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3.1

3.2

La croissance des besoins d’électricité projetés requiert une accélération
du développement de la production décarbonée et génére un point
d’attention sur le besoin de moyens pilotables

3.1.1 La production décarbonée doit croitre rapidement pour accompagner les ambitions
de décarbonation, de réindustrialisation et de renforcement de la souveraineté énergétique

3.1.2 Des leviers de croissance de la production d’électricité bas-carbone mobilisables
a différentes échéances

3.1.3 Accélérer le déploiement des moyens de production d’électricité bas-carbone en substitution
des énergies fossiles : un enjeu globalement partagé par les Frangais mais des modalités
de développement des différentes filieres qui restent débattues

3.1.4 Au-dela du volume de production d'électricité, un enjeu a assurer la sécurité d’approvisionnement
et le bon fonctionnement du systéme via des flexibilités (moyens de production pilotables,
flexibilité de la demande, stockage)

Les énergies renouvelables : un levier essentiel pour accroitre rapidement
la production décarbonée

3.2.1 L'hydraulique : une légére croissance de la puissance installée et une relative stabilité du productible

3.2.1.1 Un potentiel hydraulique largement exploité et un objectif d’augmentation des capacités
limité dans un contexte d‘incertitudes fortes autour du devenir des concessions

3.2.1.2 Des opportunités pour créer de nouvelles stations de turbinage-pompage (STEP)

3.2.1.3 Des incertitudes sur les conséquences du changement climatique, avec un impact
a priori limité sur le productible annuel mais avec des marges de manceuvre probablement
réduites a certaines périodes de I'année

3.2.1.4 Hypothéses retenues pour le Bilan prévisionnel 2023

3.2.2 Le photovoltaique : des perspectives importantes a concrétiser suite a la loi d’accélération
des énergies renouvelables

3.2.2.1 Une filiére dont le développement s’est accéléré en France depuis deux ans

3.2.2.2 Une volonté d'accélérer le développement de la filiere, en s'appuyant sur les nouvelles
dispositions |égislatives prévues par la loi d’accélération des énergies renouvelables

3.2.2.3 L'acces au foncier, la dépendance a des chaines d’approvisionnement situées a I'étranger
et I'évolution des réseaux constituent autant de points d’attention déterminants pour confirmer
et amplifier I'accélération engagée

3.2.2.4 Plusieurs trajectoires pour refléter, autour d'une référence dans laquelle se poursuit
le développement accéléré de la filiere, les incertitudes qui le sous-tendent

3.2.3 L'éolien terrestre : un levier de décarbonation rapidement mobilisable mais désormais
fortement débattu

3.2.3.1 Le développement de I’éolien terrestre se poursuit selon un rythme soutenu mais reste
inférieur aux objectifs de la PPE en vigueur

3.2.3.2 Une technologie de production d’électricité mature et compétitive qui reste I'objet
d’un débat intense sur son acceptabilité

3.2.3.3 Un objectif affiché du Gouvernement de poursuivre le développement de I’éolien terrestre
mais selon un rythme a redéfinir

3.2.3.4 Le renouvellement des parcs les plus anciens : un enjeu concernant prés de 800 MW par an
a partir de 2025
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3.2.3.5 Un facteur de charge qui devrait croitre en 2030 et 2035 grace au renouvellement des parcs
par des machines plus «efficaces» et l'installation de nouvelles fermes

3.2.3.6 Une trajectoire pour I'éolien terrestre fondée sur une poursuite du développement de la filiére
selon le rythme tendanciel et des variantes intégrant un possible ralentissement ou a I'inverse
une légére accélération

3.2.4 L'éolien en mer : un pacte ambitieux prévoyant une inflexion forte des mises en service
a partir de 2030 qui nécessite des actions importantes au cours des toutes prochaines années,
selon un calendrier avec trés peu de marge

3.2.4.1 Une forte ambition d’accélération du développement de la filiere traduite dans le discours
de Belfort et dans le pacte éolien en mer

3.2.4.2 Un premier parc éolien en mer mis en service en France, le déploiement des deux suivants
engagé, et d'autres a venir au cours des prochaines années

3.2.4.3 L'éolien flottant : un enjeu technologique fort de la stratégie sur I'éolien en mer de la France

3.2.4.4 L'atteinte de I'objectif de 18 GW en 2035 nécessitera une planification des espaces maritimes
et de lancer les appels d’offres nécessaires dans les toutes prochaines années pour sécuriser
la «chaine de valeur» dans un contexte de forte demande mondiale et afin de prévoir
les besoins de développement des réseaux

3.2.4.5 Les trajectoires retenues reflétent I'incertitude sur la vitesse de développement
entre 2030 et 2035

3.2.5 Un rythme de développement des filieres €oliennes et photovoltaique qui s'accélére
pour atteindre le niveau des meilleures performances passées des autres Etats européens
mais demeure en dega de leurs projections futures

3.2.6 Les énergies marines : diverses technologies sont envisagées mais demeurent pour |'essentiel
au stade d’expérimentation et de démonstrateurs

3.2.7 Bioénergies : une faible progression ces derniéres années et des perspectives limitées
a long terme par des contraintes de gisement de biomasse

3.3 Le nucléaire : pour la prochaine décennie, un enjeu principalement
sur la maximisation de la production du parc existant

3.3.1 Perspectives d’évolution du parc installé et du productible a court terme (2024-2027)

3.3.1.1 Parc nucléaire de seconde génération : des perspectives prudentes a court terme liées a la sortie
de crise de corrosion sous contrainte et a un programme de visites décennales chargé

3.3.1.2 EPR de Flamanville : une mise a jour des hypothéses de mise en service retenues
dans les études de sécurité d’approvisionnement

3.3.1.3 Plusieurs variantes possibles pour la disponibilité du parc nucléaire a court terme

3.3.2 Evolution du parc électronucléaire & moyen terme (2030-2035)

3.3.2.1 Une évolution du parc d’ici 2035 limitée a la mise en service de I'EPR de Flamanville malgré
I'engagement d’un programme de nouveaux réacteurs

3.3.2.2 La prolongation au-dela de 50 ans des tranches existantes constitue désormais le scénario
de référence des pouvoirs publics mais cette perspective de prolongation n’est pas acquise
pour tous les réacteurs

3.3.2.3 Face a la baisse de la disponibilité et aux défis entourant la prolongation du parc, I'exploitant
renforce ses processus de maitrise industrielle des arréts pour maintenance de réacteurs

3.3.2.4 Des augmentations de puissances nominales des réacteurs existants envisagées
dans les années a venir, mais qui restent a préciser

3.3.2.5 Des hypothéses de production a moyen terme du parc nucléaire de deuxiéme génération
fondées sur une vision prudente et couvrant de larges incertitudes

3.3.3 La flexibilité future du parc est modélisée en cohérence avec les performances actuelles,
sans compter sur d'éventuelles améliorations constructives

3.3.4 Synthése des trajectoires de production pour I’'ensemble du parc nucléaire a I’horizon 2030-2035
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3.4

3.5

Le parc thermique a flamme : des perspectives d’évolution conditionnées

par les réglementations relatives a ses émissions, les options technologiques

pour sa décarbonation et de la sécurisation de son modéle économique

3.4.1 L'état des lieux : un parc thermique a flamme de 18 GW qui a contribué en 2022
a prés de 10% de la production d’électricité francaise sur fond de crise énergétique

3.4.2 Les centrales au charbon : une trajectoire de sortie du charbon perturbée par les retards
de mise en service de différents moyens et la crise énergétique

3.4.2.1 Un parc désormais réduit a deux centrales et dont le fonctionnement est limité
par des seuils sur les émissions de gaz a effet de serre

3.4.2.2 La conversion a la biomasse des unités charbon : un potentiel de 1,8 GW au maximum
envisageable a compter de 2025

3.4.3 Les cycles combinés au gaz (CCG) existants : un parc de centrales relativement récentes
et globalement compétitives

3.4.4 Les turbines a combustion (TAC) existantes : des unités fonctionnant soit au gaz soit au fioul,
dont une partie devra évoluer d’ici 2035

3.4.5 Les cogénérations : un parc d'unités diffuses fonctionnant au gaz et au fioul, dont une partie
doit sortir du régime d’obligation d’achat au cours des prochaines années

3.4.6 Les installations diffuses : un parc d'unités thermiques de faible puissance unitaire
amené a fermer d'ici 2035

3.4.7 Le thermique décarboné : différents leviers pour accroitre la production thermique pilotable
au-dela du parc actuel, en s’appuyant d’emblée sur des combustibles bas-carbone

3.4.7.1 Un éventuel besoin de capacités thermiques qui peut étre couvert a I’horizon 2030
par différentes options allant de la prolongation ou la conversion de centrales existantes
a la construction de nouveaux moyens thermiques décarbonés

3.4.7.2 Les différentes options pour la construction du parc thermique décarboné

Le stockage : un développement engagé des batteries mais des incertitudes
sur le modéle économique a long terme

3.5.1 Différentes solutions de stockage susceptibles d’émerger ou de se développer a long terme

3.5.2 Zoom sur les batteries stationnaires : une valorisation aujourd’hui centrée sur un marché
de niche (services systéme), des modeéles d’affaires a consolider pour le futur
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UNE AUGMENTATION NECESSAIRE
DE LA PRODUCTION BAS-CARBONE

3.1 La croissance des besoins d’électricité projetés
requiert une accélération du développement

de la production décarbonée et génére un point
d’attention sur le besoin de moyens pilotables

Le débat sur la composition et la programmation du
mix électrique est historiquement et politiquement
trés polarisé en France, notamment s’agissant de
la place du nucléaire et des énergies renouvelables.

L'évolution a moyen terme de I'offre d’électricité en
France dépend largement des choix publics effec-
tués dans la PPE. Celle actuellement en vigueur
(PPE 2) fixe en particulier des objectifs précis d'évo-
lution du parc électronucléaire et de développe-
ment pour chaque filiére d’énergies renouvelables
(aux échéances 2023 et 2028), la fermeture des
derniéres centrales au charbon, linterdiction de
nouveaux projets de centrales thermiques recou-
rant exclusivement a des combustibles fossiles
(hors cogénération). Le Gouvernement a engagé
en 2022 les travaux de révision de la PPE, dont
la prochaine aura vocation a porter sur la période
2024-2033.

Au cours de la derniére décennie, les gouverne-
ments successifs ont, a travers les différents textes
législatifs et réglementaires de programmation
énergétique (LTECV, loi énergie-climat, PPE 1 puis
2, etc.), engagé l'accélération du développement

des énergies renouvelables, la fermeture des uni-
tés de production les plus émettrices de gaz a effet
de serre (c'est-a-dire celles fonctionnant au fioul
et au charbon) et projeté la fermeture de plusieurs
réacteurs nucléaires a I’'horizon 2030 ou 2035.
Ces trajectoires s’inscrivaient dans un contexte ou
les objectifs de réduction des émissions de gaz a
effet de serre étaient plus faibles qu’aujourd’hui
(réduction d’un facteur 4 - soit -75% - a I’'horizon
2050 dans la premiére SNBC de 2015 ; ambitions
réhaussées dans la seconde SNBC avec un objectif
de neutralité carbone a 2050 - soit un facteur 6 -
avec un objectif de réduction de 40% des émis-
sions a 2030 par rapport a 1990). Les choix de
programmation du mix électrique visaient alors
principalement a assurer sa diversification (réduc-
tion de la part du nucléaire) et a anticiper la fer-
meture des réacteurs les plus anciens afin d’éviter
«|'effet falaise» lié au risque de devoir déclasser
sur une période trés courte de nombreux réacteurs
arrivant en fin de vie.

L'augmentation des ambitions en matiére de
lutte contre le changement climatique marque
un changement structurant dans les enjeux



d’évolution du mix électrique : les marges de
mancauvre quant aux choix de programmation
du mix électrique pour la prochaine décennie
apparaissent désormais plus limitées.

Comme l'ont montré les Futurs énergétiques
2050, I'objectif de neutralité carbone en 2050
inscrit dans la loi peut étre atteint en s’appuyant
dans des proportions variées sur les énergies
renouvelables et le nucléaire. Toutefois, les pers-
pectives d’augmentation de la consommation
d’électricité a long terme, liées a la nécessité
d’électrifier les usages, exclut désormais tout
scénario reposant sur une fermeture rapide du
parc nucléaire ou un arrét du développement des
énergies renouvelables.

De méme, le renforcement des ambitions en matiere
de réindustrialisation, de souveraineté énergétique
et de décarbonation conduit a une accélération
de la croissance de la consommation d’électricité
au cours des dix a quinze prochaines années, au
niveau des trajectoires les plus hautes envisagées
par les Futurs énergétiques 2050 : cette accélé-
ration implique désormais de pouvoir maxi-
miser le productible bas-carbone, nucléaire
comme renouvelable, a I'horizon 2030-2035.
Au-dela du seul objectif de décarbonation, il
s’agit désormais d'un impératif pour garan-
tir la couverture a moyen terme de besoins
en électricité croissants et I'amélioration de
la souveraineté énergétique de la France en
réduisant la dépendance aux importations de
combustibles fossiles.

Ces nouveaux enjeux ont d'ores et déja trouvé une
traduction politique dans les nouvelles orientations
dressées par le président de la République dans son
discours de Belfort de février 2022, qui seront décli-
nées par le Gouvernement dans la future PPE 3 :
prolongation de la durée d’exploitation des réacteurs
nucléaires existants dés lors que leur fonctionne-
ment est compatible avec les normes de slireté en
vigueur, accélération de la trajectoire de dévelop-
pement des énergies renouvelables (en particulier,
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photovoltaique et éolien en mer) et lancement d’un
programme de nouveaux réacteurs nucléaires.

Ces orientations ont depuis été complétées par diffé-
rents textes |égislatifs et réglementaires permettant
de dynamiser le développement de la production
d'électricité bas-carbone. Il s'agit notamment de la
loi relative a I'accélération de la production d’éner-
gies renouvelables (APER), adoptée en février 2023,
qui vise a alléger les contraintes administratives
portant sur le développement de nouvelles instal-
lations et ainsi a en accroitre le rythme de déploie-
ment, méme si les conséquences de ces nouvelles
dispositions sur ce dernier restent a préciser. La loi
relative a l'accélération du nucléaire, adoptée par
le Parlement en mai 2023, vise quant a elle a sim-
plifier les procédures de construction de nouveaux
réacteurs nucléaires et de réexamen périodique des
réacteurs existants agés de plus de 35 ans ainsi
qu’a supprimer les contraintes actuelles de dévelop-
pement applicables au parc nucléaire (suppression
du plafond a 63,2 GW de puissance installée et de
I'objectif de réduction de la part du nucléaire a 50%
du mix électrique en 2035).

Toutefois, des incertitudes subsistent sur les
conséquences concrétes de ces lois d’accéléra-
tion pour chaque filiére dans la mesure ou leur
développement dépend des capacités indus-
trielles a suivre les rythmes d’installation, de
I'acceptabilité des projets, de la publication
des textes d’application des lois (par exemple,
modalités de définition des zones d’accélération
et d’exclusion des énergies renouvelables) ou
encore du rythme d’évolution des réseaux. La
transformation du mix électrique nécessite ainsi
de sécuriser les chaines d’approvisionnement et
d’'impliquer I'ensemble des parties prenantes afin
de réussir la montée en cadence nécessaire a
I’atteinte des trajectoires visées.

L'édition 2023 du Bilan prévisionnel vise ainsi a
éclairer les enjeux associés a I’évolution du mix
électrique pour atteindre les nouveaux objectifs
publics.



Pour accroitre la production annuelle d'électri-
cité bas-carbone dans des proportions significa-
tives d'ici a 2035, la France peut s’appuyer sur le
développement de plusieurs filieres qui sont toute-
fois marquées par une grande diversité de délais
de développement et de construction (quelques
années pour des parcs éoliens terrestres et photo-
voltaiques, 7 a 10 ans pour les futurs parcs éoliens
en mer, une quinzaine d’années pour de nouveaux
réacteurs nucléaires). Ces constantes forment un
intrant de la décision publique et justifient, pour
chacun de ces leviers de développement, une action
immédiate de facon a assurer un effet au plus tot.

Ainsi, alors que la production bas-carbone n’a pas
crli en France depuis 20 ans - les nouvelles produc-
tions renouvelables compensant a peine la baisse
tendancielle de la production du parc nucléaire -,
les orientations publiques en matiére d’évolution
du mix visent au contraire a l'infléchir a la hausse
au cours des prochaines années :

1)la premiere étape, a court terme, consiste a
revenir au niveau historique de production, sous

I'effet de la remontée du productible nucléaire
en sortie de crise de corrosion sous contrainte
(CSC), la mise en service de I'EPR de Flamanville
et la concrétisation des projets en cours d’éolien
terrestre et de photovoltaique ;

2)d’ici 2030, la France devrait dépasser ce niveau
historique grace a l'accélération du développe-
ment du photovoltaique et une poursuite tendan-
cielle du développement de I'éolien terrestre ;

3)entre 2030 et 2035, la croissance de la produc-
tion bas-carbone devrait étre encore plus impor-
tante avec l'accélération du développement de
I’éolien en mer, sous réserve que la France par-
vienne a attribuer massivement des parcs au
cours des prochaines années, et la poursuite
de la croissance du parc éolien terrestre et
photovoltaique.

Au-dela de 2035, la construction de nouveaux
réacteurs nucléaires EPR 2 peut permettre de pour-
suivre la croissance de la production d’électricité
bas-carbone, en complément du développement

Evolution de la production bas-carbone sur la période 2000-2035
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des renouvelables. Cela permettra d’accompa-
gner |'électrification de I’économie a long terme
ainsi que de compenser les fermetures de certains
réacteurs nucléaires de deuxiéme génération qui

Au-dela des choix politiques et des contraintes
industrielles, I'évolution du mix électrique constitue
un choix de société important. Le débat public sur
I’évolution du mix électrique constitue de longue
date un sujet clivant au sein de la population fran-
caise et les filieres nucléaire et éolien, notamment,
concentrent une large part de ce débat. Dans ce
contexte, l'acceptabilité du développement de
chacune des filieres constituera également un
enjeu déterminant dans la capacité a faire croitre
le développement de la production d’électricité
bas-carbone.

