des actionneurs raccordés aux convecteurs recevant 
les ordres du dispositif de gestion de l’énergie.

La solution proposée par Schneider Electric 
Industries et retenue pour l’étude prévoit un lien 
internet entre le dispositif de gestion de l’énergie et 
le système d’information du fournisseur de matériel, 
lequel met à disposition de ses clients des services 
en ligne de supervision et de pilotage. L’agrégateur 
qui souhaite mettre en œuvre un pilotage des 
usages résidentiels pourra donc utiliser ce canal en 
finançant un lien entre son système d’information et 
celui du fournisseur de matériel.

Dans le scénario de coûts haut, le dispositif de ges-
tion de l’énergie et les actionneurs associés sont 
déployés exclusivement à des fins de pilotage du 
chauffage électrique. La fonction avancée supporte 
donc le coût d’investissement total.

Dans le scénario de coûts bas, on suppose que le 
dispositif de gestion de l’énergie est déployé car 
il est rentabilisé par les économies d’énergie qu’il 
permet de réaliser au sein du logement (optimisa-
tion du programme de chauffage). Ainsi, les seuls 
surcoûts pris en compte portent sur :
- �la part du coût du dispositif de gestion de l’éner-

gie associée à la fonction de pilotage des usages à 

210. �Ces hypothèses ont été déterminées par le consortium du démonstrateur GreenLys.

Puissance moyenne de la consommation de chauffage électrique d’un foyer en 2030Figure 69
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distance (estimée à 20 % du coût d’investissement, 
selon Schneider Electric) ;

- �la mise en œuvre du lien entre le SI de l’agrégateur 
et le SI de l’équipementier (OPEX).

Les hypothèses de coûts relatifs à l’équipement d’un 
logement 9 kVA équipé de chauffage électrique sont 
récapitulées dans le tableau suivant :

Forme du report après un effacement de chauffage d’une heureFigure 70
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Ressource
Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant au 
scénario haut de 

coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX

Energy Box 
consommateur 

résidentiel
10 ans 1,5 W 50 € 250 € 11,1

11,4 7,5

Thermostat 10 ans - - 41 € 16,3

2 actionneurs 
convecteurs

10 ans 2 W - 83 € 16,8

Installation 10 ans - - 91 € -

OPEX
Lien SI 

équipementier-
agrégateur

- - 25 €/an 25 €/an - 10,5 10,5

Source : Schneider Electric Industries (partie CAPEX), projet GreenLys (partie OPEX)

Hypothèses sur les ressources nécessaires pour la gestion active de la demande en chauffage 
électrique résidentiel

Tableau 6
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Les hypothèses prises sur les effacements de chauf-
fage résidentiel sont supposées n’impliquer qu’une 
perte de confort limitée pour l’utilisateur. Ainsi, 
aucun coût variable pour la collectivité représentant 
la perte d’utilité n’est affecté à l’activation de la flexi-
bilité résidentielle. Cela ne présage pas pour autant 
du modèle d’affaires de l’agrégateur et en particu-
lier des compensations financières à destination de 
ses clients, lesquelles s’apparentent à des transferts 
entre acteurs, hors du champ d’étude.

Enfin, les coûts SI et télécom liés à l’activation sont 
négligeables. On suppose que le coût variable d’acti-
vation est nul.

Éléments d’analyse économique 

L’évaluation des gains pour le système électrique de 
la gestion active de la demande de chauffage élec-
trique résidentiel est réalisée avec trois hypothèses 
pour le report (0 %, 50 % et 100 %).

a,��Valeur pour l’équilibre offre-demande

	 > �Moyens de pointe évités
		�  Le gain en termes de moyens de pointe évi-

tés s’élève à environ 40  €/foyer équipé/an et 
ce quel que soit le taux de report. Cette valeur 
correspond à une puissance effaçable d’environ 
1,5 kW/foyer équipé sur les instants de tension 

du système avec une efficacité de l’ordre de 
40  à 45 % selon le taux de report (reflétant 
essentiellement l’impact des contraintes d’ac-
tivation sur la contribution à la réduction du 
risque de défaillance, notamment du fait du 
caractère non consécutif des activations et 
dans un moindre mesure l’effet du report sur 
la contribution au risque de défaillance). Ainsi, 
un foyer équipé permet de réduire le besoin en 
capacité de production de pointe de l’ordre de 
0,7 kW (au coût annualisé de 60 €/kW).

	 > �Dépenses de combustibles évitées
		�  Les dépenses de combustibles évitées sont très 

dépendantes du taux de report. Le graphique 
suivant détaille l’impact de la gestion active de la 
demande en chauffage électrique d’un foyer sur 
la production des différentes filières.

		�  La réduction des dépenses de combustibles du sys-
tème électrique varie entre 8 €/foyer équipé/an et 
65 €/foyer équipé/an selon le taux de report.

		�  Sur ce montant, environ 5  €/foyer équipé/an 
(montant peu dépendant de l’hypothèse de 
report) proviennent de la participation à l’ajus-
tement : la participation à la réserve 15’ permet, 
sur plusieurs dizaines d’heures de tension dans 
l’année, de libérer des capacités hydrauliques.
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a,�Valeur pour le réseau de transport
	� Les valeurs obtenues sont basées sur une hypo-

thèse d’activation « en préventif ».

	 > �Valeur pour le réseau de grand transport
		�  La valeur pour le réseau de grand transport est 

approchée par l’évaluation des coûts de redis-
patching. Ce levier de flexibilité permet de réduire 
les contraintes sur le réseau de grand transport du 
fait de la concomitance temporelle entre les acti-
vations optimales pour l’équilibre offre-demande 
et certaines contraintes du réseau de grand trans-
port (contraintes sur certaines zones lors de fortes 
consommations). Cette flexibilité permet donc de 
réduire les coûts de redispatching211. La valeur 
est comprise entre 1,5 et 2,2  €/foyer équipé/an 
selon le taux de report. Elle est relativement faible 
et correspond essentiellement à la réduction de 
contraintes sur certaines zones spécifiques.

	 > �Valeur pour le réseau de répartition
		�  Les graphiques suivants illustrent l’impact d’une 

capacité d’effacement de 10  MW de chauffage 
électrique dans la zone considérée (avec ici une 
hypothèse favorable de 0 % de report afin de rendre 
les effets visibles). La valeur de 10 MW est ici volon-
tairement très importante (et non réaliste) pour per-
mettre de visualiser les effets. Le graphique suivant 
illustre l’impact de cette flexibilité sur la réduction 

des coûts de gestion de la contrainte réseau (coûts 
d’END probabilisée augmentés des coûts de redis-
patching de la flexibilité212).

		�  L’impact correspond dans ce cas à un report de la 
date de renforcement de 1,6 année. Néanmoins 
le gain en annuités réseau évitées ne représente 
pas le gain total  : d’une part, le volume d’END 
est impacté (i) à la baisse par l’activation des flexi-
bilités avant la date initiale de renforcement (i.e. 
date en l’absence de flexibilité) et (ii) à la hausse 
pendant la période de report (conséquence de la 
non présence du renforcement sur l’END). D’autre 
part, un coût de redispatching de flexibilité appa-
raît. La figure 72 suivant présente les gains et coûts 
annuels RPT (gestion des contraintes et annuités 
de renforcement) résultant de la flexibilité.

 		�  La valeur nette, ramenée à un foyer (et intégrant 
le coefficient de représentativité du cas-type 
réseau étudié) est très faible de l’ordre de  
0,2 €/foyer équipé/an voire quasi nul si le report 
est de 100 %.

		�  Bien que les coûts de redispatching de cette flexi-
bilité soient faibles, ce qui reflète le fait que les 
activations pour réduire les contraintes réseau sont 
proches des activations optimales pour l’équi-
libre offre-demande, la faible valeur s’explique 

211. �Ce résultat n’est pas immédiat. Si les activations les plus pertinentes pour l’équilibre offre-demande étaient de nature à générer des contraintes pour le 
réseau de transport, les coûts de redispatching seraient augmentés par l’activation de ces flexibilités.

212. �C’est-à-dire la perte de valeur liée à une activation pour besoin réseau qui est non optimale par rapport à la valeur pour l’équilibre offre-demande.

Coût de gestion de la contrainte RPT et coût du renforcement – cas d’une zone contrainte en alimentationFigure 72
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globalement par le fait que cette flexibilité pos-
sède des caractéristiques et contraintes d’activa-
tion limitant fortement sa capacité à réduire l’END 
probabilisée (nombre d’activations journalières, 
battement entre deux activations…) car les épi-
sodes d’END suite à incident sont généralement 
longs. Lorsque le report est supposé de 100 %, la 
valeur est quasiment nulle, le report étant souvent 
inclus dans la période d’END.

		�  Il convient de noter que la valeur supplémentaire 
qui pourrait être obtenue à travers une utilisation 
« en curatif », sous réserve que celle-ci soit techni-
quement valide, ne serait pas significativement plus 

élevée pour ce type de flexibilité. En effet, l’intérêt 
d’une utilisation « en curatif » réside dans le fait de 
réduire très fortement les durées d’utilisation de la 
flexibilité pour besoin réseau (utilisation qu’en seule 
situation d’incident vs utilisation systématique dès 
que la puissance garantie n’est pas respectée). Les 
coûts de redispatching pour cause réseau étant très 
faibles, du fait de la relative concomitance entre les 
contraintes réseau et la valeur pour le marché, la 
réduction de ces coûts présente peu d’enjeux.

La figure 74 représente le bilan des coûts et des gains 
selon les trois hypothèses de report (0 %, 50 % et 100 %) 
et les deux hypothèses de coûts (haute et basse).

Impact de la gestion active de la demande en chauffage sur les coûts et les gains annuels pour le RPTFigure 73
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Production d’eau chaude sanitaire

Caractéristiques techniques

La gestion active de la demande électrique pour la 
production d’eau chaude sanitaire (ECS) consiste en 
un pilotage dynamique de la puissance utilisée pour 
la production d’ECS en fonction des besoins du sys-
tème électrique.

Sur la base des éléments du Bilan Prévisionnel, le 
potentiel à l’horizon 2030 concerne 18 TWh dans le 
scénario « Nouveau Mix 2030 » et 21  TWh dans le 
scénario « Diversification ».

La situation de référence par rapport à laquelle le 
pilotage dynamique de la consommation pour la pro-
duction d’ECS est évalué correspond actuellement au 
principal mode de gestion. Il s’agit d’un asservissement 
sur le signal tarifaire (de type heures pleines/heures 
creuses) en s’appuyant sur le profil de consommation 
présenté dans le Bilan Prévisionnel 2014 pour cette 
situation et une consommation moyenne annuelle de 
1550 kWh.

La consommation journalière et le profil journalier 
dépendent a priori de la saison (par l’effet de la 
température de l’eau froide) et dans une moindre 
mesure du jour de la semaine. Néanmoins, en 
absence de référence publique sur cette saisonna-
lité, celle-ci est négligée.

Le pilotage de la production d’ECS permet d’agir 
sur la courbe de charge mais ne modifie pas l’éner-
gie globale consommée213. Il s’agit de placer un 
volume journalier de consommation d’énergie en 
respectant ces deux contraintes :
- ��La consommation journalière doit être placée sur 

chaque plage de 24 h du type [Jour J à 12 h, Jour 
J+1 à 12 h]. La charge journalière peut donc être 
placée par exemple en partie sur la pause méri-
dienne, en fin de soirée ou à toutes autres périodes 
qui seraient les plus pertinentes pour le système 
électrique considéré dans cette étude. 

- �La puissance maximale de charge associée à cette 
consommation est supposée de 1,15 kW214. Cette 
valeur, cohérente avec les dispositifs existants, est 
estimée par analogie avec la consommation élec-
trique pour la production d’ECS en Allemagne215.

213. Les pertes thermiques sont supposées faibles et indépendantes des modes de pilotage de la consommation pour la production d’ECS.
214. �On remarque que cette valeur maximale pour un site est différente de la valeur maximale atteinte par le profil moyen en raison du foisonnement entre 

les sites.
215. �L’étude réalisée par DENA propose pour l’Allemagne, une consommation annuelle de 15 TWh pour 11 GW de dispositif de production d’ECS électrique. 

En extrapolant ce ratio au foyer moyen en France, on obtient 1,15 kW de puissance à partir de 1 550 kWh par an.

Profil journalier moyen de consommation d’un foyer pour la production d’eau chaude sanitaireFigure 75

kW

00
h

01
h

02
h

03
h

04
h

05
h

06
h

07
h

08
h

09
h

10
h

11
h

12
h

13
h

14
h

15
h

16
h

17
h

18
h

19
h

20
h

21
h

22
h

23
h

24
h

0,0

0,1

0,2

0,3

0,4

0,5

0,6

0,7

0,8

0,9

1,0



Valorisation socio-économique des réseaux électriques intelligents

183

Ressource
Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant au 
scénario haut de 

coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX

Dispositif 
de gestion 

de l’énergie 
consommateur 

résidentiel

10 ans 1,5 W 50 € 250 € 11,1

11,7 8,8

Actionneur 
ballon ECS

10 ans 1 W - 41 € 8,4

Installation 10 ans - - 91 € -

OPEX
Lien SI 

équipementier-
agrégateur

- - 25 €/an 25 €/an - 10,5 10,5

Source : Schneider Electric Industries

Hypothèses sur les ressources nécessaires pour la gestion active de la demande pour la production 
d’eau chaude sanitaire

Tableau 7

On suppose que cette puissance peut être pilotée dans 
des délais très courts (quelques minutes), compatibles 
notamment avec la participation à la réserve rapide, 
mais n’est pas apte à fournir des services système fré-
quence. Le gisement équipé est supposé disponible à 
tout instant et il n’y a pas d’incertitude ou de problé-
matique de fiabilité liée à l’acceptation des utilisateurs.