Cette problématique est toutefois délicate a tra-
duire directement sur le plan des projections
d’évolution du systéme électrique. Si la ques-
tion de l'acceptabilité des différentes énergies ne
peut étre ignorée dans les choix de programma-
tion du systeme électrique, elle demeure difficile
a appréhender et peut s’avérer changeante dans
le temps en fonction du contexte social, politique
et économique, tandis que les décisions de pla-
nification engagent la société sur des échéances
de long terme. Les analyses présentées au sein
des Futurs énergétiques 2050" témoignent ainsi
de la difficulté a prendre en compte cette dimen-
sion dans les scénarios prospectifs, les réflexions
nécessitant de mobiliser des analyses d’opi-
nion, des retours d’expérience (notamment issus
des débats publics) ou encore des travaux de
recherche sur l'acceptabilité et les modalités de
déploiement des différentes énergies.

Cf. chapitre 13 des Futurs énergétiques 2050

pourront intervenir en fonction des décisions
de I'Autorité de slreté nucléaire ou du contexte
économique.

Ainsi, de nombreuses enquétes d’opinion ont porté
sur ce sujet au cours des dernieres années mais
avec des conclusions parfois contrastées ou sub-
tiles s'agissant de l'opinion publique par rapport
a 'éolien ou au nucléaire. Les enquétes montrent
cependant dans l'ensemble une évolution plu-
tot favorable de la perception du nucléaire et des
énergies renouvelables, a l'exception de I’éolien
terrestre (méme si 'opinion y reste majoritaire-
ment favorable).

En particulier, I'enquéte menée par IPSOS” pour
RTE sur la perception des Frangais envers les
transformations qu’implique la transition éner-
gétique et climatique, et publiée le 7 juin 2023,
montre que les Francgais sont globalement favo-
rables au déploiement des moyens de production
bas-carbone (renouvelables et nucléaire) sur le
territoire national. Les résultats de I'enquéte font
apparaitre un point d’attention sur I’éolien ter-
restre, mais aussi, dans une moindre mesure, sur
le nucléaire et I'éolien en mer ou un tiers envi-
ron des Frangais ont une opinion négative de ces
énergies, sans remettre en cause pour autant
leur nécessité. Du point de vue des leviers pour
favoriser l'acceptabilité, qui releve deés lors d'une
compréhension de la subtilité des attentes de la
population, la demande de concertation et de pla-
nification du développement des énergies renou-
velables (choix de localisation) apparait aussi
importante que les leviers d’ordre économique
(tarifs préférentiels sur I'électricité).

Les résultats de I'enquéte IPSOS - réalisée pour RTE en deux vagues, avant et aprées I'hiver 2022-2023, auprés d’un trés large échantillon représentatif de
la population - ont été restitués dans le rapport Comprendre et piloter I’électrification d’ici 2035, publié par RTE en juin 2023.
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Au-dela du «bouclage en énergie », le «bou-
clage en puissance » constitue une condition
nécessaire a une transition réussie.

Le bouclage en puissance du systéme électrique
consiste a évaluer les niveaux de capacité permet-
tant d’assurer le niveau de sécurité d'approvision-
nement fixé par la réglementation francaise. La
doctrine de sécurité d’approvisionnement définie
dans le code de I'énergie (article L. 141-7) est ainsi
actuellement fondée sur une approche probabiliste
et un niveau de risque défini comme une durée
moyenne de délestage inférieure a deux heures et
une durée de défaillance inférieure a trois heures.

En d’autres termes, il s'agit de simuler le fonction-
nement du systeme électrique heure par heure
(équilibre production-consommation) dans de
nombreuses configurations d’aléas possibles, pour
garantir que le risque de déséquilibre entre I'offre et
la demande demeure inférieur au niveau consenti
par la collectivité au travers du critere public de
sécurité d’approvisionnement. Cette analyse, qui
constitue une conclusion clé de chaque Bilan prévi-
sionnel, repose ainsi sur une étude fine des profils
de consommation, de production et de flexibilités a
I’échelle de la France et de ses voisins interconnec-
tés, compte tenu de l'ensemble des aléas pou-
vant affecter I'offre (faible vent ou ensoleillement,
indisponibilité fortuite des moyens de production
nucléaire, hydraulique ou thermique, etc.) et la
demande (vague de froid, etc.) en électricité.

En complément du développement de I'offre de
production d’électricité bas-carbone (renou-
velable et nucléaire), la question de I'équilibre
en puissance conduit donc a une réflexion cru-
ciale quant au devenir des moyens de produc-
tion thermique recourant aujourd’hui a des
combustibles fossiles (gaz, charbon, fioul), au
développement des flexibilités de la demande
et du stockage (batteries, hydraulique de lac et
stations de pompage-turbinage) ou encore a la
possibilité de développer des nouveaux moyens
de production thermiques fonctionnant avec
des combustibles décarbonés (biogaz, hydro-
geéne, biofioul, carburants de synthése, etc.).

Cet enjeu apparait d’autant plus prégnant que la tran-
sition énergétique intensifie les débats sur la sécurité
d’approvisionnement et la souveraineté énergétique.
D’une part, I'accélération des transferts d’'usage vers
I'électricité, qui constitue un facteur essentiel pour
améliorer la souveraineté énergétique de la France
(réduction de la dépendance aux importations de
combustibles fossiles), conduit aussi a renforcer
I'attention sur le niveau de sécurité d’approvision-
nement en électricité : toutes choses étant égales
par ailleurs, I'électrification a un effet haussier sur
les pointes de consommation électrique en France,
qu’il convient d’évaluer précisément pour anticiper le
besoin de capacités pour respecter le critére de sécu-
rité d’approvisionnement. D’autre part, |'engage-
ment concomitant de I'ensemble du continent dans
la réalisation des objectifs climatiques bouleversera
les maniéres de produire et consommer |"électricité
a l'étranger (fermeture des parcs thermiques fos-
siles, électrification du chauffage, etc.) qui seront de
nature a changer certains équilibres européens en
matiére de flux d’électricité.

Les perspectives de développement envisageables
pour les différentes filieres de production et de
stockage d'électricité décrites dans le présent cha-
pitre relévent finalement de I'impératif de bouclage
en puissance et d’optimisation du fonctionnement
du systeme. Les analyses détaillées sur ce bou-
clage en puissance sont restituées dans le chapitre
6, avec notamment une évaluation des « bouquets
de flexibilité » possibles pour assurer la sécurité
d’approvisionnement a long terme.

En particulier, la France dispose de plusieurs cen-
trales thermiques au charbon et au fioul dont la
fermeture au cours des prochaines années est
annoncée mais pour lesquelles des options de
conversion a des combustibles décarbonés (bio-
masse, biofioul, etc.) semblent envisageables,
comme l'ont souligné plusieurs contributions a la
consultation publique. Des perspectives de déve-
loppement existent également autour des moyens
de stockage (batteries stationnaires, nouvelles sta-
tions de pompage-turbinage, etc.), en fonction des
besoins pour assurer I'équilibre offre-demande.



3.2 Les énergies renouvelables : un levier essentiel
pour accroitre rapidement la production décarbonée

Pour alimenter les besoins croissants d’électricité, le
mix électrique frangais doit s’appuyer sur une maxi-
misation du productible bas-carbone des installations
existantes mais également le développement de nou-
velles installations. Or, compte tenu des contraintes
et délais de déploiement de nouveaux réacteurs
nucléaires, le seul levier d'accroissement de la pro-
duction bas-carbone au cours de la prochaine décen-
nie repose sur le développement significatif des
énergies renouvelables. Les différents types d'ins-
tallations renouvelables (parcs éoliens terrestres,
parcs éoliens en mer posés ou flottants, parcs photo-
voltaiques au sol ou installations sur toitures, etc.)
possédent chacun leurs propres contraintes indus-
trielles en termes de délai de développement et de
construction mais présentent tous des perspectives
de déploiement a I'horizon 2030-2035.

Aujourd’hui, toutes les énergies renouvelables
affichent toutefois un retard par rapport aux objec-
tifs fixés par la PPE adoptée en 2020. Siles derniéres
années ont permis une inflexion sur le développe-
ment des renouvelables avec notamment prés de
5 GW de capacités mises en service en 2022 (dont
environ 2,6 GW de photovoltaique, 1,9 GW d’éolien
terrestre et 0,5 GW d’éolien en mer avec la mise
en service du premier parc de Saint-Nazaire), le
rythme de développement doit encore s’accélérer
au cours des prochaines années, notamment pour
le photovoltaique et I’éolien en mer.

L'essentiel du parc hydraulique francais a été construit
avant la fin des années 1980. Depuis, les princi-
paux travaux réalisés portent essentiellement sur
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Pour répondre aux nouvelles ambitions en
matiére de décarbonation et de souveraineté
énergétique etindustrielle, la France doit ainsi
viser une production renouvelable annuelle
de l'ordre de 270 TWh au minimum d’ici 2035
- contre environ 120 TWh aujourd’hui - et
méme davantage autour de 320 TWh.

Il ne s’agit dés lors pas de diversifier le mix
électrique ou de remplacer le parc nucléaire :
I'accélération a court terme du développe-
ment des énergies renouvelables répond
au contraire a la nécessité de satisfaire des
besoins en électricité croissants au moyen
d’une électricité bas-carbone a I’horizon de la
prochaine décennie et ainsi de répondre aux
nouvelles ambitions de la France.

Le développement de ces filieres n’a historique-
ment pas nécessité le déploiement massif de
moyens de stockage d’électricité ni requis d'adap-
tation des modalités d’équilibrage du systeme
électrique. A moyen terme cependant, I'accéléra-
tion du développement des énergies renouvelables
variables en France, mais également au niveau
européen, combinée a la croissance de la consom-
mation d’électricité, appelle un besoin de flexibilité
renforcé a I’'horizon 2030-2035.

des modernisations d’équipements ou l'installation
de petites unités de quelques mégawatts. Le parc
hydroélectrique représente a date environ 26 GW
de puissance de turbinage et génére un productible
annuel de l'ordre de 60 TWh en moyenne qui peut
toutefois varier sensiblement d’une année a I'autre.

Au-dela des volumes ayant émergé au travers des
appels d'offres « petite hydroélectricité » prévus



Historique de la production hydroélectrique
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par la PPE (environ 100 MW), la puissance installée
du parc n'a que peu évolué au cours des derniéres
années.

Les ambitions affichées par la PPE actuelle visent
essentiellement a la pérennisation du parc ins-
tallé, ainsi qu’un développement limité a quelques
suréquipements de centrales existantes et d’éven-
tuelles petites installations hydroélectriques.
Aucune nouvelle installation de grande ampleur
n’est envisagée dans les toutes prochaines années.

Les perspectives de développement de la filiere
hydroélectrique restent par ailleurs trés incer-
taines en raison du contexte réglementaire com-
plexe entourant les concessions hydroélectriques
échues. Plusieurs acteurs et exploitants d’instal-
lations hydroélectriques ont ainsi indiqué dans le
cadre de la consultation publique que des projets
d'augmentation de puissance envisagés étaient
contraints par le cadre concessif actuel et les
échanges en cours a ce sujet entre la France et
la Commission. Si les projets concernés ne repré-
sentent a priori qu'un potentiel de production
d’énergie limité a I'échelle annuelle (en térawat-
theures), une augmentation globale de la capa-
cité installée des centrales existantes de quelques
centaines de mégawatts serait envisageable a un

2018 2019 2020 2021 2022

horizon de 6 a 10 ans dés lors que le cadre appli-
cable au renouvellement des concessions serait
clarifié.

3.2.1.2 Des opportunités pour créer
de nouvelles stations de turbinage-
pompage (STEP)

A moyen terme, quelques opportunités existent
pour augmenter la capacité de production hydrau-
ligue au travers de nouvelles stations de pom-
page-turbinage. La PPE actuelle envisage ainsi la
possibilité de mettre en service jusqu’a 1,5 GW
de nouvelles STEP entre 2030 et 2035. Plusieurs
sites sont aujourd’hui envisagés pour l'accueil de
tels projets, comme l'ont confirmé certains répon-
dants a la consultation publique, dans des volumes
a priori compatibles avec I'objectif de la PPE.

Les acteurs de la filiere hydraulique s’accordent
toutefois pour dire que leur développement effec-
tif suppose la réunion d’un certain nombre de
conditions, notamment en matiére d’'acceptabilité,
de limitation des impacts environnementaux, de
clarification du cadre autour du renouvellement
des concessions hydroélectriques (cf. supra) et
de modeéle économique. La nécessité de mettre



en place un cadre de soutien et de rémunération
adapté pour sécuriser linvestissement dans de
nouvelles STEP, via des appels d’offres spécifiques
pour ce type d’installation, est a ce titre invoquée
par les mémes parties prenantes.

Les conséquences induites par le changement cli-
matique sur le régime des précipitations et I'en-
semble du cycle hydrologique demeurent, a ce
stade, plus incertaines que pour la température. Les
travaux conduits par RTE sur la modélisation des
impacts du changement climatique, notamment
dans le cadre d'un partenariat avec Météo-France,
et déja restitués dans les Futurs énergétiques
2050° mettent en évidence un impact a priori
faible sur les précipitations a I’échelle annuelle. En

revanche, I'analyse montrait également une évolu-
tion de la répartition du débit des cours d’eau selon
les saisons.

Au-dela de ces considérations purement météoro-
logiques, le changement climatique et I'évolution
des usages de l'eau pourraient conduire a terme
a de nouvelles contraintes. Ainsi, si le productible
pourrait rester en espérance au niveau actuel mal-
gré la prise en compte d’une légére hausse de la
capacité installée d’ici 2030-2035 (hors turbinage
des STEP), des modifications du cycle hydrologique
au sein de I'année (décalage des régimes de préci-
pitations par exemple) pourraient modifier a terme
I'utilisation du parc hydraulique.

Au vu des incertitudes sur les effets du change-
ment climatique et sur la concurrence avec d’autres
usages de l'eau, un productible hydroélectrique
annuel de 60 TWh (hors turbinage des STEPs) et

Trajectoire d’évolution de la capacité hydroélectrique installée

30

26,5 ) 27,1
25,9 26,0 p %

25

20

15

10

% \ariante haute - STEP
W STEP
M Lac

Fil de I'eau et éclusée
® Total - cas de base

2022 2025 2030

Cf. Futurs énergétiques 2050, chapitre 8

2035

Dans sa modélisation, RTE utilise une base climatique permettant de modéliser une production hydraulique totale (hors turbinage des STEP) de |'ordre de 60 TWh/an
en espérance tout en représentant les aléas climatiques, permettant de couvrir un intervalle de 40 a 68 TWh cohérent avec les productions observées.
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stable en espérance® est considéré sur I’horizon
d’étude tout en intégrant des évolutions mesurées
de la puissance installée. S'agissant spécifiquement
des STEP, une hypothése de développement pru-
dente, reposant sur une augmentation de la capa-
cité limitée a 500 MW a 2035, a été retenue dans la

Au 31 décembre 2022, le parc d'installations
photovoltaiques en France métropolitaine (avec
Corse) s’éleve a 15,7 GW. La capacité installée
est aujourd’hui répartie de maniére équivalente
entre installations au sol et sur toitures (petites et
grandes). Une part de celle-ci est composée d’ins-
tallations dites en autoconsommation (totale ou
partielle)® et connait une hausse trés rapide ces

Evolution du parc photovoltaique
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trajectoire de référence. Cette approche prudente,
identique a celle qu’avait adoptée RTE pour I'élabo-
ration des Futurs énergétiques 2050, a été globale-
ment soutenue lors de la consultation publique. Des
analyses de sensibilité sur le bouquet de flexibilités
permettent d’étudier un développement accru.

deux derniéres années, bien qu’elle ne représente
une fraction relativement faible de la puissance
totale mise en service chaque année (~10-15%)
et de la puissance totale de la filiére (seulement
7% a la fin 2022°).

Le rythme de développement de la filiere, qui était
resté inférieur a 1 GW par an entre 2013 et 2020, a
connu une accélération trés marquée au cours des
deux derniéres années, atteignant environ 2,8 GW
sur I'année 2021 puis 2,6 GW en 2022.

14

12

Accroissement annuel (MW)
O Capacité totale installée (GW)

2013 2014 2015 2016 2017 2018

2020 2021 2022

L'autoconsommation désigne la possibilité pour un consommateur de produire lui-méme tout ou partie de sa consommation d’électricité.
Ministére de la Transition énergétique, Service des données et études statistiques (SDES), Tableau de bord du solaire photovoltaique - quatriéme trimestre

2022, février 2023



Capacité photovoltaique raccordée en 2021-2022 et intensité du développement

par rapport au nombre d’habitants
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Cette inflexion matérialise la volonté d'accélération
du déploiement de la filiere impulsée par la PPE
actuellement en vigueur - qui prévoit un objectif
de capacité installée de 20 GW en 2023 et entre
35 et 44 GW en 2028 - et réaffirmée depuis au tra-
vers des annonces du président de la République et
du Gouvernement. Une tendance similaire - voire
plus marquée encore - traverse l'ensemble des
Etats européens, quels qu’en soient les caractéris-
tiques (superficie, population) ou le niveau moyen
d’ensoleillement.

Malgré cette inflexion, le rythme de déploiement
de la filiere reste a ce stade toutefois en deca du
rythme nécessaire a |'atteinte des objectifs de la
PPE. Il s’établit par ailleurs a des niveaux nette-
ment inférieurs a ceux observés dans d’autres
pays européens, tels que I’Allemagne (+5,3 GW/an
depuis 2019), I'Espagne (+3,7 GW/an’ depuis
2019), les Pays-Bas ou encore la Pologne (res-
pectivement +4 GW et +4,9 GW en 2022). En
Espagne et en Allemagne, en particulier, les instal-
lations solaires en autoconsommation constituent
un segment en forte croissance, encouragés par
un important soutien public et, plus récemment,

la forte hausse des prix de |'électricité pour les
consommateurs qui les incite a rejoindre des
opérations d’autoconsommation.

La forte baisse des colits des modules photo-
voltaiques enregistrée ces derniéres années
ainsi que l'acceptabilité généralement plus
favorable de ce type d’installations conduisent
a en faire une filiére clé pour le développement
de la production décarbonée et la substitution
aux énergies fossiles. A I'instar de la France, de
nombreux Etats misent ainsi sur un développement
rapide et trés conséquent de la filiére au soutien de
leurs ambitions climatiques : d’ici 2030, I'Allemagne
a ainsi pour ambition de mettre en service, chaque
année, de l'ordre de 15 a 20 GW - soit I"équiva-
lent du parc installé en quinze ans en France, toutes
filieres confondues - de seules capacités solaires. Si
cet objectif apparait particulierement ambitieux au
regard des rythmes de développement actuels et
des capacités industrielles des filieres concernées, il
reste que la plupart des pays européens ont chacun
a ce jour amorcé une trajectoire de développement
du solaire largement supérieure a celle que s'est
donnée la France.

Hors installations en autoconsommation, dont le développement a représenté environ 2,5 GW en 2022.
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A court et moyen terme, le rythme de déploiement
du photovoltaique en France devrait poursuivre
I'inflexion significative initiée au cours des deux
derniéres années et accélérer encore sous l'effet de
dispositions visant a en faciliter le développement.

Le volume de projets en développement apparait en
nette croissance depuis plusieurs mois : il s'éléve, a la
mi-2023, a plus de 16 GW pour les installations can-
didates au raccordement aux réseaux de transport
et de distribution (contre environ 8 GW au début de
I'année 2021). Cette croissance significative devrait
se poursuivre et se renforcer sous |'effet des diffé-
rentes mesures législatives introduites a la faveur
de la loi d'accélération des énergies renouvelables
qui visent a réduire les délais d’autorisation et
de développement des parcs et a faciliter le
développement de certains types de projets.
Il s’agit par exemple de faciliter I'installation de pan-
neaux solaires sur des terrains déja artificialisés ou
ne présentant pas d’enjeu environnemental majeur
(abords des autoroutes et des grands axes, friches
industrielles a proximité du littoral, etc.). La loi pré-
voit également l'obligation d'installer des panneaux
photovoltaiques sur les grands parkings extérieurs
d’une surface supérieure a 1500 m2,

Bien que les perspectives de développement rapide
de la filiere photovoltaique soient significatives,
elles requiérent pour leur réalisation effective une
vigilance accrue quant aux trois éléments névral-
giques sur lesquels repose la filiere.

L'acces au foncier et la compatibilité des grandes
installations solaires avec d’autres usages (agri-
culture, foréts et espaces naturels) constituent a

ce titre un point de débat récurrent. La loi d'ac-
célération des énergies renouvelables prévoit ainsi
I'interdiction de linstallation de panneaux sur
des terres arables (hors agrivoltaisme permet-
tant de combiner la production d’électricité avec
des usages agricoles) ou dans des espaces fores-
tiers lorsque cela nécessite |'abattage d‘arbres.
En revanche, elle entend favoriser l'accés a des
espaces déja artificialisés, délaissés ou des terres
agricoles incultes ou non exploitées depuis un cer-
tain temps. L'acces facilité a ce foncier devrait
donc soutenir fortement la capacité d'accélé-
ration de la filiere, et la capacité effective a
développer des grandes installations au sol,
nettement plus compétitives que les installations
sur toiture, a fortiori sur petite toiture, et donc
essentielles a la maitrise des colts de développe-
ment de la filiere. Dans ces conditions, une répar-
tition demeurant durablement équilibrée entre les
différents types d’installations (parcs au sol, pan-
neaux sur ombriéres et grands batiments, toitures
résidentielles) semble, a I'horizon 2030 et 2035,
constituer une hypothése prudente.

La maitrise des chaines d'approvisionnement
et de l'accroissement de la capacité indus-
trielle européenne pour répondre a I'accélération
du développement de la filiere constituent un autre
enjeu essentiel. Une grande partie de la chaine
de valeur de la fabrication des modules photo-
voltaiques se situe de longue date en Chine et sa
récente interdiction d’exporter les brevets et tech-
nologies associés devrait contribuer a préserver
son leadership mondial en la matiére, tandis que
I'industrie photovoltaique francaise et européenne
a tres largement disparu. Cette forte dépendance
conditionnant I'essor de la filiere aux imports pro-
venant de Chine - et, avec eux, les potentielles
pénuries ou hausse de prix des équipements sus-
ceptibles d’affecter fortement les rythmes d'ins-
tallation a court terme et de pousser I'Europe,
en particulier dans un scénario de mondialisation
contrariée, a relocaliser intégralement la filiere -
doit ainsi étre considérée comme un point de vigi-
lance pour la transition énergétique européenne.

Enfin, I'accélération du développement des énergies
renouvelables interroge régulierement la capacité
du réseau et des raccordements a suivre la
cadence. Une premiére phase d’accélération a



permis depuis deux ans d’accompagner l'inflexion
du rythme de développement de la filiere dans
le cadre des S3REnR (progressivement révisés
a cet effet) tout en limitant les développements
structurants d’infrastructure (grace en particu-
lier a la mise en ceuvre du «dimensionnement
optimal»®). Le cadre de raccordement décrit
dans les S3RENR, qui fait par ailleurs I'objet de
mesures d’accélération et de simplification dans
la loi APER, permet d’envisager la poursuite de
ce développement.

Pour autant, une accélération plus intense encore
du développement de la filiere nécessitera de
franchir un cap supplémentaire en matiére de
développement du réseau (ouvrages plus nom-
breux et plus conséquents) qui pourrait amener
les gestionnaires de réseaux a faire évoluer leurs
approches pour ne pas l'obérer a moyen-long
terme. Alors qu’un nombre croissant de projets
renouvelables deviennent candidats au raccor-
dement, jusqu’a constituer rapidement une file
d’attente d’environ 16 GW a la mi-2023, ainsi
qu’indiqué supra, les procédures associées a la
création d’ouvrages structurants pour renforcer
la capacité d'accueil sur le réseau s’étendent en
effet sur plusieurs années.

Les enjeux soulevés sur le plan du développement
des réseaux par le développement des renouve-
lables seront prochainement restitués et détaillés
par RTE, en 2024, au sein du prochain Schéma
directeur de développement du réseau (SDDR),
dont la publication est prévue en 2024. Il évaluera
notamment la pertinence technique, économique et
industrielle du passage a une «logique de |'offre»
fondée sur davantage d’anticipation (par exemple
via la création d'ouvrages de taille plus consé-
quente que ceux programmés dans les S3REnR),
de priorisation (en privilégiant par exemple les
investissements libérant le plus de capacité d’ac-
cueil sur le réseau) et de mutualisation (notam-
ment avec les ouvrages nécessaires pour intégrer
de nouvelles consommations).

Au sein d'un contexte macro-économique dit favo-
rable (famille de scénarios A et B), le Bilan prévi-
sionnel consideére trois trajectoires prévoyant toutes
une accélération par rapport au rythme de la der-
niére décennie mais dans des proportions variées :
une trajectoire trés basse prolongeant le
rythme de ces deux derniéres années (soit
environ +3 GW/an) ;
une trajectoire de rythme <« minimal>»
correspondant a un rythme proche des objec-
tifs de la PPE 2 (soit environ +4 GW/an) et qui
semble accessible a court terme ;
une trajectoire souhaitable (environ
+7 GW/an), sur une accélération plus impor-
tante, comparable a celle observée ces derniers
mois dans différents pays européens et pouvant
bénéficier a terme de la relocalisation d’usines
dans la chaine de valeur.

Elles sont complétées par une trajectoire supplé-
mentaire étudiée dans les scénarios C, marqués
par un cadre macro-économique dégradé dit de
«mondialisation contrariée». Cette trajectoire,
dite de résilience industrielle, est caractérisée par
un rythme de développement bas a court terme
du fait des tensions sur les chaines d’approvision-
nement et de la dégradation du contexte écono-
mique, avant qu‘une relocalisation de tout ou
partie de la chaine de valeur ne libére le potentiel
d’'accélération de la filiére. Cette trajectoire conduit
a atteindre 75 GW installés en France en 2035.

Comme mentionné ci-avant, un des enjeux
importants associés a ces trajectoires porte sur le
choix de répartition entre parcs photovoltaiques
au sol (trés compétitifs, avec toutefois une
emprise au sol significative) et installations sur
toitures (souvent plus colteux). La densité des
futurs parcs photovoltaigues - notamment dans
le cas de l'agrivoltaisme - et l'influence exacte

Le principe du dimensionnement optimal, mis en ceuvre en 2019, consiste a accepter des écrétements ponctuels de production pour éviter de nouveaux

ouvrages qui ne seraient mobilisés que quelques heures par an.
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Trajectoires retenues pour le développement de la filiere photovoltaique
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des dispositions de la loi APER sur la répartition
des différents types d’installation qui se dévelop-
peront entre aujourd’hui et 2035 restent incer-
taines et ne permettent pas a ce titre de projeter
finement I'emprise au sol requise par chaque tra-
jectoire. Une estimation des surfaces associées au

2030 2035

développement du photovoltaique au sol dans les
différents scénarios est présentée dans la figure
suivante, avec |'hypothése d'un développement
équilibré entre installations au sol et sur toitures
et d'une fourchette de densité moyenne des parcs
au sol comprise entre 1 ha/MW et 1,7 ha/MW?.

Estimation du nombre d’hectares nécessaires pour la production photovoltaique au sol* en 2035
en fonction des rythmes de développement étudiés étudiés et de la densité au sol des parcs
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La capacité installée de I'éolien terrestre en France
s'éleve fin 2022 a 20,6 GW. Malgré la crise sanitaire,
les tensions affectant les échanges internationaux
et des controverses politiques a I'échelon local et
national sur la place de I’éolien en France, le déve-
loppement de la filiere se poursuit aujourd’hui a un
rythme régulier : en moyenne 1,4 GW par an ont
été mis en service depuis 2019. L'éolien terrestre
représente ainsi la premiére source de croissance
de la production d’énergie bas-carbone en France.

Son rythme de développement demeure toute-
fois inférieur a celui qui serait nécessaire pour
atteindre I'objectif d’une installation de 2 a 3 GW
par an d’ici 2028 prévu par la PPE actuellement
en vigueur. Il s’inscrit également en léger retrait
par rapport au rythme observé en Allemagne ou en

Espagne au cours des derniéres années. La capa-
cité éolienne terrestre totale en France reste enfin
significativement inférieure a celle de I'Allemagne
(environ 60 GW) ou de I'Espagne (environ 30 GW).

L'éolien terrestre fait I'objet de critiques régulieres
dans le débat politico-médiatique, notamment en
raison de son impact visuel et de la variabilité de
sa production. La concentration du développement
des parcs éoliens dans certaines zones du territoire
fait également débat. Au-dela de la contrainte de
gisement foncier (zones peu ou pas propices au
développement du fait de faible vent, de contraintes
radars - armée, Météo-France - ou d’aviation civile
et militaire par exemple), les porteurs de projets
font effectivement face a des contentieux quasi

Evolution de la capacité installée par année pour la filiére de I’éolien terrestre

2000
1800
1600
1400
1200
1000
800
600
400
200

accroissement moyen 2018-2022

2013 2014 2015 2016 2017

2018

2019 2020 2021 2022

1l s'agit de valeurs issues de la revue de littérature (CEREMA, avril 2019, ADEME 2015) complétée des relevés d’études d'impact existantes en retenant une dé-
densification des parcs pour les nouveaux types de parcs agrivoltaiques. Elles correspondent aux valeurs retenues dans le cadre des Futurs énergétiques 2050.
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systématiques ralentissant l'octroi des autorisa-
tions pour de nouvelles installations, ce qui peut
conduire les promoteurs a adapter la consistance
technique des projets proposés en réduisant la
taille des parcs et des machines.

Par ailleurs, la France ne dispose pas d’une indus-
trie locale de fabrication d’éoliennes terrestres.
Les turbines installées en France étaient large-
ment d’origine européenne jusqu’en 2018, mais
les acteurs industriels ayant souffert d'une perte
de compétitivité et d’incertitudes concernant les
perspectives de développement en Europe ces der-
niéres années, ont réorienté leurs investissements
vers des régions plus prometteuses comme |'Asie
(et notamment I'Inde). Dans ce contexte la filiere
européenne est aujourd’hui économiquement plus
fragile, avec pour conséquence un accroissement
de son exposition a d'éventuelles tensions sur les
chaines d’approvisionnement mondiales.

Néanmoins, dans un contexte de crise énergétique et
d'accélération de la sortie des énergies fossiles, I'éo-
lien terrestre apparait comme une source d’énergie
incontournable (mature techniquement, et économi-
quement compétitive). Les Futurs énergétiques 2050
avaient ainsi mis en évidence la nécessité de conti-
nuer a développer I'éolien terrestre pour atteindre
les objectifs climatiques de la France en 2030 et en
2050. Ainsi, les controverses sur le développement
de I'éolien terrestre apparaissent aujourd’hui davan-
tage de nature politique qu’économique.

L'enquéte réalisée en 2022-2023 par IPSOS pour
RTE, plus de 30% des Francais ont une opinion néga-
tive de cette technologie, méme si le taux d‘opinion
positive reste supérieur au taux d’opinion négative.
D'autres enquétes d’opinion ont également mis en
évidence cette problématique avec une opinion qui
tend a se dégrader légérement ces derniéres années.
Dans ces conditions, il convient d'identifier si de
nouvelles modalités de déploiement pourraient per-
mettre d’améliorer I'acceptabilité, avec par exemple
un renforcement de la concertation et de la planifica-
tion du développement des parcs éoliens, I'enquéte
précitée ayant montré que ce type de dispositions
était de nature a améliorer la perception de la filiére
par les riverains. Dans le cadre de la consultation
publique, plusieurs acteurs ont en outre suggéré
qu’une répartition territoriale plus équilibrée serait

de nature a favoriser l'acceptabilité tout autant que
pour éviter la saturation du réseau dans certaines
zones. A ce titre, la définition des zones d’accéléra-
tion et d’exclusion de I'éolien terrestre prévues par la
loi APER pourrait jouer un role pour mettre une meil-
leure planification du développement de cette filiere.

Le discours prononcé par le président de la République
a Belfort en février 2022 a confirmé la volonté de
poursuivre le développement du parc éolien terrestre
tout en I'adaptant, en posant le principe d'un lissage
dans le temps de l'atteinte des objectifs de dévelop-
pement (avec la perspective d'un doublement de la
capacité pour 2050 au lieu de 2030). Cela traduit a
la fois une volonté de poursuivre le développement
mais également un ralentissement du rythme de
mise en service sur les prochaines années.

Ces annonces ne précisent pas la trajectoire ou les
points de passage au cours des prochaines années :
le rythme cible de déploiement de I'éolien terrestre au
cours de la prochaine décennie reste donc une ques-
tion ouverte, qui devra trouver une réponse dans la
prochaine programmation énergie-climat.

Le volume de projets éoliens terrestres en dévelop-
pement se maintient a un niveau élevé en France
depuis plusieurs années : autour de 10 GW de capa-
cités pourraient ainsi étre raccordées au réseau de
transport ou de distribution d’électricité au cours des
prochaines années. L'éolien devrait de plus bénéfi-
cier de certaines dispositions génériques de la loi
d'accélération des énergies renouvelables (défini-
tion de zones d'accélération, présomption de recon-
naissance de la raison d'intérét public majeur), dont
I'effet pourra étre mesuré en pratique.

Avec une durée de vie estimée entre 20 et 25 ans, les
premiéres machines installées dans les années 2000



sont concernées par la question de leur renouvelle-
ment (repowering) au cours de la prochaine décen-
nie. Les volumes de capacité concernés deviennent
ainsi significatifs a partir de la période 2025-2030,
représentant en moyenne pres de 800 MW par an.
Cette estimation dépend toutefois des choix des
exploitants de prolonger ou non leurs installations
(dans le cas ou celles-ci fonctionnent encore correc-
tement), le contexte actuel de prix hauts de I'électri-
cité sur les marchés pouvant les inciter a prolonger
plus longtemps leurs installations et a vendre |'élec-
tricité ainsi produite aux prix de marché.

En théorie, le repowering offre des perspectives
d’'accroissement de la capacité installée des parcs
éoliens en fin de vie en recourant a des éoliennes
plus récentes, plus grandes et donc plus puis-
santes, dans des zones ol la présence d’éoliennes
est généralement déja acceptée. Ceci doit per-
mettre d’augmenter la capacité de production des
parcs et/ou de réduire le nombre de mats instal-
Iés, I'équilibre a trouver pouvant étre dépendant
de la situation locale (perception des riverains,
niveaux de saturation et configurations des zones).
A titre d'exemple, les professionnels du secteur
proposent une approche territorialisée, favorisant
plutdt la réduction du nombre de mats dans des
zones denses en parcs éoliens pour limiter «|'effet
de saturation», et plutdt I'augmentation de capa-
cité dans des zones moins denses.

En France, le cadre réglementaire visant a faciliter
le renouvellement des parcs éoliens, en allégeant le
processus d'instruction et d‘autorisation environne-
mentale, fixe toutefois des limites en termes d’aug-
mentation du gabarit des éoliennes. Par ailleurs, des
enjeux de réglementation peuvent limiter les pers-
pectives d’augmentation de la taille des mats sur de
nombreux sites existants : plafonds aéronautiques,
contraintes liées aux radars, enjeux paysagers...