Pour les simulations permettant d’évaluer les consé-
quences physiques de la fonction avancée, le niveau 
de déploiement considéré est de l’ordre de 100 MW 
de capacité installée.

Ressources nécessaires et coûts

Le pilotage des dispositifs de production d’eau 
chaude sanitaire requiert l’installation d’un dispositif 
de gestion de l’énergie et d’un actionneur équipant 
le ballon. Les scénarios de coûts haut et bas rete-
nus ici suivent une logique analogue à celle exposée 
dans la partie précédente sur la gestion active de la 
demande en chauffage électrique. 	

Dans la mesure où (i) le pilotage conduit à déplacer 
des instants de recharge sans effet sur le confort des 
consommateurs et (ii) les coûts télécom d’activation 
sont négligeables, on suppose que le coût variable 
d’activation est nul.

Éléments d’analyse économique

a	��Valeur pour l’équilibre offre-demande

	 > �Moyens de pointe évités
		�  Dans le scénario de référence, la consommation 

pour la production d’eau chaude sanitaire est déjà 
placée pendant les heures creuses (nuit et heures 
creuses méridiennes), à des instants où le risque 
de défaillance est inexistant. Par conséquent, la 
gestion active de cette demande n’a aucun impact 
sur les besoins en moyens de pointe évités.

	 > �Dépenses de combustibles évitées
		�  Le pilotage de l’ECS permet de déplacer la 

consommation journalière de manière dynamique 
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sur les heures où le coût marginal de production 
d’électricité est le moins cher. Ces heures ne sont 
pas nécessairement la nuit  : du fait de la forte 
pénétration des EnR, pour certains jours, notam-
ment en été, où la production EnR est importante, 
les coûts marginaux en milieu de journée sont 
plus faibles que ceux de la nuit. Ceci crée une 
opportunité de valorisation pour le déplacement 
de charge pour la production d’ECS de la nuit 
vers les heures méridiennes (11 h-14 h) pendant 
lesquelles la production photovoltaïque atteint 
son pic. En hiver, il est parfois intéressant écono-
miquement de déplacer la charge vers le milieu 
de nuit (2 h-5 h) où les coûts marginaux sont plus 
faibles. Les variations de production éolienne au 
cours d’une même journée peuvent également 
conduire à des opportunités pour le déplace-
ment de la charge en réduisant les variations de 
puissance sur les groupes de production (dont la 
flexibilité est contrainte et/ou coûteuse – coûts de 
démarrage, durée minimale de marche…).

		�  L’utilisation de cette forme de stockage permet 
de réduire le recours aux STEP, ce qui évite des 
pertes d’énergie liées au rendement du cycle de 
pompage-turbinage des STEP. Le graphique sui-
vant présente l’impact sur la production des dif-
férentes filières de la flexibilité sur la production 
d’ECS d’un foyer.

		�  Le gain représente environ 19 €/foyer équipé/an 
dont 5 €/foyer équipé/an provient de la possibi-
lité de participer à la réserve et à l’ajustement.

Impact de la flexibilité sur l’eau chaude sanitaire sur les productions nettes des différentes filièresFigure 76
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		�  Le profil moyen de charge est significativement 
impacté, comme présenté en figure 77. 

 		�  Cependant, il est important de noter que l’es-
sentiel de la valeur (84 %) provient de la flexibi-
lité dynamique et non d’une réoptimisation de 
plages d’heures creuses statiques.

a	��Valeur pour le réseau de transport
	� Les valeurs estimées sont basées sur une hypo-

thèse d’activation « en préventif ».

	 > �Valeur pour le réseau de grand transport
		�  La valeur pour le réseau de grand transport est 

approchée par l’évaluation des coûts de redis-
patching. Ce levier de flexibilité permet de réduire 
les contraintes sur le réseau de grand transport du 
fait de la concomitance temporelle entre les acti-
vations optimales pour l’équilibre offre-demande 
(placement de l’ECS sur les instants de plus faible 
consommation nationale) et certaines contraintes 
du réseau de grand transport (contraintes sur 
certaines zones lors de faibles consommation 
et de forte production EnR). La valeur est de  
0,7 €/foyer équipé/an (il s’agit d’une valeur corres-
pondant à une moyenne géographique, l’estimation 
ayant été réalisée en supposant que le déploiement 
est homogène sur le territoire français).

		�  Une partie significative de la valeur provient 
d’écrêtement de production EnR évité par le pla-
cement de charge local pendant les périodes de 
forte production.

	 > �Valeur pour le réseau de répartition
		�  La valeur pour le réseau de répartition n’a été 

évaluée que pour les situations de contraintes 
en alimentation. Du fait de la faible concomi-
tance en général entre les contraintes locales 
d’alimentation et le placement de la charge 
de l’ECS, l’intérêt de l’ECS est quasi nul. 
L’utilisation « en curatif » n’apporterait aucune 
valeur supplémentaire.

		�  Théoriquement, une valeur potentielle pourrait 
résider dans des zones contraintes en évacuation 
à travers le placement de charge pendant les 
périodes de forte production. Il faudrait, dans les 
zones où l’insertion des EnR est massive, dispo-
ser localement d’un gisement de consommation. 
Ce point n’a pas été instruit. 

Les résultats de la valorisation de la gestion active 
de la demande pour la production d’eau chaude 
sanitaire sont présentés sur le graphique suivant. 

Coûts et gains pour la collectivité de la gestion active de la demande pour la production d’eau 
chaude sanitaire (scénario « Nouveau Mix 2030 »)

Figure 79
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Recharge de véhicules 
électriques et véhicules hybrides 
rechargeables

Caractéristiques techniques

La gestion active de la recharge des véhicules élec-
triques (VE) et véhicules hybrides rechargeables (VHR) 
consiste en un pilotage dynamique de la recharge en 
fonction des besoins du système électrique.

Sur la base des éléments du Bilan prévisionnel, 
le potentiel à l’horizon 2030 est de plusieurs mil-
lions de VE/VHR (3,6  millions dans le scénario 
« Diversification » et 6,9  millions dans le scénario 
« Nouveau Mix 2030 »). Ceci représente une consom-
mation électrique annuelle estimée entre 7,6 TWh et 
14,6 TWh.

Il existe une diversité importante de cas d’utilisation 
possibles qui se distinguent par (i) le type de véhi-
cule (électrique ou hybride rechargeable), (ii) le lieu 
de recharge (domicile, espace public, lieu de tra-
vail…), (iii) la puissance de recharge (recharge lente 
à 3 kW ou recharge rapide à plusieurs dizaines de 
kW) et (iv) le profil d’utilisation (usage privé pour les 

déplacements domicile-travail, usage profession-
nel…). Cette diversité exposée dans le livre vert sur 
les infrastructures de recharge ouvertes au public 
pour les véhicules « décarbonés »216 est par exemple 
modélisée dans une étude menée au sein de RTE217 
portant sur l’impact des recharges de véhicules élec-
triques sur le système électrique.

On choisit de considérer un cas d’utilisation typique 
du véhicule. Ce cas correspond à un véhicule élec-
trique dont la recharge s’effectue exclusivement au 
domicile en recharge « lente » (de puissance 3 kW)218. 
Les possibilités de recharge sur la voie publique et sur 
le lieu de travail sont ainsi ignorées219.

On suppose que le pilotage permet d’agir sur la 
puissance soutirée mais ne permet pas l’injection 
sur le réseau (technologie Vehicle To Grid ).

La recharge de référence à laquelle est comparée 
le pilotage dynamique est une recharge placée 
de façon statique sur les heures creuses. Le pro-
fil journalier de recharge de référence utilisé est le 
profil « avec signal tarifaire » du Bilan prévisionnel. 
Néanmoins, par souci de cohérence avec l’hypo-
thèse effectuée sur le profil journalier de véhicules 

216.	Negre, 2011 
217.	Rousselle, 2009 
218. �Cela correspond à la puissance de recharge identifiée comme « normale » dans le Livre vert sur les infrastructures de recharge ouvertes au public pour 

les véhicules « décarbonés ». 
219. �Cette hypothèse est cohérente avec l’absence de prise en compte de coûts sur la gestion active de la demande sur ces bornes de recharge publiques.

Profil journalier moyen de consommation pour la charge d’un véhicule électrique consommant 
8kWh dans la journée sous l’hypothèse d’un pilotage tarifaire

Figure 80
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raccordés au système électrique (voir figure 80), 
le profil issu du Bilan Prévisionnel est très légère-
ment modifié en ne supposant aucune consomma-
tion entre 7 h et 18 h. On suppose par ailleurs qu’il 
n’existe pas de saisonnalité ni de différence entre 
jours ouvrés et week-end sur ce profil.

Ce pilotage permet d’agir sur la courbe de charge 
de la recharge du véhicule mais ne modifie pas 
l’énergie globale consommée220. Il s’agit d’un stock 
à placer dont le placement est contraint par les 
besoins de mobilité des utilisateurs.

La puissance est supposée pilotable dans des délais 
très courts (quelques minutes), compatibles notam-
ment avec la participation à la réserve rapide. 

En déployant des bornes aux fonctionnalités éten-
dues, la recharge pourrait fournir des services sys-
tème fréquence (à la hausse et à la baisse) sous 
réserve de respect des contraintes en puissance 
et en énergie listées dans cette partie. Ce service 
supplémentaire serait susceptible de générer des 

gains supplémentaires importants pour le système. 
Néanmoins, en l’absence d’hypothèses sur les 
surcoûts d’investissement nécessaires à la mise en 
place d’une telle fonction, cette variante n’a pas été 
étudiée.

On suppose que le véhicule a une consommation 
journalière de 8 kWh221 correspondant à 40 km par-
courus quotidiennement.

Par conséquent, la capacité de stockage de la bat-
terie, supposée de 20 kWh222, offre de la flexibilité 
sur le volume de recharge journalier et permet des 
transferts entre jours. Néanmoins, il est peu réaliste 
de considérer la seule contrainte d’utilisation jour-
nalière. En effet d’une part la consommation de  
8 kWh par jour est une moyenne du parc (certains 
utilisateurs auront besoin de recharger davantage 
chaque jour) et d’autre part, il semble illusoire 
qu’une voiture soit utilisée avec un réservoir chargé 
au plus juste. Pour ces raisons, on suppose que 
chaque matin à 7 h, la batterie doit être chargée à au 
moins 75 %223 (soit 15 kWh).

220. �Il est supposé que les pertes thermiques sont faibles et indépendantes des modes de pilotage de la charge des véhicules électriques.
221. �L’hypothèse d’une consommation moyenne de 0,2 kWh/km sur l’année est proposée dans une étude du Commissariat général au développement 

durable (CGDD) « Les véhicules électriques en perspective analyse coûts-avantages et demande potentielle », datée de mai 2011. Par ailleurs, cette 
étude met en avant que la distance moyenne parcourue pour un aller-retour domicile-travail en voiture est de 30 km par jour ce qui est cohérent avec 
un déplacement total moyen de 40 km dans la journée (d’autres déplacements peuvent s’ajouter au déplacement principal).

222. �Hypothèse en cohérence avec le Livre vert sur les infrastructures de recharge ouvertes au public pour les véhicules « décarbonés ». Negre, 2011.
223. �Cette hypothèse est arbitraire et résulte d’un consensus au sein du groupe de travail. La réalité de la charge minimale acceptable par les consommateurs 

est susceptible de dépendre fortement du déploiement de bornes de recharge dans l’espace public. En l’absence d’un déploiement massif, les 
utilisateurs n’accepteront probablement pas que leur véhicule ne soit pas chargé à 100 % la matin.

Profil journalier moyen du pourcentage de véhicules électriques connectés au système électrique 
via un dispositif de recharge au domicile

Figure 81
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224. �Voir Les cahiers de l’enquête transport, « Le profil des déplacements journaliers en transports en commun et voiture particulière », janvier 2005. 
225. �Voir Commissariat général au développement durable (CGDD) « La mobilité des Français  : panorama issu de l’enquête nationale transports et 

déplacements 2008 », décembre 2010. 

Le pilotage de la recharge du véhicule électrique 
permet de choisir à chaque instant la puissance 
soutirée entre 0 kW et une puissance proposition-
nelle au taux instantané de véhicules connectés 
au système électrique (cette puissance vaut 3  kW 
lorsque le taux instantané de véhicules connectés 
est de 100 %). La disponibilité moyenne du gise-
ment équipé est ainsi représentée mais on suppose 
qu’il n’y a pas d’incertitude ou de problématique 
de fiabilité liée à l’acceptation par les utilisateurs.

Le profil du taux instantané de véhicules connectés, 
illustré en figure 81, est construit à partir des résul-
tats d’une enquête224 sur les transports en Île-de-
France et de l’enquête transport de 2008225 sur les 
heures privilégiées de départs et de retour du domi-
cile le matin et l’après-midi.

Pour les simulations permettant d’évaluer les consé-
quences physiques, le niveau de déploiement est 
supposé marginal (de l’ordre de 100 MW de capa-
cité installée).

Ressources nécessaires et coûts

Le pilotage de la recharge de véhicules électriques au 
sein d’un logement particulier repose sur un dispositif 
de gestion de l’énergie. On suppose que la borne de 
recharge peut s’interfacer, sans surcoûts supplémen-
taires avec le dispositif de gestion de l’énergie, lequel 
transmet les ordres de pilotage reçus de l’agrégateur. 
Aucun actionneur supplémentaire ne semble donc 
nécessaire en première approche. Les hypothèses de 
coûts associés au pilotage d’une borne de recharge 
située dans un logement individuel sont les suivantes : 

Ressource
Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant au 
scénario haut de 

coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX

Dispositif 
de gestion 

de l’énergie 
consommateur 

résidentiel

10 ans 1,5 W 50 € 250 € 11,1

11,7 8,8

Installation 10 ans - - 91 € -

OPEX
Lien SI 

équipementier-
agrégateur

- - 25 €/an 25 €/an - 10,5 10,5

Source : Schneider Electric Industries

Hypothèses sur les ressources nécessaires pour la gestion active de la demande pour la recharge 
de véhicules électriques à domicile

Tableau 8
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Dans la mesure où (i) le pilotage conduit à déplacer 
des instants de recharge sans effet sur les possibili-
tés de déplacement des utilisateurs et (ii) les coûts 
télécom d’activation sont négligeables, on suppose 
que le coût variable d’activation est nul.

Éléments d’analyse économique

La structure du gisement de flexibilité présente des 
caractéristiques très proches de celles de la flexi-
bilité sur l’eau chaude sanitaire (profil d’utilisation, 
contrainte de stock). Pour cette raison, les éléments 
d’interprétation de la valeur, qui sont similaires à ceux 
de l’ECS, ne sont pas détaillés dans cette partie.

Néanmoins, quelques différences existent :
a	���le volume de consommation en énergie à placer 

sur chaque journée pour la recharge d’un véhicule 
électrique (8  kWh) est le double de la consom-
mation journalière d’un foyer moyen pour l’eau 
chaude sanitaire (4 kWh). Pour un foyer, les gains 
énergie et ajustement potentiels sont donc plus 
importants dans le cas de la recharge du véhicule 
électrique. Néanmoins, ramené à la puissance 
des équipements considérés, cela correspond à 

seulement 2,7 heures de fonctionnement à puis-
sance maximale pour la recharge du véhicule 
électrique, contre 3,7  heures pour l’eau chaude 
sanitaire ;

a	��le placement de la recharge du véhicule électrique 
ne peut intervenir en milieu de journée dans la 
mesure où l’on suppose que le véhicule électrique 
n’est pas connecté au dispositif de recharge au 
domicile sur ces instants. L’été, il n’y a ainsi pas de 
possibilité de placer la consommation au pic de 
production du photovoltaïque comme pour l’eau 
chaude sanitaire ;

a	��avec l’hypothèse d’une batterie devant être char-
gée à seulement 75 % de sa capacité maximale 
tous les matins, il est possible de transférer de 
la charge entre différentes journées si cela pré-
sente un intérêt économique. Ce déplacement 
de charge entre les jours offre donc une flexibilité 
supplémentaire par rapport au pilotage de l’ECS 
pour lequel le volume d’énergie consommée sur 
chaque journée est considéré comme fixe.

a	��Les résultats de la valorisation de la gestion active 
de la demande pour la recharge des véhicules 
électriques à domicile sont présentés sur le gra-
phique suivant. 

Coûts et gains pour la collectivité de la flexilité de la recharge des véhicules électriques 
(scénario « Nouveau Mix 2030 »)

Figure 82
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Gestion active multi-usages 
dans le secteur résidentiel

L’analyse séparée des différentes fonctions avancées 
dans le résidentiel, présentée dans les paragraphes 
précédents, permet d’identifier la structure de gains 
pour le système électrique de chacune de ces fonc-
tions. Néanmoins226, l’existence de coûts mutuali-
sables entre les pilotages des différents usages ne 
rend crédible qu’un modèle d’activité basé sur la 
gestion active de l’ensemble des usages potentiel-
lement flexibles dans le résidentiel.

Caractéristiques techniques

Deux modèles principaux de gestion active de la 
demande dans le résidentiel sont identifiés et sont 
étudiés : 
- Modèle « ECS + Chauffage »
- Modèle « ECS + Chauffage + Véhicule électrique »

Le modèle « ECS + Chauffage + Véhicule électrique » 
semble, même aux horizons étudiés, disposer d’un gise-
ment plus faible, du fait de l’absence de généralisation 
de véhicules électriques ou hybrides rechargeables.

Ainsi, les analyses socio-économiques complètes 
ne sont menées que pour le modèle « ECS  + 
Chauffage ».

Ressources nécessaires et coûts

Les modèles de gestion active multi-usages dans le 
résidentiel permettent de mutualiser les ressources 
suivantes  : le dispositif de gestion de l’énergie, 
l’installation et la mise en œuvre du lien entre le SI/
télécom. Le coût de l’installation est supposé aug-
menter de 50 % par rapport au cas où une seule 
fonction avancée serait mise en place. Le tableau 9 
récapitule l’ensemble des hypothèses sur les res-
sources nécessaires.

226. �Dans le cadre des hypothèses retenues sur les matériels nécessaires à déployer pour la gestion active de la demande.

Ressource
Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant au 
scénario haut de 

coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX

Dispositif de 
gestion de l’ 

énergie pour un 
consommateur 

résidentiel

10 ans 1,5 W 50 € 250 € 11,1

11,7 8,8
Thermostat 10 ans - - 41 € 16,3

2 actionneurs 
convecteurs

10 ans 2 W - 83 € 16,8

Actionneur 
ballon ECS

10 ans 1 W - 41 € 8,4

Installation 10 ans - - 136 € -

OPEX
Lien SI 

équipementier-
agrégateur

- - 25 €/an 25 €/an - 10,5 10,5

Source : Schneider Electric Industries (partie CAPEX), Greenlys (partie OPEX)

Hypothèses sur les ressources nécessaires pour la gestion active de la demande  
dans le secteur résidentiel

Tableau 9
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Gains pour la collectivité de la gestion active dans le résidentiel  
(scénario « Nouveau Mix 2030 »)

Figure 83
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Coûts et gains pour la collectivité de la gestion active dans le résidentiel 
(scénario « Nouveau Mix 2030 »)

Figure 84
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La rentabilité économique de la gestion active dans 
le résidentiel, synthétisée en figure 84, s’avère très 
dépendante (i) de l’hypothèse de coût, (ii) du taux 
de report de l’usage chauffage et (iii) de la présence 
ou non d’un véhicule électrique dans le foyer.

Éléments d’analyse économique

La figure 83 suivant récapitule les gains pour le 
système électrique de chacun des trois usages 
considérés.
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227. RTE, 2014 
228. �Sur la base d’une hypothèse proposée par Schneider Electric Industries.
229. �Les profils sont décrits dans les règles du dispositif de Responsable d’Équilibre et leurs paramètres sont mis à disposition par ERDF. On fait l’hypothèse 

arbitraire d’un site avec une puissance souscrite de 250 kVA.

GESTION ACTIVE DE LA DEMANDE  
DANS LE SECTEUR TERTIAIRE

Caractéristiques techniques 

Cette fonction avancée consiste en un pilotage dyna-
mique de la consommation électrique des dispositifs 
de chauffage des bâtiments associés à des activités du 
secteur tertiaire en fonction des besoins du système 
électrique. Ce secteur recouvre un vaste champ d’ac-
tivités (le commerce, administration…) menées dans 
des immeubles de bureaux, des bâtiments liés au 
commerce, etc. Les hypothèses sont similaires en de 
nombreux points à celles utilisées pour le pilotage du 
chauffage dans le secteur résidentiel. On suppose que 
le pilotage n’induit pas de perte de confort significatif 
pour les utilisateurs.

Ce poste de consommation représente environ 
18 TWh en France en 2013227. 

On choisit de considérer un consommateur tertiaire 
moyen raccordé en HTA et dont la puissance sous-
crite est de 250 kVA (consommateur jusqu’ici éligible 
au tarif vert option A5 Base).

À la différence du secteur résidentiel, qui présente 
une relative homogénéité (parmi les consomma-
teurs recourant à l’électricité pour le chauffage et la 
production d’eau chaude sanitaire), le secteur ter-
tiaire présente une hétérogénéité forte, notamment 
pour ce qui concerne la taille (en puissance effa-
çable) des sites. Le choix de mener une analyse sur 
un site-type est très contestable et ne peut a priori 
prétendre refléter un résultat extrapolable à tout site 
tertiaire. Néanmoins, il est admis228 que la structure 
de coût est globalement proportionnelle à la puis-
sance effaçable. Sous cette hypothèse, il est dès lors 
pertinent de généraliser les résultats obtenus sur ce 
site-type à tout site tertiaire disposant de chauffage 
électrique même de puissance différente.

La courbe de consommation de référence du chauf-
fage électrique tertiaire est supposée correspondre 
à la part thermosensible d’un consommateur moyen 
correspondant au profil de consommation « ENT3 » 
en se basant sur des facteurs d’utilisation par défaut 
utilisés dans la reconstitution des flux229.

Profil hebdomadaire du gradient de chauffage en hiver [octobre-mai] pour le consommateur 
tertiaire considéré

Figure 85
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La consommation associée au chauffage est alors, 
pour ce site-type, de 50 000  kWh en moyenne 
annuelle. Cette puissance est inférieure à 50 kW sur 
tous les scénarios de température. On suppose que 
ce site type dispose d’une puissance de chauffage 
effaçable de 50 kW. 

La figure 85 représente le profil hebdomadaire du 
gradient de chauffage en hiver (qui s’applique d’oc-
tobre à mai). Ce gradient s’applique aux tempéra-
tures inférieures à 15°C. Il définit la consommation 
de chauffage.

On suppose que le pilotage du chauffage dans le 
secteur tertiaire a les mêmes caractéristiques (à la 
puissance effacée près) que le pilotage du chauf-
fage dans le secteur résidentiel. En particulier, on 
suppose que la forme du report est identique et 
les mêmes taux de report (0 %, 50 % et 100 %) sont 
étudiés. 

Comme pour le secteur résidentiel, on suppose que 
4 activations d’une heure par jour sont possibles.

Ressources nécessaires et coûts

Le pilotage des dispositifs de ventilation, climatisa-
tion, chauffage et ECS des bâtiments tertiaires repose 
sur la transmission d’ordres d’activation ou d’efface-
ment à des systèmes avancés de gestion thermique 
du bâtiment (Gestion Technique du Bâtiment ou GTB 
pouvant être définie smart grid ready, c’est-à-dire per-
mettant de relayer les besoins du système électrique).

Dans le scénario de coûts bas, on suppose que le 
site est déjà équipé d’une telle GTB. Seul le coût 
de pilotage de la GTB est affecté à la fonction de 
pilotage des usages. Ce coût SI est un coût d’exploi-
tation annuel.

Dans le scénario de coûts haut, le site n’est pas 
équipé de GTB et son coût de déploiement est 
entièrement affecté à la fonction avancée de pilo-
tage de la demande. 

Dans la mesure où (i) le pilotage conduit à une 
baisse de confort limitée et acceptée et (ii) les coûts 
télécom d’activation sont négligeables, on suppose 
que le coût variable d’activation est nul.

Ressource
Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts
(pour un site moyen)

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant au 
scénario haut de 

coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX GTB 20 ans 20 W -
10 000 €

(200 €/kW)
19,8 11,7 8,8

OPEX
Lien SI 

équipementier-
agrégateur

- - 50 €/an 50 €/an - 10,5 10,5

Source : Schneider Electric Industries

Hypothèses sur les ressources nécessaires pour la gestion active de la demande  
dans le secteur résidentiel

Tableau 10
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Coûts et gains pour la collectivité de la gestion active de la demande en chauffage électrique 
tertiaire (scénario « Nouveau Mix 2030 »)

Figure 86
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Éléments d’analyse économique

Les résultats de la valorisation, présentés sur le 
graphique suivant, montrent que l’effacement sur 
le chauffage dans le secteur tertiaire apparaît ren-
table, même avec une hypothèse de report de 
100 %, y compris pour les bâtiments qui ne sont pas 
déjà équipés de GTB. La structure de gains (et les 

justifications sous-jacentes) est très similaire à celle 
de la gestion active du chauffage dans le secteur 
résidentiel. Seuls les profils de gradients sont légè-
rement différents.