L'évolution du facteur de charge de I'éolien terres-
tre en France constitue un sujet de débat autour
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des scénarios prospectifs d’évolution du systéme
électriqgue. L'hypothése de référence considérée
dans les Futurs énergétiques 2050 consistait en
une relative stabilité du facteur de charge moyen
autour de 24% a long terme, en intégrant I'exis-
tence d’effets haussiers (amélioration des techno-
logies, augmentation de la taille des mats) mais
aussi d'effets contraires (plus fortes contraintes
sur la taille des mats en France que dans d’autres
pays, développement qui se tourne progressive-
ment vers des sites moins venteux).

Des analyses approfondies sur les installations
des derniéres années montrent que le facteur
de charge des installations éoliennes terrestres
a effectivement eu tendance a augmenter lége-
rement par le passé. Ainsi, entre des éoliennes
installées en 2009 et celles installées en 2017,
une augmentation d’environ quatre points de
facteur de charge moyen a pu étre observée sur
les années les plus récentes. En revanche, la
tendance a l'augmentation du facteur de charge
semble s’étre arrétée, le facteur de charge moyen
des nouvelles installations étant relativement
stable depuis 2017.

Au-dela de I'amélioration du facteur de charge
des nouvelles installations (qui restera limité au
regard des analyses présentées ci-dessus), le
renouvellement des anciennes installations couplé
aux mises en service de machines bénéficiant de
technologies plus récentes devrait entrainer une
hausse du facteur de charge du parc éolien fran-
cais. L'effet est toutefois difficile a anticiper préci-
sément, du fait de deux tendances antagonistes :
la progression des technologies d’une part et la
difficulté a trouver de nouveaux sites avec un trés
bon productible conjugué a la difficile acceptabi-
lité de l'installation de mats de grande hauteur
d’autre part.

Dans ce contexte et suite aux retours de la
consultation, RTE retient pour cette étude un fac-
teur de charge qui resterait autour de 24% sur
les horizons de court terme (2024-2027), puis
augmenterait progressivement, sous l'effet de la
mise en service de nouveaux parcs bénéficiant de
machines plus efficaces et des améliorations per-
mises par le repowering pour atteindre environ
26% a 2035.



Au-dela des facteurs météorologiques (vitesse
du vent, densité de l'air), les caractéristiques
techniques des turbines éoliennes exercent
une influence significative sur leur rendement.
En premiére approximation, I’évolution du fac-
teur de charge des éoliennes en fonction de
leur année d’installation peut étre considérée
comme découlant des améliorations technolo-
giques. Une analyse sur la base des données
de production du parc éolien en France (don-
nées RTE), montre une amélioration du fac-
teur de charge moyen au cours du temps.
Cependant, les facteurs de charge semblent
se stabiliser par la suite, voire diminuer
lors des derniéres années. Il faut noter que le

nombre d’années sur lequel porte I'analyse est
plus faible pour les éoliennes installées récem-
ment et que l'année d'installation est exclue
de l'analyse parce qu’elle est souvent caracté-
risée par un fonctionnement irrégulier (arréts
pour réglages, etc.). En conséquence, la qua-
lité du vent sur les dernieres années pése for-
tement sur le facteur de charge moyen pour
les éoliennes installées sur les années les plus
récentes. Ainsi, pour les éoliennes installées en
2020, la production est analysée sur les années
2021 et 2022, qui n‘ont pas été particuliere-
ment favorables. Pour les éoliennes installées
en 2021, la seule année de production considé-
rée est I'année 2022.

Evolution des facteurs de charge des parcs éoliens en fonction de leur année de mise en service
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Une note détaillée sur I'évolution du facteur de charge éolien sera publiée prochainement sur le portail Analyse et données de RTE



Il est possible de distinguer plusieurs périodes :
Le facteur de charge des éoliennes instal-
lées entre 2005 et 2008 ne dépasse pas
les 25% en moyenne annuelle sur la période
observée, méme lors d‘années particuliere-
ment favorables comme 2020. Les facteurs
de charge ne montrent pas de grandes varia-
tions au sein de ce groupe pour une année de
production donnée, du fait de technologies
relativement uniformes.

Le facteur de charge s'améliore ensuite
pour les éoliennes installées entre
2009 et 2014 voire 2017, toutes années
de production confondues. Il vaut en
moyenne 22,6 % pour les éoliennes ins-
tallées en 2009 contre prés de 25,2%

Le Bilan prévisionnel est fondé sur I'étude de trois
trajectoires différenciées :
une trajectoire basse (~0,7 GW/an), corres-
pondant a une division par deux du rythme de
ces derniéres années. Un tel rythme, main-
tenu sur 30 ans de maniére uniforme, condui-
rait a atteindre une capacité installée de 40 GW
(objectif du discours de Belfort) en 2050 ;
une trajectoire médiane, de prolongation
du rythme moyen des derniéres années
(de lI'ordre ~1,5 GW/an).
une trajectoire haute qui suppose une
accélération, proche des rythmes obser-
vés sur les années les plus favorables
(~2 GW/an).
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pour les éoliennes installées en 2014 et
26,7 % pour celles installées en 2017.
La tendance haussiere du facteur de charge
s’explique par des améliorations techno-
logiques significatives au cours de cette
période, notamment concernant la taille des
mats et le diameétre des rotors.

Le facteur de charge des éoliennes ins-
tallées sur les années les plus récentes
semble stagner ou diminuer, méme si la
disponibilité d'un nombre limité d’‘années
de production requiert d’interpréter avec
précaution la comparaison des facteurs
de charge moyens des éoliennes les plus
récentes avec ceux des plus anciennes.

Dans un environnement mondial dégradé (scéna-
rio «mondialisation contrariée»), les risques de
perturbation a court terme sur certains éléments
de la chaine d’approvisionnement pourraient affec-
ter le rythme d'installation dans les premiéres
années, voire plus durablement en l|'absence de
réaction européenne qui serait incapable de suivre
la demande. Inversement, le rythme d’installation
pourrait tendre vers celui de la trajectoire de réfé-
rence a partir de 2030 (1,5 GW/an) dans I'hypothése
d’une poursuite de la sécurisation technologique et
de l'autonomie sur les composants. Quoi qu'il en
soit la capacité installée a 2035 ne serait pas nota-
blement inférieure a celle envisagée en référence.

Le nombre de mats induit par les différentes trajec-
toires de développement de [|'éolien terrestre
retenues pour le Bilan prévisionnel dépendra de
I’évolution de la capacité unitaire des machines ins-
tallées en France au titre de la mise en service de
nouveaux parcs ou du renouvellement des installa-
tions existantes. L'augmentation de la taille unitaire



Trajectoires d’évolution de la capacité totale installée de la la filiére éolienne terrestre
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des turbines, la ol c'est possible, permettrait de
limiter le nombre de mats a construire pour un
méme objectif de capacité installée mais conduirait
a des éoliennes en moyenne plus grandes et poten-
tiellement plus visibles. Dans la trajectoire de réfé-
rence (rythme de 1,5 GW/an), la France pourrait
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ainsi compter entre 13.000 et 19.000 mats en
2035 (contre un peu moins de 10.000 aujourd’hui),
en fonction des options retenues sur la taille des
éoliennes : la configuration a 19.000 mats reposerait
sur une hypothése pessimiste de non-augmentation
de la taille des turbines par rapport a aujourd’hui
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tandis que la configuration a 13.000 mats corres-
pond a une augmentation moyenne de la taille des
mats suivant les standards les plus récents. Ceci
montre qu’un scénario de développement
soutenu de I'éolien terrestre, dans l'optique

Depuis quelques années, |'éolien en mer appa-
rait comme une technologie dont le déploiement
au large des cotes francaises est encouragé pour
atteindre les objectifs énergie-climat. L'éolien
posé a bénéficié d’'une baisse des colits et d’un
passage a l’échelle industrielle qui en font désor-
mais une technologie compétitive (s’agissant en
particulier de I'éolien posé). La chaine de valeur
de I’éolien en mer est par ailleurs relativement
bien présente en France avec plusieurs usines de
production de pales et de nacelles et un chan-
tier naval assurant la construction et I'assemblage
des postes électriques en mer. Elle bénéficie ainsi
d’un soutien politique assez marqué, méme si les
conflits d'usages avec d’autres usages de la mer
(notamment la péche, le tourisme, le paysage, le
transport, les contraintes militaires) ou encore les
enjeux de préservation de la biodiversité marine
constituent des points d’attention récurrents.

L'objectif fixé par le discours de Belfort consiste
a développer une cinquantaine de parcs repré-
sentant une capacité d’environ 40 GW d’éolien en
mer d’ici 2050. Au-dela du discours de Belfort, le
pacte éolien en mer signé entre I'Etat et la filiere
prévoit un objectif intermédiaire de 18 GW d’ins-
tallations mises en service en 2035. Cet objectif
apparait vu d’aujourd’hui ambitieux dans la
mesure ou il nécessite de passer de 4 GW
(enveloppe des projets correspondant aux
AO 1 a 3) a 18 GW en service en l'espace d'a
peine cinq ans, entre 2030 et 2035.
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de renforcer la souveraineté énergétique en
réduisant l'utilisation des fossiles, peut étre
compatible avec une progression contenue
du nombre de mats au cours des prochaines
années (de I'ordre de +30% d’ici 2035).

La filiere de I'éolien en mer a connu une étape
importante au cours de l'année 2022 avec la
mise en service du premier parc commercial a
Saint-Nazaire, d’une capacité de 0,5 GW, dix ans

Parcs et projets éoliens en mer en France
au 31 décembre 2022

>rDunkerque 600 MW

l ﬁmeppe 500 MW
Fécamp 500 MW
C

ourseulles-sur-Mer 450 MW
Saint-Brieuc 500 MW

l Saint-Nazaire 480 MW
Yeu-Noirmoutier 500 MW

P

1

|
|
l PACA 250 + 500 MW

Occitanie 250 + 500 MW
>]‘ Eolien posé AO1 et AO2
Eolien posé AO3
| Eolien posé AO4 - AO8
| Eolien posé AO7

[ Eolien flottant AO5 (et extensions)
>r Eolien flottant AO6 (et extensions)
| Eolien flottant, fermes pilotes



apres l'attribution des premiers appels d’offres
dits «AO1». D'autres parcs éoliens en mer prévus
dans le cadre des AO1 et AO2 devraient également
étre mis en service en 2023 et dans les prochaines
années.

Malgré un potentiel important, la France reste en
retard sur le développement de I|'éolien en mer
par rapport a certains pays voisins, comme en
témoigne la comparaison avec les capacités ins-
tallées au Royaume-Uni (prés de 13 GW) ou en
Allemagne (8 GW).

A ce stade, seuls les parcs éoliens en mer corres-
pondant aux AO1 a 3 et trés récemment I’AO4 ont
été attribués tandis que les projets des AO5 a 8
(environ 5 GW avec les extensions) sont prévus
a court terme. Plusieurs difficultés sont remon-
tées par les parties prenantes, telles que le besoin
de visibilité, les conflits d’usages avec d’autres
usages de la mer (notamment péche ou tourisme)
ou encore les enjeux de préservation de |'environ-
nement. En particulier, les réserves soulevées ont
porté principalement sur la facade atlantique et les
projets d’éolien flottant en Méditerranée, avec des
enjeux spécifiques sur la biodiversité.

D’ici a 2030, il semble raisonnable dans le cadre
de I'exercice du Bilan prévisionnel d’envisager que
seuls les projets issus des AO 1 a 3 et des appels
d’offres expérimentaux de I'éolien flottant, a hau-
teur de 4 GW environ, seront en service.

Au cours des derniéres années, I'éolien en mer
s’est largement développé en Europe, en particu-
lier en mer du Nord, dans des zones ou les fonds
marins sont globalement peu profonds.

La nature des coOtes frangaises ainsi que les enjeux
d’'acceptabilité motivent le recours aux technolo-
gies flottantes afin de développer des parcs a dis-
tance des cotes et/ou en eau plus profonde. C'est
dans ce cadre que I'’ADEME avait lancé, en 2016,
un appel a projets portant sur le développement
de parcs éoliens expérimentaux basés sur cette

technologie. Trois des projets pilotes identifiés sont
aujourd’hui en cours de construction et doivent
permettre de démontrer la viabilité technique et
économique de cette filiere avec des mises en
service prévues en 2023 et 2024. Un peu moins
de 1 GW de capacité déolien flottant fait I'objet
des AO5 (parc de 250 MW au sud de la Bretagne
a attribuer début 2024) et AO6 (deux parcs de
250 MW chacun en Méditerranée, a attribuer cou-
rant 2024) lancés dans le cadre de la seconde PPE
avec des mises en service annoncées aprés 2030.
Des extensions ultérieures de 500 MW autour de
chacun de ces parcs sont également prévues.

Si la part de projets en technologie flottante devrait
rester marginale a I’horizon 2030 (limitée aux pro-
jets expérimentaux), cette technologie constitue
I'un des leviers identifiés pour accélérer le dévelop-
pement ultérieur de la filiere et atteindre les objec-
tifs ambitieux du pacte éolien malgré des co(its de
développement plus élevés.

La perspective d'accélération trés forte nécessite
d’identifier les conditions et les jalons permettant
de suivre et d'assurer I'atteinte des objectifs.

En particulier, la planification de I'arrivée des parcs
éoliens en mer, et du raccordement associé dans
I'espace et dans le temps, fait I'objet de demandes
réguliéres de la part des acteurs du secteur et de
RTE. La loi d’accélération des énergies renouve-
lables prévoit a ce titre un travail de planification et
de cartographie spécifique d'ici 2024, mené avec
|'ensemble des parties prenantes et pour chacune
des facades maritimes. Cet exercice permettra
d‘identifier précisément les zones les plus propices
pour le développement de nouveaux parcs au cours
de la prochaine décennie et de mieux maitriser
les délais des étapes administratives notamment



Calendrier de développement de I’éolien en mer

2020 2023 2030 2035
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Saint-Brieuc (AO1) 2012 (V]
Courseulles-sur-Mer (AO1) | € 2012
Dieppe — Le Tréport (AO2) 2014
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De nouveaux appels
d’offre a lancer dont
les jalons ne sont pas
encore connus

PPE3 horizon 2035

- & La réussite de cette étape : un enjeu incontournable pour

|'atteinte du pacte éolien

Nécessité de séquencer les arrivées des
projets entre 2033 et 2035 : contraintes
d‘approvisionnement, de ressources

Désignation du lauréat
Décision ministérielle

(débat public, appels d’offres, permis). Elle don-
nera également de la visibilité aux acteurs indus-
triels et territoriaux et de facilitera I'intégration au
réseau national.

En outre, I'accélération du développement de |I'éo-
lien en mer doit s'accompagner d’'une montée en
cadence industrielle, d’'une part pour la fabrication,
|'assemblage et la pose des éoliennes mais aussi
d’autre part pour la fabrication et la pose des cables
et des postes électriques pour le raccordement au
réseau. Le développement ambitieux visé requiert
donc une bonne disponibilité des outils industriels
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Phase de construction et de raccordement
B Débats publics par fagade maritime

B Projets dont tous les jalons ne sont pas encore connus
Projets de la PPE 3 - durée indicative avant mise en service

(turbines, bateaux, cables, chantiers navals) et de
main d’ceuvre qualifiée dans un contexte de crois-
sance forte des projets en Europe, de dépendance
marquée sur certains composants clés (aimant
permanent) et de concurrence des fournisseurs
chinois.

L'atteinte du pacte éolien nécessitera par consé-
quent un effort de planification renforcé s'appuyant
sur la standardisation, la massification et la simpli-
fication dans les procédures d’appels d’offres.



Pour traduire les incertitudes qui pésent sur le
développement ambitieux de la filiere, RTE a
retenu plusieurs trajectoires :

D’ici a 2030, une hypothése de mise en service

limitée aux projets déja en développement soit

~4 GW,

Aprés 2030, trois trajectoires différenciées :

- La trajectoire haute se fonde sur une
inflexion rapide permettant d’atteindre
I'objectif de 18 GW en 2035 fixé dans le
pacte éolien en mer. Cette trajectoire intégre
une part importante d’éolien en technologie
flottant (prés de 6 GW). Elle requiert le lance-
ment rapide des appels d’offres.

- Deux autres trajectoires plus prudentes
sont également étudiées (10 GW et 15 GW
en 2035) : elles intégrent des retards plus ou
moins importants sur la publication et I'attri-
bution des nouveaux appels d’offres notam-
ment, et une part plus faible de projets en
technologie flottante.

Dans le contexte de mondialisation contrariée,
si les projets déja en développement ne sont
pas remis en cause, des difficultés économiques
(financement, raccordement) pourraient impacter
des projets de la PPE 2 et rendre plus incertains
les projets ultérieurs affectant fortement la capa-
cité a 2035 (entre 7 GW et 13 GW en service en
2035).

Trajectoires retenues pour le développement de I’éolien en mer
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La réalisation des trajectoires médianes et hautes
présentées ci-avant sur les filieres photovoltaique,
éolien terrestre et maritime en France conduirait a
un rythme moyen d’installation de 7 a 10 GW de
capacités renouvelables supplémentaires chaque
année entre aujourd’hui et 2035, et jusqu’a 12 GW
en moyenne sur la période 2030-2035 avec la
montée en puissance de |'éolien en mer. C'est
plus que les 5 GW réalisés en 2022, eux-mémes

significativement supérieurs au rythme moyen de
3 GW/an mis en service entre 2017 et 2022. Ces
projections correspondent au rythme déja atteint
sur la période 2017-2022 par les autres Etats
européens.

Cette accélération apparait cohérente dans sa
structure avec celle envisagée par nos voisins mais
demeure plus modeste quant a son rythme.