Par rapport au chauffage résidentiel, les coûts 
sont moindres en raison d’une économie d’échelle 
notable : pour une même puissance, le nombre de 
sites à équiper est nettement moins important. 
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GESTION ACTIVE DE LA DEMANDE  
DANS LE SECTEUR INDUSTRIEL

Certains consommateurs industriels disposent de 
flexibilité sur leur consommation à travers la flexi-
bilité de leurs process industriels ou la possibilité 
d’utilisation d’autoproduction sur site. Un nombre 
important de consommateurs industriels valorise 
déjà (au travers des différents mécanismes de mar-
ché ou appels d’offre) cette flexibilité au service 
du système électrique : engagement de disponibi-
lité sur le mécanisme d’ajustement (appels d’offre 
effacement, appel d’offre RR/RC, appels d’offre 
« Bretagne »), activation sur le mécanisme d’ajuste-
ment, interruptibilité, etc.

E-Cube230 a proposé de représenter cette flexibi-
lité en deux catégories types avec des hypothèses 
de coût différentes  : (i) l’effacement industriel par 
renoncement de consommation ou autoproduc-
tion et (ii) l’effacement industriel par modulation de 
charge.

L’effacement industriel englobe une diversité de 
process industriels aux caractéristiques techniques 
et aux coûts très variables. Les études de DENA231 

et du FFE232 rendent compte de cette diversité.

Le choix de mener une analyse sur deux catégo-
ries types avec des hypothèses normatives est une 
première étape qui méritera d’être approfondie 
dans des travaux complémentaires. Il conviendrait 
de mieux refléter les caractéristiques techniques et 
les coûts des différents types de process industriels 
pouvant apporter de la flexibilité. Néanmoins, ces 
hypothèses normatives suffisent à mener une pre-
mière estimation du potentiel de valeur. L’analyse 
permet de déterminer si ces flexibilités, aujourd’hui 
en partie soutenues par des dispositifs spécifiques 
dédiés à l’effacement (appel d’offres effacement, 
interruptibilité), présentent à terme une valeur dans 
un scénario de transition énergétique.

230. E-Cube, 2013
231. DENA, 2010
232. Gruber et al., 2014
233. �Relativement, la valeur pour le réseau de transport est très faible.
234. �Voir article de presse sur le site de Novawatt.

Effacement industriel par 
renoncement de consommation 
ou autoproduction

Caractéristiques techniques

On s’intéresse ici à une solution normative de l’effa
cement industriel par renoncement de consom-
mation ou autoproduction, telle que décrite par 
E-Cube233. Cet effacement concerne des consom-
mateurs qui peuvent ainsi réduire leur soutirage sur 
le réseau :
-	� soit en arrêtant leurs dispositifs de production si la 

marge associée à cette production est inférieure à 
la rémunération retirée de l’effacement ;

-	� soit en démarrant des groupes de production 
alternatifs (groupes électrogènes) qui se substi-
tuent au soutirage sur le réseau électrique natio-
nal. En effet, certains consommateurs industriels 
ou tertiaires disposent de groupes électrogènes. 
Ces capacités ont une fonction première de 
secours mais peuvent également être utilisées 
comme moyen de pointe. La société Novawatt234 
estime publiquement que les groupes électro-
gènes existants peuvent représenter jusqu’à 5 GW 
de puissance installée en France actuellement. 

Les sites industriels concernés sont supposés 
consommer en ruban et la capacité d’effacement 
disponible est supposée constante.

On suppose que le process industriel effacé et/ou le 
groupe électrogène peut être piloté dans des délais 
très courts (quelques minutes), compatibles notam-
ment avec la participation à la réserve rapide mais 
qu’il ne permet pas la fourniture de services système.

On suppose qu’il n’existe pas de contrainte sur les 
activations (nombre, durée).
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Pour les simulations permettant d’évaluer les consé-
quences physiques, le niveau de déploiement est 
d’ampleur limité de 100 MW de capacité installée.

Ressources nécessaires et coûts

Le pilotage de process industriels ou du recours au 
groupe électrogène repose sur la mise en œuvre 
d’une chaîne de commande et d’une organisation 
adaptée qui représente des coûts d’investissement 
et des coûts fixes annuels.

Des hypothèses normatives sont proposées à partir 
de l’étude DENA235 et de l’étude E-Cube236. L’étude 
DENA propose des coûts d’investissement compris 

entre 10  et 20  k€/MW et des coûts fixes annuels 
inférieurs à 1 k€/MW/an tandis que l’étude E-Cube 
ramène l’ensemble de ces coûts à des niveaux fixes 
annuels compris entre 3 et 9 k€/MW/an.

Dans le cas du recours à des groupes électrogènes, 
on suppose que ceux-ci sont déjà disponibles et ont 
été installés pour d’autres raisons (p.e. secours vis-
à-vis d’une défaillance du réseau). Ainsi l’ensemble 
des coûts liés à ces installations ne sont pas considé-
rés dans le bilan économique. 

En synthèse de ces deux études, on considère les 
coûts suivants :

235. DENA, 2010
236. E--Cube, 2013
237. �Considérant que ce coût est nécessairement supérieur au prix moyen de l’électricité (sinon, l’activité de l’industriel consistant à consommer de 

l’électricité pour produire des biens n’aurait pas de sens économique), le bas de la plage (autour de 50 à 100 €/MWh) semble peu crédible.
238. �L’hypothèse retenue est celle d’un facteur d’émission du diesel de 0,323 tCO2/MWhénergie primaire et d’un rendement du groupe électrogène de 25 %.

Ressource
Durée de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant 
au scénario haut 

de coûts

CAPEX 10 ans - 10 k€/MW 20 k€/MW
Données  

manquantes

8,5

OPEX - - 3 k€/MW/an 9 k€/MW/an 8,5

Source : DENA, E-Cube

Ces deux études fournissent par ailleurs des hypo-
thèses très contrastées sur le coût variable d’activation. 
L’étude E-Cube considère une hypothèse comprise 
entre 50  et 300  €/MWh237 tandis que l’étude DENA 
considère un coût compris entre 500 et 1500 €/MWh.

On considère, en synthèse, une hypothèse de 
coût d’activation de 300  €/MWh, qu’il s’agisse 

d’une action sur le process industriel ou du 
recours à un groupe électrogène. La seule diffé-
rence représentée entre ces deux variantes est 
l’impact environnemental (supposé nul en cas 
d’action sur le process industriel et supposé égal 
à 1,3 tCO2/MWhénergie électrique

238 en cas de recours à 
de l’autoproduction).

Hypothèses sur les ressources nécessaires pour l’effacement industriel par renoncement 
de consommation ou autoproduction

Tableau 11
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Éléments d’analyse économique

a	���Valeur pour l’équilibre offre-demande

	 > �Moyens de pointe évités
		�  La disponibilité supposée de ce type d’efface-

ment étant supposée parfaite, il permet une éco-
nomie maximale en moyens de pointe évités  : 
1 MW d’effacement industriel par renoncement 
ou par autoproduction se substitue parfaitement 
à 1 MW de TAC dont l’annuité est 60 k€/MW/an.

	 > �Dépenses de combustibles évitées
		�  L’effacement industriel étant supposé, dans ce 

jeu d’hypothèses, plus coûteux que la TAC à 
l’activation, la substitution d’une TAC par une 
capacité équivalente d’effacement industriel 
engendre des surcoûts de production (i.e de 
coûts variables) pour le système lors de leur solli-
citation. Ce surcoût, dans le cadre de la participa-
tion au marché de l’énergie, est faible, de l’ordre 
de 1,8 k€/MW/an.

		�  La capacité de l’effacement industriel à pouvoir 
participer à la réserve à 15’ et à l’ajustement 
dégage une valeur supplémentaire. La parti-
cipation à la réserve 15’ permet de libérer des 
capacités sur l’hydraulique dans les périodes 
où la contrainte de constitution de la réserve 

sur l’hydraulique est la plus coûteuse (périodes 
de tension, périodes de fortes variations de 
la consommation ou de la production EnR). 
Néanmoins, cette valeur est relativement limitée 
pour deux raisons : (i) la capacité d’effacement se 
substitue à des moyens TAC qui sont eux-mêmes 
déjà relativement flexibles (aptes pour la réserve 
30’) et (ii) la réalisation d’un ajustement à partir 
de l’effacement présente un surcoût par rapport 
à la TAC. Le gain supplémentaire lié à la partici-
pation à la réserve 15’ est de 2,5 k€/MW/an.

a	���Valeur pour le réseau de transport
	� Les valeur estimées sont basées sur une hypo-

thèse d’activation « en préventif ».

	 > �Valeur pour le réseau de grand transport
		�  Ce type d’effacement utilisé en mode préventif 

présente un intérêt très limité ou nul. En effet, 
le coût d’activation n’est pas compétitif pour 
réduire les coûts de redispatching sur le réseau 
de grand transport. Il peut potentiellement 
contribuer à réduire l’END réseau sur contraintes 
du réseau de grand transport dans les situations 
où le développement de réseau a été contraint 
localement. Cependant, les limites des modéli-
sations proposées ne permettent pas de mesurer 
cette valeur avec fiabilité.
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	 > �Valeur pour le réseau de répartition
		�  Ce type d’effacement utilisé en mode préventif 

présente un intérêt très limité ou nul. En effet, 
le coût d’activation est trop élevé par rapport à 
la valeur de l’END probabilisée (valeur de l’END 
pondérée par la probabilité de situation de 
« N-1 »). Ainsi une activation « en préventif » pour 
éviter un risque d’END n’est pas rentable pour 
la collectivité. Par ailleurs, l’activation pour les 
besoins EOD est très limitée en durée et n’est 
donc que rarement utile pour éviter un risque 
d’END.

		�  Dès lors, cette flexibilité n’affectera pas la décision 
de renforcement et n’apportera aucune valeur.

		�  Cependant, les caractéristiques de cette flexibi-
lité pourraient être pertinentes pour une utilisa-
tion en mode curatif, certains industriels pouvant 
être en mesure de réagir de façon très rapide239. 

Les coûts d’activation sont dès lors négligeables 
(du fait du caractère exceptionnel des situations 
de défaut) et sont une alternative économique 
au renforcement de réseau. Le « N-1 » serait alors 
pourvu par l’effacement et non par le réseau. Un 
telle approche pourrait théoriquement générer 
une valeur de l’ordre de 5  k€/MW/an dans des 
zones contraintes sous condition de vérifier le 
caractère exploitable d’un tel système et d’une 
garantie absolue de disponibilité de la part des 
industriels concernés pour répondre à ce type de 
sollicitation très exigeantes.

Le bilan économique de l’effacement indus-
triel par renoncement de consommation par de 
l’autoproduction apparaît très nettement positif 
quelque soit l’hypothèse retenue sur les coûts. 
L’essentiel de la valeur réside dans les capacités 
de pointes qui peuvent être évitées par ce type de 
flexibilité sur la demande.

239. �Certains industriels participent au dispositif d’interruptibilité qui prévoit l’effacement dans un délai de 5 secondes.

Coût et gains pour la collectivité de l’effacement industriel avec autoproduction 
(scénario « Nouveau Mix 2030 »)

Figure 88
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Gestion active de la demande 
industrielle par modulation de 
charge

Caractéristiques techniques

Pour les industriels ne disposant pas de moyens d’auto-
production, les éventuelles flexibilités sur la demande 
consistent a priori en un déplacement de charge. Ce 
déplacement de charge peut prendre différentes 
formes, correspondant à différents process. Pour cer-
tains industriels/process, plusieurs jours ou semaines 
peuvent séparer l’instant où la consommation a été 
réduite de l’instant où elle est rattrapée. Pour cer-
tains process, ce délai est nécessairement inférieur à 
quelques heures (cas où la capacité de stockage est très 
faible, le process étant prévu pour être à flux tendu).

Une capacité de modulation limitée à 3 heures a été 
considérée. Elle correspond à une forme de flexibi-
lité étudiée dans le projet Smart Grid Vendée.

Le gisement d’usages industriels pouvant corres-
pondre à ce type de flexibilités semble important. 
Par exemple, une étude réalisée conjointement par 
l’ADEME et le CEREN évalue à respectivement 11 % 
et 7 % les usages de type pompes et production de 
froid dans le secteur industriel, ce qui représente un 
volume annuel d’environ 21 TWh.

Les sites industriels concernés sont supposés 
consommer en ruban et la capacité de modulation 
disponible est supposée constante240.

Le pilotage de cette consommation permet d’agir 
sur la courbe de charge mais ne modifie pas l’énergie 
globale consommée. La courbe de charge peut être 
modifiée sous contrainte d’une puissance maximale 
de soutirage qui représente la puissance maximale 
des appareils nécessaires au process considéré. En 
reprenant des hypothèses utilisées dans le projet 
Smart Grid Vendée, on suppose que cette puissance 
vaut trois fois la puissance moyenne sur l’année.