Rythmes de développement historiques (2017-2022) et projetés dans le scénario «A-ref»

pour la France et ses voisins
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Les énergies marines recouvrent les technologies
permettant de produire de I’électricité grace aux
flux naturels d’énergie des courants, des marées ou
encore des vagues, exploités dans différents types
d’installations (hydroliennes, usines marémotrices,
installations houlomotrices, énergie osmotique...).
Exception faite de I'usine marémotrice de la Rance,
la production d’électricité par ces différentes tech-
nologies est aujourd’hui pour l'essentiel au stade
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de démonstrateurs ou limitée par des enjeux envi-
ronnementaux. Par ailleurs, la PPE actuellement en
vigueur ne prévoit pas de soutien financier pour
le développement de parcs d’énergies marines
commerciaux.

Parmi ces différentes technologies, la filiere hydro-
lienne est celle qui a fait I'objet de projets les plus
avancés avec une volonté récurrente de certains



acteurs d’exploiter le potentiel dont dispose la
France, notamment au niveau du Raz Blanchard
(Manche) qui présente un des courants marins
les plus puissants au monde. En juillet 2023, la
ministre de la Transition énergétique a finale-
ment annoncé un soutien a l'investissement dans
un projet pilote au large du Raz Blanchard, pour
une ferme hydrolienne d’une capacité envisagée
de 17,5 MW. Ce premier soutien vise a consolider
une filiere industrielle francaise de I’'hydrolien et

La filiere bioénergies est constituée de groupes ther-
miques fonctionnant avec des combustibles d’origine
renouvelable. Elle comprend des installations produi-
sant de I'électricité a partir de biomasse solide (bois,
paille, etc.), de déchets (ménagers et papeterie) et
de biogaz pour les unités de méthanisation qui ne
peuvent pas se raccorder au réseau de gaz.

Cette filiere représente aujourd’hui un peu plus
de 2 GW de puissance installée, qui se répartit
approximativement en 950 MW pour l'incinération
des déchets ménagers et de papeterie, 680 MW
pour la biomasse solide et 540 MW pour le biogaz.

pourrait ouvrir la voie a l'inscription de cette tech-
nologie dans la prochaine PPE.

Sans préjuger de la capacité a accélérer le déploie-
ment de cette filiere, une approche prudente est
toutefois retenue pour le Bilan prévisionnel 2023,
en considérant que le développement des éner-
gies marines a |'horizon 2030-2035 demeure
marginal et limité a quelques projets pilotes ou
expérimentaux.

La capacité installée de la filiére a peu évolué ces
derniéres années, avec une progression cumulée
sur les trois derniéres années de 100 MW.

Le fonctionnement de ces installations cor-
respond essentiellement a une production
«en base » tout au long de I'année, pour une
capacité «garantie>» supérieure a 1 GW. En
2022, la production de la filiere a été de 10,6 TWh
soit un facteur de charge moyen de l'ordre de 50 %
pour l'ensemble de la filiere. La production ne
dépend a priori que faiblement du prix de |'élec-
tricité, le combustible est donc brilé de maniere

Evolution de la puissance installée de la filiére bioénergies (vision au 31/12 de I'année)
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fatale quel que soit le niveau de tension sur I'équi-
libre offre-demande. En cela, le fonctionnement
apparait ici tres différent des autres unités ther-
miques pilotables.

Dans un contexte de contrainte sur le potentiel de
biomasse, les récents exercices de programmation
énergétique (PPE et SNBC de 2020 et travaux de
révision en cours) conduisent a favoriser I'utilisa-
tion de la biomasse pour d'autres usages énergé-
tiques que la production d’électricité : biométhane
en injection directe dans les réseaux gaziers, bio-
masse solide pour la production directe de chaleur
dans l'industrie et pour le chauffage des batiments,
valorisation d’autres matiéres pour la constitution
de biocarburants, etc.

En particulier, concernant le biogaz, la PPE pré-
voit ainsi un développement de la méthanisation
principalement pour de l'injection dans les réseaux
gaziers (et non pour la production d’électricité) et
intégre ainsi une hausse limitée de la capacité de
production électrique a partir de biogaz d’environ
25 MW par an sur I'ensemble de la période cou-
verte, essentiellement pour les unités éloignées du
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réseau de gaz existant et ne pouvant donc fonc-
tionner en injection directe.

Finalement, compte tenu des priorités poursuivies
par les pouvoirs publics en matiére d’utilisation de
la biomasse énergie, RTE retient dans le Bilan pré-
visionnel un développement tres limité : environ
25 MW par an de centrales au biogaz d’ici a 2030
puis une stabilisation du parc biogaz.

En revanche, pour favoriser [|'équilibre offre-
demande et la sécurité d'approvisionnement, de
nouvelles unités thermiques fonctionnant avec des
combustibles décarbonés (dérivés de bois, hydro-
géne, biométhane, méthane de synthése) pourront
étre nécessaires a long terme (voir I'analyse pré-
cise du besoin en capacités thermiques pilotables
dans le chapitre 6). Dans le cas ol ces unités fonc-
tionneraient avec des combustibles issus de la bio-
masse, il s'agira d’identifier les conditions (durées
de fonctionnement limitées, etc.) permettant de
limiter la pression sur l'utilisation de la biomasse.
Les options existantes pour le développement du
thermique décarboné sont décrites dans le para-
graphe 3.4.7 du chapitre.



3.3 Le nucléaire : pour la prochaine décennie,
un enjeu principalement sur la maximisation
de la production du parc existant

Le parc nucléaire en exploitation comporte 18 cen-
trales rassemblant 56 réacteurs, pour une puis-
sance totale installée de 61,3 GW.

La disponibilité du parc nucléaire au cours des années
a venir constitue un point d'attention majeur, notam-
ment pour ce qui concerne la maitrise des durées des
arréts longs (visites décennales, visites partielles),
et la gestion dans la durée des conséquences des
problémes de corrosion détectés depuis fin 2021. Par
ailleurs, des incertitudes demeurent sur le calendrier
et le rythme de la transition vers un fonctionnement
nominal pour I'EPR de Flamanville.

Le discours de Belfort de février 2022 constitue
une mise a jour importante de la doctrine frangaise

Parc nucléaire au 31 décembre 2022
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relative au parc électronucléaire. Alors que la PPE
actuellement en vigueur prévoit encore - dans
I'attente de son actualisation - la fermeture
d’une douzaine de réacteurs (en plus de ceux de
Fessenheim) d’ici 2035 pour atteindre I'objectif
de 50% de nucléaire dans le mix électrique, les
annonces du président de la République en février
2022 reposent sur :
un principe de prolongation de la durée d’exploi-
tation des réacteurs nucléaires existants, dés
lors que leur fonctionnement est compatible
avec les normes de s(ireté en vigueur ;
le lancement du renouvellement du parc, avec
un premier programme de nouveaux réacteurs
nucléaires de type EPR 2 (six réacteurs pour de
premiéres mises en service visées a |’horizon
2035), éventuellement suivi de la construction
de huit réacteurs supplémentaires a mettre en
service d’ici 2050 ;
le lancement d’un appel a projets soutenu finan-
cierement par France 2030 pour faire émerger,
notamment, des petits réacteurs modulaires
(SMR).

Cette nouvelle orientation a trouvé une premiere
traduction dans la loi relative a l'accélération du
nucléaire, adoptée par le Parlement en mai 2023.
Celle-ci vise a simplifier les procédures pour la
construction de nouveaux réacteurs nucléaires ainsi
que la procédure de réexamen périodique des réac-
teurs agés de plus de 35 ans. Elle supprime le pla-
fond de 63,2 GW pour la puissance installée du parc
nucléaire (introduit par la loi pour la transition éner-
gétique et la croissance verte - LTECV - de 2015)
ainsi que l'objectif de ramener la part du nucléaire
dans la production d’électricité a 50 % (objectif fixé
a 2025 par la LTECV, puis repoussé de dix ans dans
la loi énergie-climat de 2019). Le principe de lan-
cement d'un programme de nouveaux réacteurs
nucléaires, désormais acté par le Gouvernement,
pourrait étre inscrit dans la prochaine loi de pro-
grammation énergie-climat (LPEC).



Au-dela de I’évolution du parc installé, I'enjeu
au cours des prochaines années consistera a
retrouver des niveaux de disponibilité et de
production du parc existant supérieurs a ceux
des derniéres années. Les défis et incertitudes
détaillés par la suite conduisent a retenir une
trajectoire centrale prudente atteignant envi-
ron 360 TWh de production a I’horizon 2030-
2035 (y compris EPR de Flamanville).

Un probléme de corrosion sous contrainte
sur certains réacteurs qui allonge les arréts
programmeés a court terme

Fin 2021, EDF a détecté, lors de la deuxiéme visite
décennale du réacteur n°1 de Civaux, un endom-
magement d’'une portion de tuyauterie sur les
lignes du circuit d’injection de sécurité (RIS)'?,
entrainant un plan de contréle sur I'ensemble du
parc nucléaire et donc a des mises a l'arrét préven-
tives. Ces problémes de corrosion sous contrainte
(CSC) ont fortement impacté la disponibilité du
parc existant sur I'année 2022, avec une produc-
tion qui a atteint 279 TWh, son plus-bas historique,
et continueront de I'affecter @ minima sur les trois
prochaines années.

Les controles et analyses réalisés par EDF ont mis
en évidence une plus forte sensibilité des paliers
N4 et P'4 au phénomeéne de CSC. Ainsi, depuis jan-
vier 2023, EDF intégre de fagon systématique des
contréles de CSC dans sa stratégie de maintenance
programmée, en différenciant les opérations selon
le type de réacteurs :

Des perspectives d’aller au-dela pour retrou-
ver des niveaux de production annuelle
proches de 400 TWh sont également pos-
sibles et étudiées dans le cadre du Bilan pré-
visionnel mais conditionnées a différentes
évolutions favorables. Ce type de configura-
tion serait de nature a faciliter la couverture des
besoins d’électricité pour la réindustrialisation et la
décarbonation.

Palier N4 (1450 MW) : les opérations de répara-
tion sont terminées ;

Palier P4 (1300 MW) : EDF procéde en 2023
au remplacement préventif complet des tuyau-
teries affectées par le phénoméne de CSC
(arréts d’une durée prévisionnelle de prés de
six mois) ;

Palier P4 (1300 MW) : EDF prévoit un arrét
entre 2023 et 2025 pour contrdle et réparations
éventuelles (avec risque de prolongation pour
une durée totale de 160 jours) ;

Palier 900 MW : EDF ménera des controles au
cours des prochaines visites partielles ou décen-
nales et anticipe un risque de prolongation de
I'ordre de 30 jours sur la moitié des arréts pro-
grammés en 2023 et 2024

En mars 2023, la découverte d’une fissure située
a proximité d'une soudure doublement réparée,
c’est-a-dire ayant fait I'objet de reprises lors de la
construction du réacteur, sur une branche chaude
du RIS du réacteur 1 de la centrale de Penly, a
conduit EDF a compléter sa stratégie de réparation
en étendant le périmétre des controles a réaliser
sur les arréts déja programmés. Parmi I'ensemble
des soudures a controler, 90% des soudures les
plus prioritaires seront controélées d’ici fin 2023, et
le reste sera effectué lors d'arréts prévus en 2024
et en 2025

Le circuit d’injection de sécurité (RIS) permet, en cas d’accident causant une bréche importante au niveau du circuit primaire du réacteur, d'introduire de
I’'eau borée sous pression dans celui-ci. Le but de cette manceuvre est d’étouffer la réaction nucléaire et d’assurer le refroidissement du coeur.

https://www.edf.fr/groupe-edf/ambition-neutralite-co2-pour-edf-a-I-horizon-2050/optimisation-et-trading/listes-des-indisponibilites-et-des-messages/

liste-des-messages?code=edf-2022-00396

https://www.edf.fr/groupe-edf/agir-en-entreprise-responsable/notes-dinformation
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Au-dela du traitement priorisé des circuits RIS/
RRA** des paliers P'4 et P4 et des soudures «répa-
rées», I'ASN a notamment adressé diverses
recommandations sur le traitement d’autres cir-
cuits considérés a date comme moins sensibles
(notamment des coudes de circuit primaire, des
lignes de diameétre inférieur a six pouces, ou des
tuyauteries d’injection de sécurité de six pouces du
palier 900)*°. RTE surveille ainsi les derniers déve-
loppements pour adapter au fil de I'eau la modéli-
sation de la disponibilité du parc dans les études de
sécurité d'approvisionnement.

En complément, un grand nombre de visites

décennales programmées sur les prochaines
années qui impactent elles aussi le niveau de
productible a court terme

Le planning de maintenance du parc nucléaire
sur les cing prochaines années prévoit un nombre
important de visites décennales (VD), en particu-
lier pour les réacteurs du palier 900 MW les plus
anciens. Ces arréts pour maintenance donneront

lieu a des chantiers importants nécessaires a la
prolongation de ces réacteurs au-dela de 40 ans.

Ces chantiers sont parfois programmés a I’'occasion
d’arréts ayant lieu aprés la visite décennale. Ainsi,
méme si le programme de VD4 du palier 900 MW
engagé ces derniéres années s’'est déroulé sans
aléa majeur (hors contrdles CSC mais n’‘ayant pas
révélé de fragilité particuliére sur ces réacteurs), la
densité des chantiers industriels a mener au cours
des prochaines années incite a des prudences sur
la tenue du planning d’arréts programmés et sur
I’évolution du productible annuel a I'horizon 2025.

Une augmentation progressive et prudente
du productible d’ici 2026 intégrée dans la
modélisation du Bilan prévisionnel

Sur I'horizon des cing prochaines années, les
analyses du Bilan prévisionnel s’appuient sur des
hypothéses de disponibilité détaillées en fonction
des réacteurs et des catégories d’arrét. La modéli-
sation intégre par ailleurs un taux d’arréts fortuits

Disponibilité prévisionnelle du parc nucléaire de deuxieme génération pour I'hiver 2024-2025
et évolution de la puissance moyenne disponible en janvier sur les hivers a venir
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et des baisses de puissance cohérentes avec les
données historiques et différenciées par hiver.
Cette modélisation permet d’évaluer la situation
spécifique de chacun des prochains hivers en fonc-
tion des arréts de réacteurs planifiés, ainsi que les
conséquences liées aux éventuels allongements
darréts tels qu’observés historiquement. RTE
se fonde sur les dates prévisionnelles des visites
décennales (déclarées publiqguement par I'exploi-
tant pour les trois années a venir et transmises a
RTE dans le cadre du contrat de gestion prévision-
nelle pour les arréts planifiés a cing ans), ainsi que
sur le rejeu d'années présentant une disponibilité
du parc particulierement faible comme 2022-2023,
en tant que stress test.

Les retours de la consultation confortent RTE dans
cette approche et confirment notamment l'intérét de
rejeux de situations historiques de tres faible dispo-
nibilité du parc, @ minima en tant que stress test.

A court terme, RTE intégre le risque de prolonga-
tion d'arrét d{i aux problémes de corrosion sous
contrainte sur les paliers concernés sous la forme
d'un accroissement des durées d'arrét en espé-
rance pour la période 2023-2025. Ces accroisse-
ments sont calés de maniére cohérente avec les
enveloppes de productible - en net retrait par
rapport aux productibles historiques - annoncées
le 15 septembre 2022 par EDF pour 2023 (300-
330 TWh) et 2024 (315-345 TWh).

Les chroniques de disponibilité du parc de deu-
xiéme génération intégrent ainsi une dispersion
liée aux tirages probabilistes d’'allongements d'ar-
réts planifiés et d'arréts fortuits. Cette disper-
sion est élargie vers le bas par l'intégration de
quelques rares chroniques (environ une fois tous
les 20 ans) rejouant la faible disponibilité observée
sur mi 2022 - mi 2023. Ces chroniques ont été
retraitées en supprimant les arréts et baisses de
productions programmés de maniére opportuniste
(généralement pour raison économique), a l'initia-
tive de I'exploitant (notamment ceux entourant les
vacances de Noél 2022).

Etat des installations du cycle du combustible
Dans son dernier rapport sur l'état de la s(reté
nucléaire et de la radioprotection en France'®, 'ASN
a exprimé sa préoccupation a propos de fragilités
sur les usines de l'aval du «cycle du combustible».
Différents projets sont en cours pour remédier a ces
difficultés. Ainsi, méme si la perspective d’une inter-
ruption du cycle du combustible nucléaire qui serait
susceptible d'affecter la disponibilité du parc nucléaire
n‘est pas strictement écartée par I'ASN, les éléments
communiqués a ce stade par I’ASN ne permettent pas
de caractériser la probabilité d'un tel événement.

Au cours des toutes prochaines années, le parc
actuel sera complété d’'un réacteur supplémen-
taire de type EPR sur le site de Flamanville. Dans
son communiqué de presse du 16 décembre 2022,
EDF a annoncé un décalage de six mois supplé-
mentaires imputable au nouveau procédé de trai-
tement de certaines soudures et prévoit désormais
le chargement du réacteur au 1° trimestre 2024.