On suppose que cette puissance peut être pilo-
tée dans des délais très courts (quelques minutes), 
compatibles notamment avec la participation à la 
réserve rapide mais qu’elle ne permet pas la fourni-
ture de services système.
On suppose qu’il n’existe pas de contrainte sur le 
nombre d’activations.
L’unité utilisée correspond à la puissance moyenne de 
soutirage241. 

Ressources nécessaires et coûts

Le pilotage de process industriels repose sur la 
mise en œuvre d’une chaîne de commande et d’une 
organisation adaptée qui nécessitent des coûts 

240.	�Ceci est équivalent au fait de considérer un ensemble de sites dont la consommation n’est pas constante, mais dont l’espérance de consommation par 
pas de temps le serait.

241.	� Pour 1 MW de consommation flexible, il sera possible de moduler la consommation entre 0 et 3 MW.

Ressource
Durée de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario bas
Scénario 

haut

Correspondant 
au scénario haut 

de coûts

CAPEX 10 ans - 10 k€/MW 20 k€/MW
Données  

manquantes

8,5

OPEX - - 3 k€/MW/an 12 k€/MW/an 8,5

Source : DENA, E-Cube

Hypothèses sur les ressources nécessaires à la gestion active de la demande industrielle 
par modulation de charge

Tableau 12
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d’investissement et des coûts fixes annuels. Pour ces 
coûts, des hypothèses issues des études DENA242 et 
E-Cube243 sont utilisées :

On suppose que cette flexibilité n’occasionne pas 
de coûts variables d’activation. Ceci est cohérent 
avec les hypothèses retenues dans le projet Smart 
Grid Vendée et celles de l’étude E-CubeX. C’est 
néanmoins une hypothèse très forte qui ne peut 
être considérée comme applicable à tout type de 
process industriel.

Éléments d’analyse économique

�a	���Valeur pour l’équilibre offre-demande

	 > �Moyens de pointe évités
		�  Le gain en termes de moyens de pointe évi-

tés s’élève à environ 55  k€/MW/an, soit qua-
siment le coût annualisé du moyen de pointe 
évité (60  k€/MW/an). Ceci résulte du fait que 
(i) la contrainte de stock autorise une période 
de 3  heures sans consommation (si anticipa-
tion de consommation) et que (ii) les durées de 
défaillance sont généralement courtes dans le 
contexte étudié (cf. paragraphe 3.2.3, 95 % des 
épisodes de défaillance sont d’une durée de 
moins de 3 h).

	 > �Dépenses de combustibles évitées
		�  Cette flexibilité permet des transferts de pro-

duction via le marché énergie de semi-base et 
de pointe vers de la production nucléaire ou 
renouvelable. Le gain via le marché de l’énergie 
représente environ 27 k€/MW/an.

		�  La participation à la réserve 15’ à la hausse 
et à la baisse permet un gain significatif de  
24 k€/MW/an. Cette valeur résulte (i) de la par-
ticipation à la constitution des réserves à la 
hausse244, (ii) de la participation à la constitution 
des réserves à la baisse et (iii) de coûts d’activa-
tion inférieurs à ceux des autres moyens du parc 
de production (notamment les STEP par rapport 
auxquelles cette flexibilité présente un avantage 
compétitif en termes de contrainte de stock 
puisque son rendement est de 100 %).

a	���Valeur pour le réseau de transport
	� Les valeur obtenues sont basées sur une hypo-

thèse d’activation « en préventif ».

	 > �Valeur pour le réseau de grand transport
		�  La valeur pour le réseau de grand transport est 

approchée par l’évaluation des coûts de redis-
patching. Ce levier de flexibilité permet de 
réduire les contraintes sur le réseau de grand 

242..	DENA, 2010
243.	E-Cube, 2013
244.	� Le coût marginal de constitution de la réserve 15’ est estimé à 4 k€/MW/an (correspondant à 140 heures de contrainte effective sur l’hydraulique sur 

lesquelles le coût de la contrainte est de l’ordre de 30 €/MW/h). Néanmoins, la flexibilité modélisée permet éventuellement de dégager jusqu’à 3 MW.

Impact de la gestion active de la demande industrielle par modulation de charge  
sur les productions nettes des différentes filières

Figure 89
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transport du fait de la concomitance temporelle 
entre les activations optimales pour l’équilibre 
offre-demande (placement de la charge sur les 
instants de plus faible consommation) et cer-
taines contraintes du réseau de grand transport 
(contraintes sur certaines zones lors de faibles 
consommation et de forte production EnR et 
contraintes lors d’épisodes de forte consomma-
tion). La valeur est estimée à 2,8 k€/MW/an (cette 
valeur correspond à une moyenne géographique, 
l’estimation ayant été réalisée en supposant un 
déploiement homogène sur le territoire français). 
Elle est relativement faible et correspond essen-
tiellement à la réduction de contraintes sur cer-
taines zones spécifiques.

	 > �Valeur pour le réseau de répartition
		�  La valeur pour le réseau de répartition n’a été 

évaluée que pour les situations de contrainte en 
alimentation. Ce type de flexibilité présente des 
points communs avec la flexibilité sur le chauffage 
électrique résidentiel pour lequel les éléments 
quantitatifs correspondant aux différentes étapes 
de la démarche sont détaillées. Notamment, du 

fait des contraintes de stock, la valeur nette (inté-
grant le coefficient de représentativité du cas-
type réseau étudié) est quasi-nulle.

		�  Pour cette flexibilité, l’utilisation « en curatif » n’ap-
porterait pas de valeur significative sauf à supposer 
qu’exceptionnellement, ces industriels pourraient 
renoncer à consommer sur des périodes beaucoup 
plus longues (de l’ordre de la durée de l’incident 
réseau, soit plusieurs dizaines d’heures).

		�  Théoriquement, il existe une valeur pour ce type 
de flexibilité dans des zones contraintes en éva-
cuation à travers le placement de charge pen-
dant les périodes de forte production. Il faudrait 
disposer localement d’un gisement de consom-
mation dans les zones où l’insertion des EnR est 
massive. Ce point n’a pas été instruit.

Le bilan économique de la gestion active de la 
demande industrielle par modulation de charge est 
très nettement positif quelque soit l’hypothèse rete-
nue sur les coûts.

Coûts et gains pour la collectivité de la gestion active de la demande industrielle par modulation de 
charge (scénario « Nouveau Mix 2030 »)

Figure 90
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Caractéristiques techniques

Cette fonction avancée constitue un levier utilisable 
par le gestionnaire de réseau de transport pour 
réduire le niveau de l’injection des producteurs 
éoliens en cas de contraintes sur le réseau de trans-
port. L’étude ne présuppose aucun schéma organi-
sationnel (interface GRT/GRD/producteurs pour les 
installations éoliennes raccordées sur le réseau de 
distribution) permettant au gestionnaire du réseau 
de transport d’activer cette flexibilité.

On suppose que l’énergie peut être écrêtée de 
façon continue sans effet de discrétisation.

Le système de commande agit dans des délais 
inférieurs à la minute, ce qui rend l’écrêtement 
compatible avec une utilisation en mode « curatif » 
(l’écrêtement peut intervenir après un défaut dans 
un délai compatible avec les surcharges temporaires 
supportables par le réseau).

L’écrêtement permet d’agir sur une ferme éolienne 
type de 10 MW de puissance installée. Cette hypo-
thèse de puissance (supérieure à la moyenne des 
parcs raccordés) est supposée refléter la puissance 
des parcs les plus importants d’une zone car ce sont 
ces parcs qu’il est le plus pertinent d’équiper en 
solution de commandabilité (effet d’échelle).

Ainsi, à chaque instant, la puissance écrêtée par 
parc correspond au facteur de charge éolien de la 
zone multiplié par 10 MW. 

On ne fait pas d’hypothèse a priori sur le niveau 
de déploiement dans une poche de réseau (c’est-
à-dire la puissance qu’il est nécessaire de disposer) 
mais on le déduit des puissances nécessaires à écrê-
ter (qui résultent des décisions de renforcement).

ANNEXE 5 Commandabilité de 
la production éolienne
Hypothèses détaillées et éléments d’analyse des résultats

COMMANDABILITÉ DE LA PRODUCTION ÉOLIENNE POUR 
LA GESTION DES CONGESTIONS DU RÉSEAU DE TRANSPORT

Ressources nécessaires  
et coûts

Sans préjuger des modalités d’organisation des 
activations à la cible (interface RTE/GRD/produc-
teurs), la mise en œuvre d’un écrêtement pour la 
gestion des contraintes du réseau de transport 
nécessite a priori des automates et un dispositif 
de pilotage des parcs EnR. Le dispositif de pilo-
tage de référence considéré est le DEIE (dispositif 
d’échange d’informations d’exploitation) qui est 
aujourd’hui imposé aux installations non marginales 
en HTA (en départ dédié ou de plus de 5 MW).

On retient l’hypothèse qu’un DEIE permet d’accéder 
à 10 MW de production maximale (pondérée par le 
facteur de charge) et qu’un automate est nécessaire 
pour chaque tranche de 25  MW. Ces hypothèses 
sont très normatives et sont déterminées à dire 
d’expert.

Les résultats de l’analyse conséquentielle per-
mettent d’identifier que le niveau de déploiement 
nécessaire pour permettre d’écrêter l’excès de puis-
sance dans les pires situations est inférieur à 60 MW.

Selon qu’on considère que le DEIE est de fait 
imposé par la réglementation, indépendamment 
de son utilisation pour cette fonction avancée, ou 
que l’on cherche à estimer si les services de cette 
fonction justifient les coûts de ce dispositif, les coûts 
de ce dispositif sont ou non à comptabiliser dans le 
bilan économique. Les hypothèses haute et basse 
présentées ci-dessous reflètent ce point.



Valorisation socio-économique des réseaux électriques intelligents

203

Éléments d’analyse économique

L’évaluation a été limitée au seul réseau de répar-
tition, en supposant que l’essentiel des besoins de 
renforcement pour accueillir la production EnR se 
situe sur ces niveaux de tension.

Le dimensionnement du réseau en tenant compte 
des possibilités d’écrêtement impacte la façon 
d’exploiter le réseau, celui-ci se trouvant plus 
contraint par rapport à une situation où il aurait été 
dimensionné pour évacuer la puissance en toutes 
circonstances. Il s’agit notamment d’anticiper ces 
contraintes et d’activer les écrêtements.

RTE a fait évoluer ses modes d’exploitation pour 
permettre l’utilisation de ces flexibilités (notamment 
dans la doctrine S3REnR de déclenchement des ren-
forcements) mais identifie que des écrêtements très 
massifs (en nombre d’heures) pourraient amener 
à des modifications plus profondes de ces modes 
d’exploitation dont l’instruction (et les éventuels 
coûts afférents : révision de schémas d’exploitation, 
adaptation des protections, gestion des probléma-
tiques de travaux sur un réseau dimensionné au plus 
juste, etc.) n’est pas aboutie à ce jour.

Ainsi, à ce stade, on considère que l’écrêtement 
doit être limité à environ 50 heures par an.

Dès que la puissance à évacuer dépasse la puissance 
garantie en « N-1 » augmentée d’une surcharge tran-
sitoire autorisée, l’écrêtement est nécessairement 
réalisé « en préventif » car un défaut conduirait à un 
incident sur la zone (la puissance reportée sur les 
ouvrages sains ne pouvant être supportée même 
transitoirement). Si la puissance à évacuer est infé-
rieure à ce niveau mais supérieure à la puissance 
garantie en « N-1 », l’écrêtement n’est à réaliser 
qu’en curatif suite à un défaut, le réseau pouvant 
supporter transitoirement la surcharge.

Ressource 
(par zone 
réseau)

Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts 
 (par zone réseau)

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant au 
scénario haut de 

coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX
6 DEIE 15 ans - - 57 k€245

Données
non disponibles

11,9 8,8

3 Automates 15 ans - 150 k€ 150 k€ 11,9 8,8

Sources : ERDF (coût du DEIE), RTE (coût des automates), Schneider Electric Industries (emplois)

245.	� Voir catalogue des prestations ERDF, coût de location HT du DEIE de 852,48  € par an. Avec une annualisation sur 15  ans, cela revient à un coût 
d’investissement d’environ 9.500 € par DEIE.�  
http://www.erdf.fr/medias/Catalogue_prestation/ERDF-NOI-CF_16E.pdf

Mise en œuvre de l’écrêtement de 
production éolienne en fonction du 
niveau de transit en évacuation

Figure 91

Niveau du transit

Ecrêtement préventif 
nécessaire

Ecrêtement curatif
(seulement en cas de défaut)

Aucun écrêtement 
nécessaire

PgN

PgN-1 + x%
(surcharge)

PgN-1

Hypothèses sur les ressources nécessaires à la commandabilité de la production éolienne pour la 
gestion des congestions du réseau de transport - Déploiement nécessaire pour une zone considérée

Tableau 13
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Ainsi, la date de renforcement de réseau est anti-
cipée par rapport à une date théorique représen-
tant l’arbitrage entre l’annuité du renforcement du 
réseau et la valeur de l’énergie écrêtée.