Au-dela de la date de mise en service du réac-
teur, plusieurs incertitudes demeurent sur sa
disponibilité au cours des premieres années de
fonctionnement :
d‘une part, la mise en service d'un tel réacteur
est généralement suivie d'une phase de dispo-
nibilité partielle pendant laquelle le réacteur
monte progressivement en puissance ;
d’'autre part, un premier arrét du réacteur, d'une
durée proche de trois mois, est généralement
mené deux ans aprés le début de la phase de
chargement du combustible afin de réaliser la
premiére visite compléte ;
enfin, suite a lavis de I'Autorité de slreté
nucléaire (ASN) du 10 octobre 20177, I'exploi-
tant s’est engagé a réaliser le changement du
couvercle de la cuve, un chantier d’'une durée
estimée par l'exploitant de 4,5 a 9,5 mois

https://www.asn.fr/I-asn-informe/actualites/rapport-de-I-asn-sur-I-etat-de-la-surete-nucleaire-et-de-la-radioprotection-en-france-en-2022
https://www.asn.fr/Informer/Actualites/Reacteur-EPR-de-Flamanville-I-ASN-rend-son-avis
https://www.edf.fr/sites/default/files/contrib/production-nucleaire/2017/Juillet/2017-07-05_anccli_scenarios-alternatifs.pdf
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Modélisation de la disponibilité de I'EPR de Flamanville hors aléa, en supposant le chargement

du combustible fin T1-2024
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initialement prévue fin 2024. Le 17 mai 2023,
I’ASN a autorisé*” I'utilisation du couvercle actuel
jusqu'au premier arrét pour rechargement, étant
donné les reports successifs de la date de mise
en service du nouveau réacteur. ASN précise
toutefois que, «dans le cas ol le projet subirait a
nouveau un retard important, I'exploitant devra
réexaminer la possibilité de remplacer le cou-
vercle avant la mise en service du réacteur. »

Dans ces conditions, I'hypothése retenue par
RTE s’agissant de la mise en service de I'EPR de
Flamanville considére une montée en charge pro-
gressive sur le 2¢ semestre 2024, puis une période
de fonctionnement jusqu‘au second semestre
2025, suivi d’un arrét de six mois pour change-
ment de couvercle et rechargement, assortie d’'un
risque de prolongation analogue a celui d’une visite
partielle. La chronique de puissance moyenne dis-
ponible est illustrée sur la figure ci-dessus. L'EPR
n‘atteindra donc un fonctionnement nominal que
d’ici quelques années.

T4 Tl T2 T3 T4 T1 T2

Le planning des arréts de tranche évolue régulie-
rement au gré d'ajustements de plannings réali-
sés par |'exploitant, mais I'essentiel des opérations
de maintenance et controles a réaliser forme un
volume de travaux incompressible.

Il est toutefois possible que les contréles liés a
la CSC prévus en 2024 et en 2025, portant sur
des portions considérées comme moins sensibles,
n‘impactent pas le planning d’arréts autant que les
prudences évoquées plus haut ne le suggeérent. En
outre, le taux de fortuit et/ou la durée d'allonge-
ment moyenne des arréts planifiés pourrait éga-
lement s’avérer plus favorable qu’escompté. Dans
ce cas, la disponibilité du parc nucléaire sur les
prochains hivers pourrait atteindre des niveaux
plus élevés que dans la trajectoire de référence.

L’ASN autorise I'utilisation du couvercle de la cuve du réacteur EPR - 19/05/2023 - ASN



A linverse, un certain nombre d'aléas supplé-
mentaires pourraient conduire a une moins bonne
disponibilité du parc nucléaire. D'une part, les
controles CSC planifiés pourraient donner lieu a
de nouveaux travaux de réparation, dégradant
ainsi les perspectives de sortie de crise. D'autre
part, 'EPR de Flamanville pourrait voir sa date

Comme mentionné ci-dessus, le parc nucléaire de
seconde génération devrait étre complété dans les
prochaines années par la mise en service de I'EPR
de Flamanville, représentant une production sup-
plémentaire attendue a terme d’environ 11 TWh
par an

Au-dela de I'EPR de Flamanville, I'engagement
de la construction de nouveaux réacteurs dans le
cadre du programme NNF ne devrait conduire a de
nouvelles mises en service qu’au-dela de I’horizon
2035. Ainsi, le rapport des travaux sur le nouveau
nucléaire publié par le Gouvernement en février
2022 mentionne des premieres mises en service
d’EPR2 a partir de 2036-2037.

En complément de la technologie EPR, le président
de la République a également annoncé un soutien
d’un milliard d’euros a la filiere SMR (dont le projet
Nuward). Au cours de la prochaine décennie, |'ob-
jectif sera surtout d’en développer un prototype.

Dans le cadre de la consultation publique, les
répondants partagent ainsi largement |'impossibi-
lité de disposer de nouveaux réacteurs nucléaires
commerciaux (EPR et SMR) avant 2035.

de mise en service retardée. Enfin, d'autres aléas
nouveaux sur le parc pourraient induire des arréts
supplémentaires. L'impact de ces incertitudes a
la baisse sur le diagnostic de sécurité d’appro-
visionnement a court terme est présenté dans
le chapitre 6.

Les orientations affichées par le président de la
République dans le discours de Belfort et confir-
mées depuis intégrent la volonté de prolonger
I'exploitation des réacteurs actuels dés lors que
ceux-ci répondent aux normes de slreté définies
par I’ASN. La loi d’accélération du nucléaire inclut
en complément des dispositions visant a simplifier
la procédure de réexamen périodique des réac-
teurs agés de plus de 35 ans. D'ici 2035, le défi
sera notamment de s’assurer de la prolongation
des réacteurs les plus anciens (palier 900 MW)
au-dela de 50 ans.

Ces perspectives de prolongation de |I'ensemble
des réacteurs nucléaires sont toutefois condi-
tionnées a des niveaux de slreté conformes aux
standards définis par I'ASN et donc a la capa-
cité industrielle de I'exploitant a réaliser, le cas
échéant, ces travaux de prolongation. Le cycle de
cinquiémes visites décennales - qui concernera
22 réacteurs de 900 MW d'ici 2035 puis les pre-
miers réacteurs de 1300 MW a I’'horizon 2037 -
permettra ainsi a I'ASN de juger de la possibilité
de telles prolongations au regard des enjeux de
slireté.

Selon une hypothése normative de Kd (coefficient de disponibilité) de 84 % et de Ku (ratio d’utilisation) de 93 %
https://www.asn.fr/lI-asn-controle/reexamens-periodiques/reexamens-periodiques-pour-les-centrales-nucleaires
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Les incertitudes sur la capacité a réaliser l'en-
semble de ces travaux ont été pointées par de nom-
breux répondants dans le cadre de la consultation
publique sur les hypothéses du Bilan prévisionnel.

Par ailleurs, le 14 juin 2023, I'ASN a publié un avis
sur le sujet : celui-ci confirme que la prolongation
des réacteurs au-dela de 50 ans présente encore des
incertitudes pour certains réacteurs. Ce document
met par ailleurs en évidence deux sujets nécessi-
tant des analyses prioritaires de la part d’'EDF :

la résistance mécanique de certaines portions

des tuyauteries principales du circuit primaire

de cing réacteurs, appelées «coudes E» ;

la prise en compte, pour les réacteurs de la cen-

trale nucléaire de Cruas, du retour d’expérience

du séisme survenu au Teil le 11 novembre 2019.

En fonction de l'issue des études, jusqu’a neuf
réacteurs seraient ainsi susceptibles d’étre arré-
tés avant 50 ans dans le cas le plus défavorable,
dont huit d’ici I'horizon 2035. Parmi eux, les quatre
réacteurs de Cruas sont concernés par des ques-
tions de résistance sismique et avec donc un risque
d'arrét prématuré pouvant intervenir de maniere
indépendante du calendrier de visites décennales.

En décembre 2021, face a la baisse de disponibilité
constatée ces derniéres années sur le parc nucléaire
et a la suite de la découverte de phénoménes de
corrosion sous contrainte sur certains réacteurs, la
ministre de la Transition énergétique a commandé
un audit «indépendant sur la maitrise industrielle
et l'optimisation des arréts de réacteurs, afin de
renforcer la disponibilité du parc nucléaire a moyen
terme®*». Les conclusions de ce rapport d'audit*,
publié en juin 2022 prévoit six recommandations.

Certaines, comme le besoin d’appui complémentaire
en matiere de conduite de changement et d’assis-
tance des sites, s‘articulent avec le programme de
transformation managérial «START 2025» engagé
par EDF depuis quelques années.

Outre les six recommandations principales, le
rapport d’audit estimait que «/e benchmark inter-
national, méme s’il n‘est pas directement trans-
posable montre qu’il a été possible a de nombreux
exploitants nucléaires de mettre ce processus sous
contréle ». Dans ces conditions, la mise en ceuvre
plus ou moins poussée de ces six leviers devrait
aboutir dans les années a venir a un redresse-
ment du productible nucléaire, dont la dyna-
mique et I'ampleur restent toutefois empreintes
d’incertitudes.

Suite a une demande du gouvernement, EDF étu-
die la piste d’'une augmentation de la capacité des
centrales existantes, évoquée notamment dans sa
réponse a la consultation.

Par le passé des augmentations de puissance

nominale ont déja été mises en ceuvre par EDF :
sur les quatre réacteurs du palier N4, faisant
passer leur puissance électrique nominale nette
(aprés consommation des auxiliaires) de 1450 a
environ 1500 MW, soit +3,4% ;
ainsi que sur neuf des dix-huit réacteurs du
palier CP1, en optimisant le turbo-alternateur,
(sans augmenter la puissance thermique du
réacteur), ce qui a permis de gagner environ
35 MW par réacteur.

Par ailleurs, a I'étranger des augmentations de
puissances plus importantes ont été mises en
ceuvre sur des réacteurs comparables

https://www.asn.fr/l-asn-informe/actualites/perspectives-de-poursuite-du-fonctionnement-des-reacteurs-nucleaires-d-edf-jusqu-a-leurs-60-ans
https://www.ecologie.gouv.fr/barbara-pompili-demande-edf-prendre-des-mesures-renforcer-securite-dapprovisionnement-electrique-et
https://www.edf.fr/sites/groupe/files/2022-09/Audit%20AT%20DPN_resume%?20executif_ind1_0.pdf

De type Westinghouse a trois boucles, avec notamment le cas de la centrale de Ringhals-4 en Suéde dont la puissance a été augmentée de 17 % depuis sa
mise en service selon un rapport de I'AIEA (https://www.iaea.org/publications/15212/operating-experience-with-nuclear-power-stations-in-member-states)



A date, si EDF estime qu’une augmentation par rétro-
fit sur les neuf autres réacteurs CP1 de 900 MW et
un réacteur CPO sur Bugey permettrait par exemple
un incrément de puissance d’environ 450 MW?¢, le
programme d’augmentation de puissance du parc
ainsi que ses échéances n’est pas encore précisé.
Dans le méme temps, |'encrassement progressif
des générateurs de vapeur peut conduire a dimi-
nuer le rendement de l'installation en attendant leur
remplacement (jusqu'a 45 MW en moins sur des
générateurs de vapeur d'un réacteur de 900 MW
avant leur remplacement). De maniére plus géné-
rale, d’autres contraintes d’exploitation affectent la
puissance maximale disponible en exploitation qui
peut ainsi varier autour de la puissance nominale.

En I'attente d'éléments plus précis et compte tenu
de ces incertitudes, RTE retient une approche
prudente en projetant des puissances maximales
disponibles cohérentes avec les observations histo-
riques, tant en niveaux qu’en saisonnalités

L'évolution de la production annuelle des réac-
teurs nucléaires existants constitue un facteur
déterminant pour assurer la couverture des
besoins d’électricité liés aux nouvelles ambitions
de réindustrialisation et de décarbonation de la
France.

Dans le cadre de I'élaboration du Bilan prévision-
nel et compte tenu des différents défis et incerti-
tudes a moyen terme évoqués ci-dessus, RTE avait
proposé dans le cadre de la consultation publique
de retenir une hypothése centrale de 350 TWh
de production du parc nucléaire de deuxiéme
génération a I’horizon 2030-2035.

Les différents retours de la consultation conduisent
a conforter cette hypothése moyenne méme si des
propositions trés contrastées ont été formulées par
certains acteurs : entre 320 TWh (voire 280 TWh)
et prés de 400 TWh.

Les éléments recueillis a date confortent ainsi
RTE dans son hypothése prudente d’une produc-
tion annuelle moyenne de 350 TWh (hors EPR de
Flamanville) pour le parc de deuxié€me génération
actuel a partir de 2026.

Si la trajectoire de référence prise en compte dans
le scénario d'atteinte des objectifs integre une pers-
pective de prolongation de l'intégralité des réac-
teurs, I'hypothése de production moyenne du parc
de seconde génération de 350 TWh peut en pratique
représenter plusieurs configurations possibles :
soit une prolongation de tous les réacteurs avec
un niveau de production unitaire des réacteurs
réduit (65% de facteur de charge), par exemple
de l'ordre de celui qu‘on obtiendrait dans une
configuration intégrant un planning d‘arréts
chargé et des hypothéses conservatrices sur les
allongements des arréts planifiés®® ;
soit une fermeture de deux ou trois réacteurs et
un taux de disponibilité plus élevé des réacteurs
restants en exploitation, (avec des hypothéses
dallongement des arréts planifiés réduites
par rapport au cas précédent conduisant a un
facteur de charge de 68 %) ;
soit encore 5 a 6 fermetures de réacteurs,
mais avec une disponibilité en moyenne éle-
vée des réacteurs restants, atteignant par
exemple les niveaux observés en 2018 (71%
de facteur de charge). Cette hypothése de
taux de disponibilité reste toutefois incertaine
et n’est donc pas considérée en base dans les
simulations.

En complément de I'hypothése de référence a
350 TWh en moyenne pour le parc de seconde
génération, plusieurs approches sont adoptées

https://www.sfen.org/rgn/6-vers-laugmentation-de-la-puissance-du-parc-nucleaire/

Les modélisations prennent en compte des variations de puissances dans l'années, liées notamment aux variations de rendements du fait de la
thermosensibilité de la source froide et aux baisses de puissances en fin de cycles de combustible.

Les arréts fortuits ou arréts planifiés tardivement sont modélisés par un taux de fortuit global de plus de 4%, des prolongations moyennes (issues
d’observations) respectives de 15, 30 et 80 jours pour les arréts simples pour rechargement, visites partielles, visites décennales, des baisses de puissance
maximales disponibles de 1 a 4% et une perte de 7% pour modulation. Par ailleurs, la dispersion est étendue en faisant fortement varier les durées de

prolongation autour de ces valeurs moyennes.
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pour intégrer les nombreuses incertitudes sur le

productible :
la modélisation de I'hypothése prudente du cas
de référence inclut une forte dispersion autour
du niveau moyen de production annuelle : des
tirages probabilistes faisant notamment varier
les durées de prolongation, permettent de
simuler des années de production du parc de
deuxiéme génération comprises entre 280 et
400 TWh (avec une occurrence de lordre
de 1 tous les 20 ans pour les configurations
extrémes et de prés de 80 % des années pour la
plage entre 320 et 380 TWh) ;
des variantes de plus ou moins forte disponibilité
(incluant également une dispersion importante)
sont modélisées, avec des niveaux moyens de
production entre 320 TWh (en cas de dérive de
la disponibilité assortie de quelques fermetures
de tranches) et prés de 380 TWh (pour tous les
leviers activés) ;
une variante combinant une disponibilité pru-
dente (~65% de facteur de charge) et un cer-
tain nombre de déclassements, correspondant
a une configuration dégradée telle que décrite
dans l'avis de I'’ASN du 14 juin®® : huit tranches

900 MW et une de 1300MW a horizon 2035, dont
quatre des I’horizon 2030.

Ces valeurs intégrent les baisses de production
associées a la modulation des réacteurs.

Ces variantes, a l'instar du cas de base, intégrent,
elles aussi, une faible proportion de tirages extrémes
correspondant au niveau effectif de celui I'hiver
2022-2023.

Le rejeu d'une disponibilité comparable a celle
de I'hiver 2022-2023 fait I'objet d'une analyse en
propre («stress test») dans le chapitre 6.

L'ensemble de ces dispositions permet de disposer
ainsi aux horizons 2030 et 2035 d'une multitude
de scénarios de production nucléaire, avec une
plus forte dispersion que celle modélisée dans les
trajectoires de court terme. Ceci permet d'analy-
ser aussi bien les effets d’une trées faible disponi-
bilité sur la sécurité d'approvisionnement que les
effets d’une tres forte production sur les exports
ou sur lI'exploitation du systéme en situations de
trés faible consommation résiduelle.

Modélisation de la dispersion du productible nucléaire du parc de deuxiéme génération -

hors EPR de Flamanville
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https://www.asn.fr/l-asn-informe/actualites/perspectives-de-poursuite-du-fonctionnement-des-reacteurs-nucleaires-d-edf-jusqu-a-leurs-60-ans



Disponibilité du parc complet (63GW), issue de I'hypothése de référence, aux horizons 2030 et 2035,
et comparaisons a quelques observations historiques

65

Dispersion modélisée

..... Moyenne des
modélisations
2005-2006

— 2018-2019

— Stress test (2022-2023
retraité et ajout de FLA3)
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En France, les réacteurs nucléaires peuvent modu-
ler leur puissance jusqu’a deux fois par jour entre
leur puissance minimale (Pmin) et leur puissance
maximale disponible (PMD), avec des gradients
allant jusqu’a 30 MW/min a 40 MW/min selon les
paliers, mais en respectant toutefois un délai de
préparation de 20 minutes pour les modulations
profondes de type «suivi de charge». De méme, les
réacteurs nucléaires peuvent éventuellement s’ar-
réter pour quelques jours voire moins (ces arréts
courts par exemple pour interventions mineures
sont toutefois assez rares).

En pratique, différentes contraintes d’exploita-
tion, liées notamment au cycle du combustible
ou a des essais, réduisent le nombre de tranches
aptes a moduler simultanément et/ou la possi-
bilité de réduire effectivement les réacteurs au
niveau de leur Pmin constructive théorique®®. La
Pmin moyenne sur I'année atteignable a la maille

Mars  Avr. Mai Juin

Valeurs lissées sur 7 jours

du parc®* évolue ainsi depuis 2016 autour de 66 %
de la puissance nominale des tranches démar-
rées. Cette aptitude permet au producteur d’opti-
miser sa production (en limitant généralement la
modulation a quelques tranches simultanément)
et offre au gestionnaire de réseau la possibilité
d'ajuster la production a la baisse (en cas de
surabondance de production ou de contraintes
de réseau par exemple). En I'absence d’évolution
notable ces derniéres années, RTE modélise habi-
tuellement une Pmin basée sur la moyenne des
observations.