La figure 92 présente les dates théoriques de ren-
forcement selon que le renforcement s’effectue à la 
date d’apparition de contraintes d’évacuation ou à 

la date où l’écrêtement dépasse une durée annuelle 
de 50 heures.

Le graphique suivant présente, pour chaque année, 
les gains réalisés en annuité de renforcement et le 
coût de l’énergie écrêtée associé au report du ren-
forcement jusqu’à la limite de 50 heures annuelles 
d’écrêtement.

Impact de la commandabilité de la production éolienne sur la date de renforcement du réseauFigure 92
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246.	�� En intégrant déjà le gain lié à la mise en place de solution d’écrêtement en alternative au renforcement du réseau de transport.

La bilan économique, ramené à la puissance comman-
dable équipée, est de 2,7 k€/MWcommandable/an.

En tenant compte du coefficient de représentati-
vité et de la puissance EnR raccordée, cette valeur 
peut être exprimée en k€/MWEnR raccordée. Cette 
fonction avancée, déjà prévue dans les S3REnR, 
contribue à un gain de 3  k€/MWEnR raccordée, repré-
sentant une économie d’environ 25 % sur la part 
transport de la quote-part des S3REnR (environ  
10 k€/MWEnR raccordée

246).

Sur le cas considéré, il est nécessaire de pouvoir 
écrêter en préventif jusqu’à 31 MW, ce qui corres-
pond à une puissance installée éolienne de 36 MW 
à écrêter, compte tenu du facteur de charge (très 
important) pendant ces périodes. Afin de pouvoir 
faire face à une situation de défaut, il est nécessaire 
de disposer de 15  MW de puissance supplémen-
taire (écrêtement curatif), soit 18 MW de puissance 
installée. Ceci signifie qu’une puissance équipée de 

moins de 60  MW est suffisante dans le cas consi-
déré. Ceci permet de définir le niveau de déploie-
ment des DEIE et automates nécessaires.

Deux pistes sont actuellement explorées par RTE 
pour aller plus loin dans l’optimisation de la valeur 
de cette fonction avancée :

a	�� Augmenter les surcharges temporaires (IST)
	� L’hypothèse normative considérée dans la doc-

trine S3REnR correspond à un niveau de surcharge 
temporaire de 115 % de la puissance garantie en 
N-1. En pratique, ce niveau pourrait, sous certaines 
conditions (analyse au cas par cas du réseau exis-
tant, délai de réponse raccourci à une demande 
d’écrêtement), être relevé à 135 % de la puissance 
garantie en N-1 pendant les périodes d’été.

	� La figure 94 présente le report de la date de ren-
forcement par rapport à l’hypothèse initiale sur la 
surcharge temporaire.

Impact d’une augmentation des IST sur la date de renforcement – cas d’étude sur une zone 
contrainte en évacuation

Figure 94
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	� Le relèvement de ces niveaux de surcharge 
conduirait à une réduction de la part trans-
port de la quote-part de l’ordre de 10 %, soit  
1 k€/MWEnR raccordé

247.

a	� Adapter les modes d’exploitation du réseau de 
transport pour permettre des durées d’écrête-
ment plus élevées

	� En supposant qu’il est possible d’exploiter le 
réseau avec des durées d’écrêtement supérieures 
(et dans l’exercice mené, en supposant l’absence 
de surcoûts significatifs), les décisions de renfor-
cement pourraient être adaptées et correspondre 
à un arbitrage économique entre les coûts de 
renforcement et la valeur de l’énergie écrêtée.

247.	�� Il conviendrait d’augmenter la puissance pouvant être commandée. Les surcoûts associés (hypothèse haute de coûts – DEIE+Automates) sont pris en 
compte mais pèsent peu.

Coût de gestion de la contrainte du réseau de transport et coût du renforcement – cas d’étude 
sur une zone contrainte en évacuation

Figure 95

	� Cet arbitrage économique conduit à une durée 
d’écrêtement limite d’environ 200  à 250  heures 
par an. Compte-tenu de la corrélation entre la 
production EnR locale et la production EnR natio-
nale, les instants où l’écrêtement est nécessaire 
correspondent à des instants où le coût marginal 
de l’énergie est relativement faible.

	� Les figures 95 et 96 présentent (i) le report de la 
date de renforcement, (ii) les économies d’an-
nuités de réseau et les coûts liés à l’énergie 
supplémentaire écrêtée (du fait du report du 
renforcement) par rapport à une situation où la 
durée annuelle est limitée à 50 heures et le niveau 
de surcharge relevé.
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Coût et gains pour le système électrique de la commandabilité de la production éolienne pour 
les besoins du réseau public de transport (scénario « Nouveau Mix 2030 »)

Figure 97

248.	�� Il conviendrait d’augmenter la puissance pouvant être commandée. Les surcoûts associés (hypothèse haute de coûts – DEIE+Automates) sont pris en 
compte mais pèsent peu.

Impact d’une augmentation de la durée annuelle limite d’écrêtement sur les coûts et gains  
pour le réseau de transport – cas d’étude sur une zone contrainte en évacuation 

Figure 96

Lever la contrainte de durée annuelle d’écrêtement 
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248.

La figure 97 récapitule les gains permis par les solu-
tions d’écrêtement et les pistes actuellement étu-
diées par RTE.
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COMMANDABILITÉ DE LA PRODUCTION ÉOLIENNE POUR LA 
PARTICIPATION À LA RÉSERVE À LA BAISSE ET À L’AJUSTEMENT

Caractéristiques techniques

Dans un contexte où les énergies renouvelables 
occupent une place importante dans le mix élec-
trique, il existe des situations dans lesquelles la 
production EnR instantanée est supérieure à la 
consommation (diminuée des autres productions 
fatales et des exports). Dans ces situations, l’arrêt de 
tous les moyens de production hydraulique et ther-
mique commandables ne suffit pas et le recours à 
l’écrêtement de production EnR est inévitable pour 
assurer l’équilibre entre l’offre et la demande.

On suppose donc que, dans le scénario de réfé-
rence, le recours à l’écrêtement de production EnR 
est possible (via les responsables de programmation 
ou au pire via le gestionnaire du réseau de transport 
et les gestionnaires du réseau de distribution) dans 
ces situations lorsque celle-ci ont été suffisamment 
anticipées. La valeur de la fonction avancée étudiée 
réside dans le délai de mobilisation.

On suppose que l’écrêtement de production EnR 
peut être piloté dans des délais courts, compatibles 
avec la participation des installations éoliennes 
considérées à la réserve à la baisse à 15’.

Pour ces installations, la puissance disponible pour la 
réserve à la baisse est supposée égale, à tout instant, 
à la puissance installée multipliée par le facteur de 
charge national. En d’autres termes, les installations 
EnR offrant cette flexibilité sont supposées réparties sur 
le territoire de telle sorte que le facteur de charge de 
l’agrégat de ces installations correspond en première 

approximation au facteur de charge national. La totalité 
de la production instantanée du site peut être écrêtée.

Le niveau de déploiement considéré est de 100 MW 
de capacités éoliennes installées.

Ressources nécessaires et coûts

La mise en œuvre d’un écrêtement pour l’équilibre 
offre-demande repose sur la participation d’agré-
gateurs au mécanisme d’ajustement et nécessite a 
priori (i) un système de pilotage/écrêtement de la 
production et (ii) un lien entre le centre de conduite 
de l’agrégateur et le système d’information de RTE.

Différents dispositifs de pilotage existent et peuvent 
déjà faire partie des installations de production. En 
l’absence d’informations précises et afin d’identifier 
la rentabilité économique de cette fonction avan-
cée, une hypothèse haute de coûts a été consti-
tuée en supposant que (i) le coût du dispositif était 
porté par la fonction avancée et (ii) que ce coût était 
analogue au coût d’un DEIE (aux fonctionnalités 
proches). Les coûts de participation de l’agrégateur 
au mécanisme d’ajustement sont négligés249.

On suppose qu’un dispositif de pilotage permet 
d’équiper un parc éolien de puissance installée de 
10  MW reflétant le fait que l’émergence de cette 
flexibilité devrait a priori reposer sur la participation 
à l’ajustement des parcs dont la puissance installée 
est importante, afin de minimiser les coûts d’équipe-
ment (par MW).

249.	�� On peut en effet considérer que les coûts fixes correspondant au lien entre le centre de conduite de l’agrégateur et le système d’information de RTE 
restent négligeables. Une simple connexion Internet, éventuellement dédoublée, serait suffisante.
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Analyse économique

La participation d’un site de production EnR à la 
réserve à la baisse et à l’ajustement avec un délai de 
mobilisation inférieur à 15’ réduit le coût pour le dis-
patch des contraintes de constitution des réserves 
et permet notamment :

a,��d’assurer la réserve à la baisse à 15’ en substitu-
tion de groupes de production hydrauliques et 
en particulier des STEP dans les moments où la 
demande résiduelle est peu importante et où le 
coût marginal est donc faible. Ceci donne par 
conséquent la possibilité aux STEP de pomper 
au maximum de leurs capacités et d’effectuer de 
meilleurs arbitrages sur le marché de l’énergie ;

Ressource
Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts 
 (par MW équipé)

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant au 
scénario haut de 

coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX

0,1 dispositif 
de pilotage 

par MW

(1 dispositif de 
pilotage par 

parc de 10 MW)

15 ans - -  950 €250
Informations non 

disponibles
11,9 8,8

Source : ERDF (coût du DEIE), Schneider Electric Industries (emplois)

250.	�� Voir catalogue des prestations ERDF, coût de location HT du DEIE de 852,48 € par an. Avec une annualisation sur 15 ans, cela revient à un coût 
d’investissement d’environ 9.500 € par DEIE. http://www.erdf.fr/medias/Catalogue_prestation/ERDF-NOI-CF_16E.pdf

a,��d’assurer la réserve à la baisse aux échéances 30’ et 
2 h en substitution de moyens de production ther-
miques et hydrauliques (dont STEP, cf. point pré-
cédent). Ceci permet de réduire, voire d’éviter les 
situations dans lesquelles des groupes hydrauliques 
et thermiques produisent pour assurer la marge à la 
baisse tandis que des groupes à faible coût variable 
(nucléaire ou EnR) ne seraient pas à pleine puissance.

L’impact sur le bilan de production des différentes 
filières, présenté en figure 98, permet d’identifier 
l’origine des gains sur l’optimisation du dispatch.

Les gains associés sont d’environ 3,2 k€/MWcommandable/an 
et couvrent très largement les coûts même dans 
l’hypothèse de coûts haute.

Hypothèses sur les ressources nécessaires à la commandabilité de la production éolienne  
pour la participation à l’ajustement

Tableau 14
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ANNEXE 5

Impact de la participation des de la production éolienne à la réserve à la baisse et à l’ajustement 
sur les productions nettes des différentes filières

Figure 98

Coûts et gains pour le système électrique de la commandabilité de la production éolienne  
pour la participation à l’ajustement (scénario « Nouveau Mix 2030 »)

Figure 99
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ANNEXE 6

La solution considérée consiste en une batterie (de 
technologie lithium-ion) ainsi que le dispositif per-
mettant la participation au réglage de la fréquence. 
La participation du stockage au réglage de la fré-
quence soulève une problématique spécifique asso-
ciée aux contraintes de stock. En effet, les exigences 
portant sur les services système fréquence sont his-
toriquement conçues pour des groupes de produc-
tion n’ayant pas (ou quasiment pas) de contraintes 
de stock. La possible émergence de stockage dis-
posant de contraintes de stock fortes (p.e. temps de 
décharge de l’ordre de 30’ comme étudié ici) pou-
vant participer au réglage de la fréquence amènera 
nécessairement à réinterroger les contraintes régle-
mentaires en termes de stock pour définir un niveau 
d’exigence cohérent avec les besoins de sûreté. 
À cet égard, le code Load Frequency Control and 
reserves, dans la version proposée par ENTSO-E et 
approuvée par l’ACER, contient une proposition de 
renforcement des exigences réglementaires rela-
tives aux contraintes de stock..

Les hypothèses de caractéristiques techniques rete-
nues sont basées sur un dispositif mis en place dans 
le démonstrateur Venteea251. La batterie considérée 
a une puissance maximale de charge ou décharge 
est de 2 MW et peut stocker 1 MWh (soit un temps 
de décharge de 30’).

Le rendement de cette batterie, défini comme le 
pourcentage d’énergie disponible pour une quantité 
donnée d’énergie consommée par la charge de cette 

ANNEXE 6 Stockage de faible capacité 
équipé pour le réglage 
primaire de fréquence 
Hypothèses détaillées

CARACTÉRISTIQUES TECHNIQUES
énergie disponible, est supposé de 90 %, en cohé-
rence avec les chiffres proposés par ECOFYS252.

La totalité de la puissance de la batterie peut être 
mobilisée dans des délais compatibles avec la parti-
cipation à la réserve primaire de la fréquence.

Néanmoins, l’existence d’une contrainte de stock 
(30’ à pleine puissance) nécessite une stratégie de 
pilotage plus complexe qu’un simple asservisse-
ment à la fréquence. Le démonstrateur Venteea a 
proposé une stratégie/un algorithme de pilotage de 
la puissance permettant de délivrer une puissance 
asservie à la fréquence mais pouvant s’éloigner 
légèrement du produit normé « réserve primaire » 
afin de gérer la problématique des contraintes de 
stock car la sollicitation de la réserve au fil du temps 
amènerait potentiellement la batterie à se charger 
ou décharger de manière non symétrique sur des 
périodes de temps supérieurs à la durée du stock. 
Cet algorithme permet de restituer un produit 
proche du produit réserve primaire. L’application de 
cet algorithme, peut permettre d’offrir 1,9  MW de 
réserve primaire symétrique (soit 95 % de puissance). 
Cette estimation doit encore être infirmée ou confir-
mée par expérimentation. Par ailleurs, il convient 
d’être conscient du fait que le produit n’est pas 
rigoureusement identique au produit réserve pri-
maire et donc de considérer que le développement 
de ce type de solutions entraînera une nécessaire 
réglementation sur le produit, qui pourrait impacter 
significativement les valorisations obtenues.

251.	�� Une description du démonstrateur est disponible sur le site de Venteea.
252.	ECOFYS, 2014
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À partir de deux études pilotées par l’ADEME253 et 
ECOFYS254 sur le stockage incluant des données de 

RESSOURCES NÉCESSAIRES ET COÛTS
coûts et de durée de vie des batteries lithium-ion, 
on considère les coûts suivants : 

Par ailleurs, l’analyse de la sollicitation de la réserve 
primaire (à travers l’analyse des historiques de fré-
quence sur le réseau synchrone européen), permet 
d’identifier la consommation nette d’énergie résul-
tant des pertes (du fait du rendement de 90 %). Ces 
pertes sont estimées à 84  MWh/an (en supposant 
que la batterie fournit 1,9 MW de réserve primaire 

symétrique sur le 8 760 heures de l’année). En puis-
sance, ces pertes sont statistiquement constantes 
sur l’année à 9,5 kW.

Le niveau de déploiement considéré est faible 
(10 MW de capacités installées).

253.	ADEME, 2013
254.	ECOFYS, 2014

Ressource
Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant au 
scénario haut de 

coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX Batterie 
2MW/30mn 10 ans - 600 k€/

MW
1165 k€/

MW
Données non 
disponibles Données non disponibles

OPEX Maintenance - - 5 k€/MW/
an

5 k€/MW/
an

Source : ADEME, ECOFYS

Hypothèses sur les ressources nécessaires au stockage de faible capacité équipé  
pour le réglage de la fréquence

Tableau 15
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ANNEXE 7

Cette fonction avancée consiste en une améliora-
tion des télémesures des installations de production 
renouvelable raccordées sur le réseau de distribu-
tion en HTA255. Cette amélioration consiste à passer 
de télémesures qui (i) portent sur un périmètre limité 
d’installations, (ii) sont effectuées à des mailles parfois 
agrégées avec de la consommation et (iii) ne sont pas 
disponibles en temps réel, à un déploiement généra-
lisé de moyens de télémesure temps réel de la pro-
duction éolienne et photovoltaïque raccordée en HTA.

L’amélioration de la qualité et la précision des don-
nées permet par conséquent d’améliorer la qualité 
de la mesure et de la prévision de la production EnR 
(au niveau local et national) et de la consommation 
(déduite par somme de la puissance injectée par 
l’ensemble des moyens de production) ce qui est 
susceptible d’apporter une meilleure visibilité sur (i) 
les potentiels déséquilibres à venir entre l’offre et la 
demande et (ii) les évolutions des transits sur le réseau.

Ainsi l’amélioration de la qualité de prévision peut 
contribuer (i) à réduire les coûts d’équilibrage 
offre-demande du fait de la meilleure anticipation256 

des déséquilibres et (ii) à réduire les coûts de ges-
tion des contraintes des réseau notamment via 
des décisions plus pertinentes de déclenchement 
d’écrêtement de production EnR.

Le déploiement considéré correspond à une obser-
vabilité de l’ensemble de la production éolienne et 

ANNEXE 7 Observabilité et prévision de 
la production EnR distribuée
Hypothèses détaillées et éléments d’analyse des résultats

CARACTÉRISTIQUES TECHNIQUES

photovoltaïque raccordée en HTA. On suppose qu’à 
l’horizon considéré, la part des EnR raccordée en 
HTA est inchangée par rapport à la situation actuelle 
(95 % de l’éolien et 40 % du photovoltaïque) telle 
que reflétée dans le Panorama des énergies renou-
velables de 2014257.

Le scénario de référence correspond à la situation 
actuelle en termes d’observabilité258 de la produc-
tion EnR raccordée en HTA. 

Sur la base d’une analyse interne à RTE, le déploie-
ment de l’observabilité de la production HTA tel 
que considéré dans cette étude, permet de réduire 
les incertitudes dues à l’intermittence des EnR et 
par conséquent de réduire les besoins d’ajustement 
identifiés à l’échéance 2 heures de l’ordre de 30 % par 
rapport au cas où l’observabilité de cette production 
serait d’une qualité équivalente à celle d’aujourd’hui. 
Ainsi les programmes de production constitués 
jusqu’en H-2 sont plus proches de la situation qui sera 
vécue en temps réel. Par ailleurs, les marges requises 
pour l’échéance de 2 heures sont réduites de 30 % par 
rapport au cas où l’observabilité de cette production 
serait d’une qualité équivalente à celle d’aujourd’hui. 

L’observabilité de la production HTA permet de 
réduire le coût des décisions prises concernant la 
sûreté du réseau de transport en réduisant les marges 
prises dans la gestion (notamment écrêtement de 
production EnR en mode préventif). On suppose, sur 

255.	� Le réseau HTA (Haute Tension A, aussi appelé réseau moyenne tension) correspond à un domaine de tension compris entre 1 kV et 50 kV. En France, le 
réseau de distribution HTA correspond généralement à un niveau de tension de 20 kV. 

256.	�� La meilleure anticipation permet de réduire les besoins de marge et aux responsables d’équilibre et à RTE de prendre les décisions d’équilibrage plus 
tôt ce qui permet de bénéficier ainsi de plus de leviers possibles.

257.	� RTE, 2014
258.	�� 80% de l’éolien et 20% du photovoltaïque sont observables mais la qualité de l’observation est imparfaite car la plupart des mesures est réalisée en 

tête de départ HTA et non directement au point de raccordement de l’installation. Les mesures actuelles sont donc en partie perturbées par les pertes 
électriques sur les liaisons de raccordement ou les courants capacitifs lorsque ces liaisons sont peu chargées.
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La télémesure des sites de production renouvelable 
raccordés au réseau HTA est rendue possible par 
l’installation, sur chacun de ces sites, de dispositifs 
d’échange d’informations d’exploitation utilisant un 
protocole de communication IP (DEIE sous IP), qui 
permettent ainsi de remonter les informations de 
production en temps réel au gestionnaire du réseau 
de transport. 

RESSOURCES NÉCESSAIRES ET COÛTS

Le coût d’un DEIE sous IP est supposé identique à 
celui d’un DEIE classique, dont la location s’élève à 
environ 850 €/an259. L’hypothèse est que le déploie-
ment de cette fonction avancée correspond au 
déploiement de ce dispositif pour chaque parc de 
production éolien ou photovoltaïque raccordé en 
HTA et que les parcs considérés ont une capacité 
installée moyenne de 5 MW (moyenne entre photo-
voltaïque et éolien).

259.	�� Ce coût de location ne comprend pas certains coûts SI liés à la gestion des données de télémesure (source ERDF). 
260.	�� Voir catalogue des prestations ERDF, coût de location HT du DEIE de 852,48 € par an. �

Avec une annualisation sur 15 ans, cela revient à un coût d’investissement d’environ 9.500 € par DEIE.	  
http://www.erdf.fr/medias/Catalogue_prestation/ERDF-NOI-CF_16E.pdf

Ressource
Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts 
 (par MW)

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant au 
scénario haut de 

coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX

0,2 DEIE sous 
IP par MW EnR 

(1 DEIE pour 
un parc moyen 

de 5 MW)

15 ans - 1900 €260 Données 
manquantes 11,9 8,8

Source : ERDF et RTE (coût DEIE sous IP), Schneider Electric Industries (emplois)

le cas type réseau considéré contraint en évacuation, 
que l’observabilité permet de passer d’une marge de 

déclenchement d’écrêtement préventif de produc-
tion EnR de 10 % de la production à 0 %.

Hypothèses sur les ressources nécessaires à l’observabilité de la production EnR distribuéeTableau 16
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ANNEXE 7

ÉLÉMENTS D’ANALYSE ÉCONOMIQUE

des réserves est réduit. Les gains système sont 
évalués à près de 12  M€ par an et reposent 
essentiellement sur la réduction des besoins 
d’ajustement.

	� La figure 100 illustre l’impact de l’observabilité 
de la production EnR sur la production nette 
des différentes filières et permet d’expliquer 
l’origine des gains obtenus pour la gestion de 
l’équilibre offre-demande. 

a	 Valeur pour l’équilibre offre-demande
	� La meilleure prévisibilité de la production et de 

la consommation permet des programmes (de 
production et d’effacement) jusqu’en H-2 plus 
proches de la situation qui sera vécue en temps 
réel. Ainsi la désoptimisation résultant de l’in-
certitude (activation sur le mécanisme d’ajus-
tement reposant uniquement sur les moyens 
ayant les délais de mobilisation adaptés) est 
réduite. Par ailleurs, le coût de constitution 

Impact de l’observabilité de la production EnR HTA sur les productions nettes des différentes filières 
scénario « Nouveau Mix 2030 »

Figure 100

	 Il met en évidence :
	 - �d’une part, une réduction de la production 

nette des moyens les plus utilisés pour l’ajus-
tement, en particulier les TAC et les STEP, dont 
les caractéristiques techniques permettent une 
grande flexibilité en termes de démarrage et 
d’arrêt. La réduction du pompage-turbinage 
des STEP conduit ainsi à une diminution des 
pertes d’énergie liées au rendement inférieur 
à 1 de ces installations et donc à une augmen-
tation de la production nette des STEP.

	 - �d’autre part, une réduction du besoin de 
démarrage des groupes et d’activation des 
effacements coûteux en J-1, grâce à une meil-
leure prévision de la consommation et de la 
production à cet horizon.

a	 Valeur pour le réseau de transport
	� L’évaluation a été limitée au seul réseau de 

répartition en supposant que les hypothèses 
normatives sur les marges avant la mise en place 
d’écrêtement préventif ne sont valides que pour 
le réseau de répartition.

	� À infrastructure inchangée, l’observation des EnR 
permet de réduire les marges de déclenchement 
des écrêtements préventifs et donc de réduire le 
volume d’énergie écrêtée et la durée annuelle 
d’écrêtement. En considérant invariante la limite 
à 50 heures de durée annuelle d’écrêtement (pour 
des questions opérationnelles d’exploitation du 
réseau), l’observabilité de la production EnR per-
met de reporter le renforcement du réseau.
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Impact de l’observabilité de la production EnR HTA sur la date de renforcement  
(cas d’étude sur une zone contrainte en évacuation de production EnR)

Figure 101

Impact de l’observabilité de la production EnR raccordée en HTA sur les gains et coûts  
pour le réseau de transport – cas d’étude sur une zone contrainte en évacuation

Figure 102
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ANNEXE 7

	� La figure 101 présente l’impact du dispositif sur 
la date théorique de renforcement.

	� La figure 102 présente, pour chaque année, les 
gains réalisés en annuité de renforcement et le 
coût de l’énergie écrêtée associé au report du 
renforcement.

	� Le gain, ramené à la puissance EnR raccor-
dée, sur une année et en tenant compte du 

coefficient de représentativité est de l’ordre de  
50 €/MWobservable/an.

Le bilan économique de la fonction avancée est 
présenté, dans la figure suivante, en étant ramené 
au  MW d’EnR observé. Le développement d’une 
observabilité complète des EnR en HTA est rentable 
pour le système électrique. Néanmoins, l’étude ne 
préjuge pas du niveau d’observabilité économi
quement optimal261.

261.	�� Le déploiement optimal nécessiterait d’évaluer les gains économiques en fonction du niveau de déploiement (en % de la production HTA, voire en 
intégrant la production BT) et de les comparer aux coûts de déploiement.
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ANNEXE 8

La capacité de transit des lignes aériennes du réseau 
de transport est, de façon générale, limitée par des 
enjeux de sécurité liés à la flèche des câbles élec-
triques. Les transits influencent par effet Joule la 
température des câbles et entraînent une dilatation 
thermique qui peut, si elle n’est pas contrôlée, pré-
senter un danger en se rapprochant de la végétation 
et des activités humaines.

Le dispositif d’estimation dynamique des capacités 
de transit des lignes du réseau de transport (Dynamic 
Line Rating) permet, à partir de mesures temps réel 
sur l’état des lignes et/ou des paramètres météo
rologiques, d’estimer, à chaque instant, la capacité de 
transit maximale respectant les critères de sécurité. 
Cette capacité maximale est susceptible de varier 
de façon très significative, notamment du fait du 
vent qui (selon sa force et son inclinaison par rapport 
aux lignes) peut permettre de refroidir fortement les 
lignes.