A long terme, le déploiement des énergies renou-
velables pourrait inciter le producteur a améliorer
la flexibilité du parc et/ou conduire a utiliser plus
souvent I'ensemble de la plage de modulation du
parc. A l'inverse, dans le méme temps, le vieil-
lissement des installations, notamment leur pro-
longation au-dela de 50 ans peut interroger sur

Chaque tranche au cours de sa campagne d’exploitation de 12 ou 18 mois passe par différents états et le producteur déclare chaque jour et pour chaque
tranche des valeurs de Pmin et de PMD. La Pmin peut ainsi évoluer entre la valeur constructive (environ 20% de la Pnominale) ou une valeur plus haute.
Par ailleurs, la puissance maximale varie autour de la Pnominale (variations de rendement, contraintes techniques, stretch en fin de campagne, limitations

environnementales...).

Obtenue en moyennant sur une année les Pmin déclarées chaque jour sur les tranches en marche.
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I'évolution de cette aptitude. Dans le cadre de la
consultation, RTE a interrogé les parties prenantes
sur ces points ainsi que sur les aptitudes futures du
palier N4°? (le plus récent) et des EPR.

Compte tenu des retours a la consultation (notam-
ment celui d’EDF), RTE conserve pour le Bilan

En résumé, pour I'ensemble du parc nucléaire,

y compris I'EPR de Flamanville, le Bilan prévi-

sionnel retient donc:
une hypothése de production de réfé-
rence a environ 360 TWh en moyenne :
ce productible ne constitue pas une cible mais
correspond a un niveau prudent pour le
dimensionnement du systéme électrique
et atteignable. Il permet ainsi d’envisager un
systéme robuste a une disponibilité réduite des
réacteurs par rapport aux niveaux historiques

prévisionnel une modélisation prudente®® basée
sur un maintien des performances actuelles, ainsi
qu’une stratégie de rechargement et une modula-
tion de 7%°* comparables aux pratiques actuelles,
y compris pour I'EPR de Flamanville. La modulation
de la production du parc nucléaire est analysée au
chapitre 6.

ou a d'éventuelles fermetures de réacteur pour
contraintes de s(reté. Combiné a un dévelop-
pement poussé des renouvelables, le niveau
de 360 TWh permettrait d'atteindre une pro-
duction bas-carbone suffisante pour assurer
la couverture des besoins dans la plupart des
configurations ;

une variante haute (environ 400 TWh en
moyenne) : cela correspond a des niveaux
de production cohérent avec ceux observés au
début des années 2010. Revenir a un tel niveau

Trajectoires d’évolution de la production nucléaire (parc de deuxiéme génération et EPR de Flamanville)
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sur le fonctionnement
du parc post CSC,
en deca des niveaux
d’avant crise
+
variabilité plus forte
de la production
selon les années
(«queues de
distribution»)

Alors que I'exploitant déclare généralement des aptitudes de modulation moindres sur le palier N4 par rapport au reste du parc (une baisse profonde
journaliere, des contraintes dynamiques de durées de palier liées au mode ALCADE...), la tranche de Civaux 2 a toutefois déja été exploitée avec une Pmin

faible (notamment durant les épisodes de faible demande de 2020).

Sans compter sur d’éventuelles améliorations et en évitant le recours au palier N4 pour réaliser des modulations profondes.
En cohérence avec le Ku moyen «coefficient d’utilisation » déclaré par EDF ces derniéres années.



de productible constitue une cible possible pour
le parc nucléaire, mais également un défi indus-
triel compte tenu du vieillissement des instal-
lations et du calendrier de maintenances, qui
restera chargé a I’horizon 2030. D’éventuelles
augmentations de puissance ou la mise en ser-
vice d'un prototype de SMR (encore trés incer-
taines a ce stade) seraient également de nature
a favoriser un tel niveau de production. Cette
variante haute aurait plusieurs avantages

se prémunir contre un retard sur le dévelop-
pement des renouvelables ou sur l'efficacité
énergétique, réduire les besoins de nouvelles
capacités pour la sécurité d’approvisionnement,
favoriser des prix de I'électricité compétitifs
pour la France, maximiser le socle d'électricité

BILAN PREVISIONNEL 2023-2035

bas-carbone quitte a accroitre les exports vers
les pays voisins ;

une variante basse (environ 330 TWh
en moyenne) : cette variante basse permet
d’envisager des scénarios dégradés intégrant
plusieurs fermetures et/ou un niveau de dispo-
nibilité qui ne revient pas aux niveaux d’‘avant-
crise de la corrosion sous contrainte ;

ainsi qu'un «stress test» (280 TWh) :
ce stress-test reflete le niveau de production
atteint en 2022 lors de la crise de corrosion
sous contrainte. Il permet d'illustrer le fonc-
tionnement du systeme électrique et le niveau
de risque en matiere d'équilibre offre-demande
en cas de nouvelle crise majeure sur le parc
nucléaire.



GW

3.4 Le parc thermique a flamme : des perspectives d’évolution
conditionnées par les réglementations relatives a ses
émissions, les options technologiques pour sa décarbonation
et de la sécurisation de son modeéle économique

En 2023, le parc de production thermique fossile
représente une capacité installée totale de prés de
18 GW composée de moyens de production au char-
bon (1,8 GW), au gaz (13 GW) et au fioul (3 GW).
Il contribue au mix de production électrique fran-
cais a hauteur d’environ 40 TWh, dont I'essentiel
est issu d’unités fonctionnant au gaz (notamment
les cycles combinés), en grande partie récentes,
plutdét que par des centrales au charbon dont la
production est aujourd’hui presque anecdotique.
Ces derniéres, comme les turbines a combustion,
sont plus particuliéerement sollicitées pour assu-
rer la sécurité d’approvisionnement aux heures
de pointe hivernales, tandis que les cogénérations

Capacités installées du parc
thermique au 31/12/2022
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Cf. chapitre 9.

répondent usuellement a des besoins spécifiques a
I'instar de la production de chaleur.

Au-dela des enjeux spécifiques propres a cha-
cune des filiéres, le parc thermique a flamme
est de fagon générale affecté par une probléma-
tique de viabilité économique a moyen terme,
tant le maintien d’une source de rémunération capa-
citaire ou d’un soutien ad hoc apparait indispensable
a la pérennité de leur modéle économique®*, a fortiori
dans un contexte d’exigences croissantes en matiere
d’émissions de gaz a effet de serre de la production
d'électricité et de sécurité d'approvisionnement. Dans
un contexte de maintien du parc électronucléaire

Historique de la production du parc thermique
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actuel - et de son extension programmée apres
2035 - et d’essor des renouvelables et des flexibilités
sur la demande, le devenir des moyens de production
thermique reste en effet étroitement lié aux besoins
en termes de sécurité d’approvisionnement et a I'exis-
tence d’'un mécanisme de capacité pour sa viabilité
économique. Par ailleurs, les objectifs de réduction
des émissions de gaz a effet de serre et I'évolution du
cadre réglementaire encadrant le fonctionnement des
moyens les plus émetteurs font peser des contraintes
croissantes sur les moyens de production existants
ou futurs.

Ces contraintes pourraient conduire a une réduc-
tion de la capacité installée, des limitations ou des

Annoncée en juillet 2017 dans le cadre du Plan cli-
mat, la fermeture des centrales au charbon consti-
tue une priorité réaffirmée par la PPE actuellement
en vigueur. Celle-ci fixait I'arrét des dernieres cen-
trales a fin 2022. Au cours des derniéres années,
les groupes au charbon du Havre et de Gardanne
ont ainsi été mis a l'arrét.

Toutefois, le retard pris sur la mise en service de
nouveaux moyens de production (et notamment
I'EPR de Flamanville) avait conduit a réinterroger le
calendrier de fermeture de la centrale de Cordemais
et a envisager sa prolongation jusqu’a 2024 voire
2026 dans une perspective de conversion a la bio-
masse (cf. infra). La disponibilité de cette centrale
apparaissait ainsi nécessaire pour sécuriser le plan
de tension du Grand Ouest en cas de vague de froid
jusqu’a ce que I'EPR de Flamanville entre en service.

Plus récemment, la crise énergétique et les risques
accrus sur |'équilibre offre-demande en électri-
cité pour I'hiver 2022-2023 ont poussé les pou-
voirs publics a des adaptations du calendrier de
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conversions de certaines unités, notamment pour
les moyens au charbon et au fioul.

Dans le méme temps, le développement de nou-
veaux moyens utilisant des combustibles décarbo-
nés (voir 3.4.7) pourrait a terme étre nécessaire
pour assurer la sécurité d’approvisionnement.

Les analyses présentées dans le chapitre 6
permettent de quantifier le besoin de moyens
thermiques a flamme ainsi que les conditions pré-
cises associées pour satisfaire le critére de sécurité
d’approvisionnement. Celles-ci ont pour objectif
d’éclairer le débat et la décision publique.

Evolution du parc de groupes de
production a charbon depuis 2010
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fermeture et des limitations imposées aux groupes.
Le redémarrage de la centrale de Saint-Avold
(Moselle), initialement mise a l'arrét en avril 2022,
a ainsi été réalisé en application des dispositions
de la loi portant mesures d'urgence pour la protec-
tion du pouvoir d’achat (MUPPA) du 16 ao(t 2022.

Le parc charbon frangais ne se compose désormais
plus que de la centrale de Saint-Avold (une tranche)
et de celle de Cordemais en Loire-Atlantique (deux
tranches). Les trois unités représentent une puissance
installée totale de 1,8 GW et assurent aujourd’hui
une part marginale de la production d’électricité en
France (0,6% en 2022, probablement moins en 2023
du fait d'un moindre recours a ces actifs sous |'effet
de I'amélioration de la situation énergétique).

Les centrales voient par ailleurs leur fonctionne-
ment limité par un plafond d’émissions de gaz a
effet de serre fixé par voie réglementaire : le décret
du 14 septembre 2022, révisé en ao(t 2023°°, pré-
voit ainsi une durée de fonctionnement des groupes
charbon limitée a 1800 heures du 1¢ avril 2023 au
31 décembre 2024, puis a 700 heures a compter du
1e janvier 2025. La réglementation européenne
introduit en outre a compter de 2025 des limites
d’émissions supplémentaires pour autoriser la par-
ticipation des installations de production émissives
a un mécanisme de capacité, ce dernier constituant
une composante déterminante de la viabilité écono-
mique de ce type de moyens. Les centrales charbon
ne pourraient fonctionner plus de 350 h/an pour
pouvoir participer au mécanisme de capacité actuel-
lement en vigueur ou a celui qui lui succédera

Dans le cadre des projets de territoire et de la
concertation menée par RTE, les exploitants des

derniéres centrales en service (EDF et GazelEnergie)
ont fait part de projets pour convertir leurs cen-
trales a un fonctionnement intégral ou partiel a
la biomasse de sorte a assurer la compatibilité de
leur fonctionnement avec les limites d’émission
de gaz a effet de serre en vigueur. Ces projets se
situent a des degrés d’avancement divers mais ont
fait I'objet de contributions détaillées dans le cadre
de la consultation publique.

Depuis 2016, EDF étudie ainsi un projet de recon-
version pour la centrale de Cordemais consistant a
remplacer progressivement le charbon par des gra-
nulés fabriqués a base de déchets de bois (projet
Ecocombust), articulé au projet de développement
d'une usine dédiée de fabrication des granulés
située également sur le site de Cordemais. Les
perspectives de concrétisation de ce projet ont lar-
gement varié au cours des dernieres années, au
gré des annonces du Gouvernement, d’EDF et de
ses partenaires. Fin janvier 2023, le projet d'une
usine de «black pellets» (granulés fabriqués a par-
tir de résidus de bois), porté par Paprec et EDF, a
finalement été sélectionné par le ministére de la
Transition énergétique dans le cadre d’'un appel a
manifestation d’intérét porté par I’'ADEME. Ce pro-
jet constitue une étape significative du projet de
reconversion de la centrale.

L'incorporation du nouveau combustible devrait étre
progressive, conduisant a diminuer graduellement
la part du charbon dans la production avec 'objec-
tif d'une substitution totale du charbon d'ici 2030.
A date, les tests réalisés permettent d’envisager un
fonctionnement de la centrale a 80% de biomasse et
20% charbon. Le développement de l'usine de pro-
duction de black pellets devrait permettre un fonc-
tionnement des deux tranches a 40% de biomasse
pendant 800 heures par an a compter de 2026.

S'agissant de la centrale de Saint-Avold, un projet
de décarbonation du combustible est également
envisagé en s’appuyant sur le retour d’expérience

Décrets modificatifs n®©2022-1233 du 14 septembre 2022 et du 23 ao(t 2023 modifiant le plafond d’émission de gaz a effet de serre pour les installations

de production d’électricité a partir de combustibles fossiles

Conformément a la réglementation européenne n°2019/943, Iarticle L. 335-3 du code de I'énergie a introduit des limites d’émissions de CO, que doit
respecter toute capacité de production ou d’effacement pour étre certifiée au titre du mécanisme de capacité.

Les pouvoirs publics et RTE ont initié dés le mois d’avril 2022 des travaux visant a refondre le mécanisme de capacité actuellement en vigueur. Ce dernier
ayant en effet regu I'approbation de la Commission européenne pour dix ans a compter de novembre 2016, les travaux en cours visent ainsi a permettre le
déploiement d’un nouveau mécanisme a compter d’une premiére période de livraison prévue pour I'hiver 2026-2027, sous réserve notamment de la durée

d’examen du dispositif par la Commission européenne.



de différentes expérimentations menées récem-
ment par le groupe GazelEnergie. Ce projet doit
encore passer par des phases de tests avant de se
préciser.

De maniére générale, la réalisation de ces pro-
jets de conversion nécessite de sécuriser I'ali-
mentation en biomasse des centrales, avec des
ressources durables. Il s'agit d’'un point de vigi-
lance au regard des orientations publiques privilé-
giées au cours des derniéres années - notamment
au sein des documents de programmation éner-
gétique (PPE, SNBC) - consistant a prioriser le
recours a la biomasse vers d’autres usages que la
production d’électricité. Compte tenu des durées
de fonctionnement envisagées, le volume de bio-
masse consommé devrait toutefois rester mesuré
au regard du gisement.

Les cycles combinés au gaz écoulent pour l'es-
sentiel leur production sur les marchés de gros de
I'électricité : leur production fluctue au cours du
temps en fonction des prix et de la compétitivité
par rapport a d'autres centrales (notamment celles
fonctionnant au charbon). En France, ces instal-
lations représentent un parc installé de 6,7 GW
répartis en 15 groupes, et dont les mises en ser-
vice se sont principalement concentrées entre
2008 et 2012. La centrale la plus récente est celle
de Landivisiau, raccordée en mars 2022, dont |'ob-
jectif premier était de sécuriser le fonctionnement
du réseau électrique en Bretagne.

Ces groupes ont fonctionné au cours des der-
niéres années environ 4000 heures par an a
pleine puissance, émettant en moyenne moins de
10 Mt de CO,/an. A date, les réglementations sur
les émissions de CO, ne sont pas limitantes pour
le fonctionnement des CCG existants (et des uni-
tés de production au gaz du systéme électrique
francais d’une maniére générale) sur la période
étudiée et leur participation aux différents méca-
nismes de marché ; elles ne contraignent donc
pas les exploitants a engager la décarbonation
de ces moyens, par exemple en recourant a
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Au-dela de ces perspectives de conversion, les
exploitants n’envisagent de consentir a des inves-
tissements complémentaires (retrofit des centrales
par exemple) qu’a condition que le maintien de
leurs actifs en fonctionnement a 2030 soit néces-
saire pour le systeme électrique - soit qu'il s'agisse
de contribuer a la sécurité d’approvisionnement,
soit de participer a la bonne tenue du réseau - et
que la viabilité économique de ces investissements
soit assurée, notamment au moyen de mécanismes
économiques dédiés.

Pour les études de sécurité d'approvisionnement,
plusieurs hypothéses ont été testées dans le Bilan
prévisionnel : une fermeture des deux centrales
dés 2024, une fermeture séquencée (Cordemais
en 2026 et Saint-Avold en 2024) ou un maintien en
fonctionnement des deux centrales jusqu’'a 2027.

Cycles combinés au gaz
au 31 décembre 2022
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I’nydrogéne ou au biométhane en remplacement
du gaz fossile. La conversion de ces moyens
semble davantage avoir vocation a intervenir a
I'horizon 2040.

Malgré leur intérét pour la sécurité d'approvision-
nement, la viabilité économique de ces moyens
de semi-base a 2030 et 2035 est notamment
fragilisée par I'accroissement envisagé de la pro-

duction bas-carbone qui conduira a en réduire

Turbines a combustion (de plus
de 80 MW) au 31 décembre 2022
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© Nombre de groupes par site € TAC au gaz TAC au fioul

Les turbines a combustion au fioul et au gaz pro-
duisent de |’électricité pendant les périodes de pointe
et fournissent des services au réseau électrique,
principalement pour la tenue du plan de tension. Le
parc installé s’éléve a 2 GW, dont 1,4 GW au fioul. Si
plus de la moitié de ce parc est relativement jeune
(moins de 20 ans), les turbines a combustion les

les durées de fonctionnement : I'analyse éco-
nomique (chapitre 9) proposée au sein du Bilan
prévisionnel établit ainsi la nécessité de mainte-
nir une source de rémunération capacitaire pour
assurer la pérennité du modéle économique de
ces actifs. Dans le cas de base, I’'hypothése rete-
nue pour I'étude de sécurité d’approvisionnement
considére un maintien de I'ensemble des CCG sur
I'ensemble de I’'horizon.

plus anciennes, toutes situées en Bretagne (quatre
des cing turbines a combustion au fioul de Brennilis
et Dirinon, environ 360 MW de puissance installée)
ont eu 40 ans en 2021. Bien que leur exploitant
n‘ait pas annoncé a ce jour de dates de fermeture,
le déclassement de certaines de ces centrales est
envisageable aux horizons 2030 et 2035.