Un dispositif d’estimation dynamique des capacités 
de transit permet donc de libérer des marges en 
capacité de transit pendant les périodes de vent et 
peut donc présenter un intérêt dans des zones où le 
réseau de transport est contraint pour évacuer de la 
production d’origine éolienne. Ce dispositif permet 
de disposer d’une information qui permettra, dans 
certaines situations de production éolienne, d’iden-
tifier qu’il n’y a pas de contrainte là où l’approche 
normative actuelle aurait conduit à considérer que le 
réseau est contraint et à mettre en place des parades 
(notamment écrêtement de production). Ce disposi-
tif peut conduire à éviter ou à reporter des renforce-
ments qui auraient été justifiés par des contraintes 

ANNEXE 8 Estimation dynamique 
des capacités des capacités 
de transit des ouvrages 
du réseau de transport
Hypothèses détaillées et éléments d’analyse des résultats

CARACTÉRISTIQUES TECHNIQUES

en évacuation de production éolienne et/ou réduire 
les coûts d’exploitation à travers la réduction des 
énergies écrêtées.

Techniquement, deux types de dispositifs d’estima-
tion des capacité de transit existent : (i) les dispositifs 
basés sur la mesure de grandeurs météorologiques 
(notamment la force du vent) et (ii) les dispositifs 
basés sur la mesure de grandeurs physiques sur 
la ligne (notamment la tension mécanique qui est 
impactée par la dilatation).

Ces deux types de dispositifs peuvent présenter 
des différences en termes de coûts et de service 
rendu (niveaux de précision sur les capacités de 
transit). Néanmoins, en l’absence d’informations 
suffisamment précises sur chacun de ces dispositifs, 
on considère pour la fonction avancée un disposi-
tif « moyen » reflétant l’apport moyen que peuvent 
apporter ces différents dispositifs, sur la base de 
l’expertise de RTE.

Le faible retour d’expérience sur ces dispositifs 
conduit à de fortes incertitudes sur les hypothèses 
de gains en capacité de transit qui seraient rendus 
possibles grâce à ces dispositifs. Face à cette incer-
titude, les hypothèses retenues pour l’étude sont 
volontairement conservatrices.

En particulier, la représentation retenue des gains en 
capacités de transit repose sur (i) l’hypothèse que le 
gain en capacité de transit est nul en espérance et 
(ii) une corrélation significativement imparfaite de la 
capacité de transit avec le facteur de charge éolien 
de la zone considérée.
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Les équipements de téléconduite nécessaires au 
niveau du dispatching sont supposés pré-exister et 
ne nécessiter qu’un changement de configuration. 
Seules les ressources du système local sont compta-
bilisées dans les coûts et non l’intégration aux appli-
cations de conduite. Les ressources locales sont (i) un 
système de concentration de données, d’analyse et 

RESSOURCES NÉCESSAIRES ET COÛTS

de transmission à la téléconduite et (ii) des capteurs 
(au nombre de 5 pour la poche électrique considé-
rée). Les problématiques commerciales engendrées 
par la mise à disposition d’hypothèses de coûts par 
les fabricants eux-mêmes ont conduit RTE à propo-
ser des hypothèses normatives restituées dans le 
tableau ci-dessous.

Ressource
Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts 
(par ligne équipée)

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant au 
scénario haut de 

coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX Matériel (DLR) 15 ans - 100 000 €

Données
manquantes

11,7 7,3

OPEX Exploitation/ 
Maintenance - -  500 €/an 10,5 10,5

Source : RTE (coûts), fabricants (emplois)

La modélisation des conséquences de la mise en 
œuvre de ce dispositif sur les capacités de transit 
(représentées par les puissances garanties en N et 
en N-1) repose sur la multiplication des capacités 
de transit actuelles (représentées par la puissance 
garantie en N, la puissance garantie en N-1 et la 
puissance garantie en N-1 avec surcharge tempo-
raire) par le coefficient suivant :

coefDLRt = 1 + 0,15 x (FCeolient - FCéolienmoyen) + 0,075 x et

où FCeolient et FCéolienmoyen représentent respecti-
vement le facteur de charge éolien instantané et 
moyen sur la zone considérée et et un bruit gaussien 
d’espérance nulle et d’écart-type égal à un.

Hypothèses sur les ressources nécessaires à l’estimation dynamique des capacités de transit – 
Déploiement nécessaire pour une zone considérée

Tableau 17
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L’évaluation a été limitée au seul réseau de répartition, 
en supposant (i) que l’essentiel des besoins de renfor-
cements pour accueillir la production éolienne se situe 
sur ces niveaux de tension et (ii) que l’apport de ces 
dispositifs sur le réseau de grand transport est incer-
tain car les transits d’une ligne sont beaucoup moins 
liés à la production (et donc à la force du vent) locale. 

À  infrastructure inchangée, le dispositif d’estima-
tion dynamique des capacités de transit permet 

de réduire le volume d’énergie écrêtée et la durée 
annuelle d’écrêtement. En considérant invariante la 
limite à 50 heures de durée annuelle d’écrêtement 
(pour des questions opérationnelles d’exploitation 
du réseau), le dispositif d’estimation dynamique des 
capacités de transit permet de reporter le renforce-
ment du réseau.

Le schéma en figure 104 présente l’impact du dispo-
sitif sur la date théorique de renforcement.

Le graphique ci-après présente, pour chaque année, 
les gains réalisés en annuités de renforcement et 
le coût de l’énergie écrêtée associé au report du 
renforcement.

Le bilan économique de la fonction avancée est 
nettement positif pour le cas-type de réseau 
considéré et permet de réduire localement la 

part transport des coûts d’insertion de la produc-
tion EnR de l’ordre de 2 k€/MWEnR raccordé. Les gains 
résultent essentiellement des reports de renforce-
ment : la réduction du volume d’énergie écrêtée à 
infrastructure inchangée est globalement compen-
sée par les reports de renforcement (qui conduisent 
à faire perdurer des situations où l’écrêtement de 
production est nécessaire).
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Le système de localisation automatique de défauts 
fournit au gestionnaire du réseau de transport des 
informations précises sur la localisation des défauts 
électriques qui apparaissent sur ses ouvrages, lui 
permettant d’accélérer :
- �la reprise de service des ouvrages sains mis hors ten-

sion lors de l’incident en discriminant plus rapidement 
les ouvrages sains des ouvrages sièges des défauts ;

- �le repérage de l’avarie sur les ouvrages sièges des 
défauts et donc la réduction du temps de remise 
en service après réparation.

La réduction de la durée de remise en service (que 
ce soit sur des ouvrages sains ou sièges de défauts) 
permise par le système de localisation automatique 
de défaut dépend de la configuration du réseau :
- �dans les situations de raccordement en antenne, 

la réduction de la durée de remise en service est 
d’une heure ;

- �dans les autres situations (hors raccordement en 
antenne), la remise en service de l’ouvrage sain est 
supposée pouvoir être opérée en 20 minutes au lieu 
d’un temps moyen compris entre 1 et 4 heures262.

Localisation automatique 
de défaut sur les ouvrages 
du réseau de transport
Hypothèses détaillées et éléments d’analyse des résultats

CARACTÉRISTIQUES TECHNIQUES

Les informations de perturbographie n’ayant 
pas une précision suffisante pour discriminer un 
défaut en ligne d’un défaut au poste électrique, 
le système est utile en cas de défaut sur une ligne 
aérienne.

Enfin, le système présente un taux de fiabilité sup-
posé de 90 % qui correspond au pourcentage de 
défauts correctement localisés par le dispositif.

RTE a mené, préalablement aux travaux menés dans 
le cadre du plan « Nouvelle France Industrielle », 
une étude économique précise sur l’ensemble de 
son réseau qui a permis d’identifier l’ensemble 
des ouvrages du réseau pour lesquels le déploie-
ment d’un système de localisation automatique de 
défaut est économiquement pertinent. L’ensemble 
des ouvrages concernés par un futur déploiement 
est identifié et les résultats présentés ici le sont à 
la maille de ce périmètre identifié. Le déploiement 
identifié concerne 75 % des ouvrages du réseau.

262.	�� Ce temps est fonction des conditions climatiques au moment de l’incident (beau temps, neige, verglas), de la localisation (proche ou éloigné du 
groupement de poste) et de la longueur de l’ouvrage. Les conditions climatiques et la localisation déterminent le temps nécessaire à l’accès à l’ouvrage. 
Sa longueur détermine le temps nécessaire à sa visite (vérification visuelle de son intégrité).

RESSOURCES NÉCESSAIRES ET COÛTS

Le tableau suivant synthétise l’ensemble des hypothèses de coûts correspondant au déploiement pertinent 
identifié par RTE.



Valorisation socio-économique des réseaux électriques intelligents

225

ÉLÉMENTS D’ANALYSE ÉCONOMIQUE

La méthodologie d’évaluation présentée en partie 2 
est totalement adaptée à l’évaluation socio-écono-
mique de cette fonction avancée.

Néanmoins, préalablement aux travaux menés dans 
le cadre du plan « Nouvelle France Industrielle », RTE 
a mené une analyse détaillée, sur l’ensemble du 
réseau de transport, des gains économiques poten-
tiels apportés par la localisation automatique de 
défauts. Cette analyse prend en compte les configu-
rations de réseau, la longueur des lignes et des pro-
babilités de défaut différenciées selon les ouvrages. 
Ce niveau d’analyse, l’existence d’un travail déjà 
réalisé et la consistance de l’analyse effectuée avec 
la méthodologie décrite dans ce rapport, a conduit 
au choix d’utiliser ces derniers résultats et de ne pas 
procéder à de nouvelles estimations basées sur la 
méthodologie de ce présent rapport.

Cependant, il convient de souligner que, à la dif-
férence du cadre méthodologique établi dans ce 
rapport, les analyses effectuées reposent sur une éva-
luation de l’END évitée par la localisation de défaut 
en supposant que le déploiement de cette fonction 
avancée s’effectue à renforcement inchangé dans les 
infrastructures. Or la réduction des volumes d’END 
peut réduire l’intérêt de projets de renforcement.

Le gain économique identifié par les analyses de 
RTE correspond donc à la somme, sur l’ensemble 
des ouvrages concernés par le déploiement, de la 
réduction d’END résultant de la réduction de délais 
de reprise suite à un défaut, en prenant en compte 
le taux de fiabilité du système.

La réduction du volume d’END sur l’ensemble du 
périmètre de déploiement (i.e. 75 % du RPT) repré-
sente 520 MWh/an soit 13,5 M€/an.

Ressource
Durée 
de vie 

technique

Conso 
électrique 
moyenne

Coûts

Émissions de GES 
(cycle de vie, hors 
conso électrique)

(kgCO2eq)

Emplois France
(ETP.an/M€)

Scénario 
bas

Scénario 
haut

Correspondant 
au scénario haut 

de coûts

Hyp.
Fabrication 

France

Hyp. 
Fabrication 
hors France

CAPEX

Systèmes de 
localisation de 
défaut (1 par 

site électrique 
pour 75 % des 
sites de RTE), 

concentrateurs 
de données et 
système expert

15 ans - 70 M€
Données

manquantes

13,2 6,3

OPEX Exploitation/ 
Maintenance - - 560 k€/an 10,5 10,5

Source : RTE (coûts), fabricants (emplois)

Hypothèses sur les ressources nécessaires à l’estimation dynamique des capacités de transit – 
Déploiement nécessaire pour une zone considérée

Tableau 18
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ACB 	 Analyse coûts-bénéfices

ACV	 Analyse de cycle de vie

CCG 	 Cycles combinés au gaz

DEIE 	� Dispositif d’échange d’informations 
d’exploitation

DLR 	 Dynamic Line Rating

DMO 	 Délai de mobilisation de l’offre

ECS 	 Eau chaude sanitaire

EJP 	 Effacement des jours de pointe

END 	 Energie non distribuée

ENE 	 Energie non évacuée

EnR 	 Énergies renouvelables

EOD	 Equilibre offre-demande

ETP	 Équivalent temps plein

GES	 Gaz à effet de serre

GTB	 Gestion technique de bâtiment

HTA	 Niveaux de tension entre 1 et 50kV

HTB	 Niveaux de tension supérieurs à 50 kV

IST	 Intensité de surcharge temporaire

LAD	 Localisation automatique de défauts

PEP 	 Product Environmental Profile

QdE	 Qualité de l’électricité

REI 	 Réseaux électriques intelligents

RPT	 Réseau public de transport

RPD	 Réseau public de distribution

S3REnR 	� Schémas Régionaux de Raccordement 
au Réseau des Énergies Renouvelables

SI 	 Système d’information

STEP 	� Station de transfert d’énergie par 
pompage

TAC 	 Turbine à combustion

TES 	 Tableau des Entrées Sorties

NTIC 	� Nouvelles technologies de l’information 
et de la communication

VE 	 Véhicule électrique

VHR 	 Véhicule hybride rechargeable

Glossaire
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