A partir de 2025 et I'entrée en vigueur des nou-
velles limites d’émission fixées par la réglementa-
tion européenne dans le cadre du mécanisme de
capacité, les TAC au fioul ne pourront fonctionner
plus de 400 heures/an a pleine puissance, sous
peine de ne pas étre éligibles a une rémunération

capacitaire.

Dans la mesure olU les besoins pour la sécu-
rité d’approvisionnement se concentrent sur des
périodes relativement peu fréquentes (voir cha-
pitre 6), le maintien des TAC, y compris celles au
fioul, apparait compatible avec les limitations sur
les émissions en vigueur a ce jour. Le choix de les
maintenir ou non dépendra vraisemblablement de
la capacité technique a prolonger leur durée de vie
ainsi que du besoin en termes de sécurité d’appro-
visionnement aux différents horizons.

L'hypothése retenue pour définir le socle de
production pilotable contribuant a I’équilibre
offre-demande consiste de maniére prudente
a ne pas considérer comme acquise, dans le
« cas de base », la prolongation des turbines
a combustion les plus anciennes (350 MW)
a 2030.
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Par ailleurs, dans sa réponse a la consultation
publique, I'exploitant du parc de turbines a com-
bustion a précisé qu'il instruisait les opportu-
nités de sortie du fioul domestique et donc de

Le parc de cogénérations est constitué de groupes
fonctionnant essentiellement au gaz (environ 5 GW),
dont prés de la moitié bénéficie d’'un dispositif de sou-
tien et 1,5 GW se valorisant a la fois sur les marchés
de I'électricité et sur la vente de vapeur. Parmi les
cogénérations ne disposant pas (ou plus) de dispositif
de soutien, certaines fonctionnent pour répondre a un
besoin de vapeur (industrie chimique, raffinerie, pape-
terie, réseau de chaleur...) qui n’est pas substituable
a court ou moyen terme. D'autres cogénérations ne
disposent pas (ou plus) d'un débouché vapeur ou bien
celui-ci est arbitrable avec des chaudiéres et ainsi trés
dépendante des conditions de marché.

Le volume annuel de production des cogénérations au
gaz et au fioul est relativement stable ces dernieres

RTE, Retour d’expérience sur le mécanisme de capacité frangais, 2021
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décarbonation de ces centrales. Celles-ci pour-
raient notamment s’appuyer sur l'utilisation de
bioliquides en remplacement du fioul (voir 3.4.7).

années, de l'ordre d’une douzaine de térawattheures.
Son profil est fortement saisonnalisé avec une pro-
duction significativement plus importante en hiver,
notamment du fait des installations bénéficiant de
I'obligation d’achat d‘électricité de novembre a mars.
La filiére permet donc d’apporter une production élec-
trigue complémentaire saisonniere et relativement
stable dans la journée (jusqua 3,5 GW en hiver).
Les cogénérations au fioul quant a elles fournissent
depuis plusieurs années une production minimale
«en bande» de l'ordre de 70 MW, pouvant atteindre
une centaine de mégawatts en période hivernale.

L'analyse économique menée dans le cadre du
retour d’expérience tiré des premiéres années
de fonctionnement du mécanisme de capacité



a mis en exergue la nécessité, notamment pour
les moyens ne bénéficiant pas d'un dispositif de
soutien ou d'un débouché chaleur, d’'une rému-
nération capacitaire : en l'absence d'une telle
source de rémunération, |'analyse révéele qu’entre
50 et 100% du parc aurait pu étre définitivement
déclassé.

La PPE de 2020 ne considére plus le développement
de cette filiere compatible avec les objectifs de
réduction des émissions de gaz a effet de serre, ce
qui I'a conduit a éteindre le soutien public aux nou-
velles installations. L'évolution du parc de cogéné-
rations au gaz est ainsi fortement incertaine : si de
nombreuses unités atteignent I'échéance de fin de
leur contrat d’obligation d’achat, les perspectives

Le reste du parc thermique est constitué de
groupes de faible puissance unitaire (de l‘ordre
de quelques mégawatts) fonctionnant pour prés
de 70 % au fioul (groupes diesel), le reste du parc
recourant au gaz. En 2022, ce parc représente
une puissance installée de l'ordre de 1 a 2 GW
dont la production annuelle reste trés limitée
(de l'ordre de 2 TWh).

Alors que le parc d’installations diffuses fonction-
nant au gaz maintient une partie de sa production

de prix de marché ainsi que le maintien d'un dispo-
sitif de rémunération complémentaire a l'instar du
mécanisme de capacité pourraient étre de nature
a favoriser la viabilité économique de cette filiére.
Au-dela du cadre économique, le renforcement
des exigences applicables en matiére de limites
d’émissions de CO, pourrait toutefois conduire a
une contraction du parc au fioul deés I'horizon de
moyen terme.

La trajectoire de référence utilisée s'appuie par
conséquent sur une hypothése de fermeture
progressive des cogénérations au fioul, et une
fermeture du parc de cogénérations au gaz natu-
rel limitée aux installations les plus anciennes
(estimée a environ 500 MW a I'horizon 2030).

toute I'année, le parc fioul fait apparaitre une pro-
duction saisonnalisée et concentrée sur I’'hiver.
Les objectifs de réduction des émissions de gaz a
effet de serre devraient conduire, selon un calen-
drier qui reste a préciser, a une réduction de la
capacité installée. Compte-tenu des incertitudes
sur le modeéle d’affaires de ces installations et
de la compatibilité avec les nouvelles réglemen-
tations environnementales, le Bilan prévisionnel
retient un déclassement progressif de ces moyens
sur I'horizon d’étude.
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Les scénarios étudiés dans les Futurs énergétiques
2050 prévoyaient, pour l'essentiel, la mise en
service de nouveaux moyens thermiques décar-
bonés a partir de I'horizon 2040 afin de garantir
le maintien d’un haut niveau de sécurité d’appro-
visionnement tout en permettant de maitriser les
niveaux d'émissions directes de CO, du systeme
électrique.

Le relevement significatif des objectifs de décar-
bonation et de souveraineté (énergétique et
industrielle) et ses conséquences sur le niveau de
consommation invitent a réexaminer ce besoin
pour assurer la sécurité d'approvisionnement a
I'horizon 2030-2035, a fortiori dans un contexte
d’évolution rapide et synchrone des différents mix
européens.

Si la forte croissance des besoins d’électricité
peut étre couverte, en énergie, par la mobilisa-
tion conjointe des quatre leviers décrits dans le
chapitre 4 (efficacité, sobriété, renouvelables,
nucléaire), les pointes de consommation sous-
jacentes a cette transition peuvent induire un
besoin ponctuel de moyens thermiques pilotables
complémentaires  (fonctionnant de quelques
dizaines a quelques centaines d’heures par an)
pour assurer le bouclage en puissance du systeme
électrique francais en soutien des autres leviers
(flexibilités de la consommation, moyens de stoc-
kage) et garantir la sécurité d'approvisionnement
(cf. chapitre 6).

Pour augmenter le potentiel de capacité
thermique a I'horizon 2030-2035, sans aug-
menter les émissions de gaz a effet de serre,
plusieurs options sont ainsi envisageables.
La premiére consisterait a maintenir en
exploitation les moyens existants dont la
fermeture est programmée ou anticipée sur
la période, notamment les deux derniéres cen-
trales au charbon, en les conservant le cas échéant
comme un levier de dernier recours. Les résultats
sur les besoins d’équilibre offre-demande dévelop-
pés dans le chapitre 6 montrent que cette option
est compatible avec des durées de fonctionnement
limitées voire trés limitées, permettant de respec-
ter les plafonds associés aux réglementations en
vigueur (plafond d’émissions pour les installations
de production d’électricité a partir de combustibles
fossiles situés sur le territoire métropolitain conti-
nental et émettant plus de 0,55 tCO,eq/MWh tel que
prévu par la loi énergie-climat, nouvelles limites
d’émissions de CO, prévues par la réglementation
européenne’ pour la participation des installations
existantes a un mécanisme de capacité a compter
de 2025...).

La seconde option consiste a convertir les
centrales existantes a des combustibles bas-
carbone, comme cela est déja testé a Cordemais
(biomasse) et pourrait I'étre a Saint-Avold ou
encore dans certains centrales utilisant du fioul
(substitution par des bioliquides). Différentes
solutions ont ainsi été remontées par les exploi-
tants de centrales thermiques dans le cadre de la
concertation.

Enfin, une troisieme option passe par le
développement de nouveaux moyens ther-
miques décarbonés. Afin de favoriser |'atteinte
des objectifs climatiques et conformément a la

Réglement (UE) 2019/943 du Parlement européen et du Conseil du 5 juin 2019. Ce texte prévoit une limite d’émissions de 350 kgCO, issu de combustible
fossile en moyenne par an et par kWe installé, instaurant une limite implicite d’heures de fonctionnement aux exploitants (environ 400 heures par an pour
les turbines & combustion les plus anciennes, sous I'hypothése d’un rendement de 35% et d’un facteur d’émission spécifique de ~805 gCO,/kWhe)



réglementation en vigueur, ces nouvelles centrales
devraient étre congues pour fonctionner d’emblée
avec des combustibles décarbonés (la PPE actuel-
lement en vigueur interdit en effet la construction
de nouveaux moyens de production reposant sur
I'utilisation exclusive de combustibles fossiles).

Dans le cadre des consultations récentes menées
par RTE autour des Futurs énergétiques 2050 et du
Bilan prévisionnel 2023, plusieurs acteurs ont fait
état de perspectives de projets de développement
de nouveaux moyens thermiques décarbonés.

En particulier, des projets seraient ainsi, selon eux
susceptibles, d'émerger d'ici I'horizon 2030-2035
a condition d’un soutien public ou @ minima d’une
rémunération capacitaire durable. Les options
envisagées reposent par ailleurs toutes sur la
disponibilité de biocombustibles (biofioul, biomé-
thane...), de combustibles de synthese (hydro-
géne...) ou de techniques (CCS) aux gisements
limités et trés convoitées par d'autres secteurs
(industrie, transport aérien et maritime) ne dispo-
sant pas d’alternatives significatives. Ceci pourrait
a terme contraindre le volume et la nature des
moyens thermiques pilotables décarbonés pouvant
étre développés si jamais les durées de fonction-
nement des moyens considérés étaient amenées a
devenir significatives.

Dans le détail, quatre grands types de solutions
peuvent étre mentionnés :

des turbines a combustion fonctionnant
aux bioliquides : en s‘appuyant sur des com-
bustibles proches du fioul historiquement utilisé
dans certaines centrales, cette solution pour-
rait se développer rapidement. Elle pose tou-
tefois deux défis : d’une part, pour envisager la
mise en service de nouveaux moyens a |I’hori-
zon 2030, soit d’ici 7 ans, le calendrier impose
que les procédures de développement et d'au-
torisation, ainsi que d’éventuels appels d'offres,
soient lancés rapidement. D’autre part, cette
solution présente un enjeu de concurrence
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d'usage sur la ressource en biomasse, la stra-
tégie énergétique de la France ne prévoyant en
effet pas d’utilisation massive de biomasse pour
la production d'électricité a long terme. Dans
le cas de durées de fonctionnement limitées
(moyen d’extréme pointe), le volume de bio-
masse nécessaire apparait toutefois tres limité
en regard du gisement total de biomasse et
sécurisable par les exploitants.

des moyens thermiques (pointe) utilisant
du biométhane: si la part croissante de biomé-
thane dans le réseau gazier permet de réduire
mécaniquement les émissions des usages de
méthane y compris la production d‘électricité,
le systeme d'allocation, et de certification de
ces volumes reste toutefois assez incertain.
Les pouvoirs publics rappellent régulierement la
volonté de privilégier I'allocation du biométhane
aux usages sans alternative (industrie, tertiaire,
etc.) plutét qu’a la production d’électricité.
A long terme, une utilisation limitée de biomé-
thane pourrait toutefois étre possible a condi-
tion que les volumes associés n‘entrent pas
en concurrence avec d'autres usages : comme
pour les moyens fonctionnant aux bioliquides,
ceci pourrait étre réservé pour des moyens de
pointe ou d’extréme pointe.

des moyens thermiques (CCG ou TAC) uti-
lisant des combustibles de synthése pro-
duits a partir d’électricité (hydrogene ou
méthane de syntheése) : ce type de solution,
qui avait fait I'objet d'analyses détaillées dans
les Futurs énergétiques 2050, permet de fournir
un moyen de stockage sur des durées longues
(contrairement aux batteries et méme aux STEP)
a travers une boucle consistant a intégrer la
transformation de I'électricité en hydrogéne par
électrolyse, le stockage de I’hydrogéne puis son
utilisation dans une centrale thermique ou dans
une pile a combustible. Il s'avere constituer un
moyen pertinent pour apporter une flexibilité de
long terme (inter-hebdomadaire, inter-saison-
niére, inter-annuelle), avec peu d‘alternatives
vu d‘aujourd’hui pour ce type de service. En
revanche, ce couplage présente un rendement
limité (de 'ordre de 35 %) et conduit donc a des
pertes énergétiques importantes. Il nécessite
en outre une chaine logistique et industrielle



importante (infrastructures de transport et de
stockage spécifiques dans le cas de I'hydro-
gene, approvisionnement en CO, et dispositif de
méthanation dans le cas du méthane de syn-
thése). Les analyses des Futurs énergétiques
2050 avaient mis en évidence, sans conclure
sur la meilleure option, un intérét a priori plus
favorable pour la boucle power-to-hydrogen-to-
power (plutét que power-to-methane-to-power)
compte tenu de son meilleur rendement énergé-
tique et de I'absence de I'étape de méthanation.

Quel que soit le combustible retenu et compte
tenu des différents défis, la solution utilisant des
combustibles de synthése semble plus adaptée
dans des scénarios de long terme (au-dela de
I'horizon 2030) reposant sur un niveau de déve-
loppement trés important des énergies renou-
velables. Certains exploitants ont néanmoins
engagé des projets pilotes pour explorer plus
avant cette option et évaluer les stratégies les
plus pertinentes pour une éventuelle conver-
sion des moyens existants ou la construction
de nouveaux groupes. Des solutions de conver-
sion partielle de certains CCG en adaptant le
design des turbines a des mélanges (hydrogene
et méthane) sont ainsi en cours d’étude et de
test par certains exploitants. La conversion ou

le développement de centrales a I’hydrogeéne
dépend cependant étroitement de |'approvision-
nement en hydrogéne, de l'infrastructure mais
aussi de la disponibilité de turbines adaptées
a la combustion d’hydrogéne, autant de condi-
tions qui rendent difficile la mise en service de
ce type de moyens en France avant 2035.

enfin, le recours a des dispositifs de cap-
tage et de stockage du carbone (CCS) sur
une centrale au gaz fossile fait partie des
solutions évoquées par certains exploitants qui
excluent toutefois d'y recourir pour les unités
existantes du fait du colt a consentir pour une
durée de vie résiduelle trop courte et insuffi-
sante a I'amortir. Certains exploitants n’excluent
pas, en revanche, de développer de nouvelles
centrales de semi-base (CCG) avec CCS sur des
sites présentant une infrastructure CO, si le
besoin de telles capacités émerge.

Outre les questions techniques et les implications
sur le systéme énergétique (accessibilité du gaz
vert, des bioliquides, ou plus généralement de la
ressource en biomasse) la viabilité économique
de ces moyens dépendra fortement des conditions
économiques et des mécanismes de soutien.

Les options techniques disponibles pour des moyens de production thermique décarbonée different
selon les échéances considérées et la nature des moyens (semi-base ou pointe )

A court terme

Des projets concrets
ﬂﬂ conversion a la
biomasse (Cordemais,

Thermique Saint-Avold)

Des projets a I’étude
de turbines a combustion
aux bioliquides

A I'horizon 2030-2035

De nouveaux moyens
envisagés utilisant
d'autres combustibles
décarbonés, avec des
analyses qui restent a mener
pour préciser les meilleures
options (hydrogéne,
méthane, CCS...)



3.5 Le stockage : un développement engagé
des batteries mais des incertitudes sur le modele

économique a long terme

Le stockage d‘électricité est déja présent de
maniére significative dans le systeme électrique
francais a travers le stockage gravitaire hydrau-
lique. L"évolution des mix électriques et des techno-
logies (notamment les baisse des co(its observées
et attendues sur certaines filieres comme les bat-
teries) est susceptible de conduire a I'émergence
progressive de nouvelles capacités de stockage :
celles-ci pourraient apparaitre nécessaires pour la
sécurité d’approvisionnement et/ou économique-
ment pertinentes, en stockant de I"électricité lors
des périodes ol les prix sont faibles (en cas de
forte production renouvelable et nucléaire et de
faible consommation) et en restituant I'électricité
stockée lors des périodes ol les prix sont élevés
(lorsqu’il est nécessaire de démarrer des centrales
thermiques aux co(its variables élevés).

En pratique, différentes technologies de stockage
sont régulierement évoquées dans le débat public :

Batteries stationnaires : du fait de l'indus-
trialisation de leur fabrication (notamment
pour accompagner le développement du véhi-
cule électrique) et de l'importante baisse des
colts en résultant, les batteries apparaissent
aujourd’hui comme une filiére stratégique pour
I’évolution du systéme électrique. Cette tech-
nologie est caractérisée par une structure de
colts majoritairement associés a la capacité
de stockage en énergie et reste plutdt adaptée
pour du stockage a I'échelle de quelques heures
ou pour des services spécifiques (voir détails
ci-dessous).

Stations de pompage-turbinage hydro-
électriques (STEP) différentes contribu-
tions au débat public et a la consultation menée
par RTE dans le cadre du Bilan prévisionnel
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montrent qu’il existe aujourd’hui des projets
de développement de nouvelles installations de
STEP hydroélectriques (voir détails au 3.2.1).
Ce type de projets présente l'intérét de dispo-
ser de réservoirs d'énergie plus important que
les batteries et ainsi de contribuer a lisser les
variations de consommation-production sur
plusieurs jours. Le gisement exploitable reste
toutefois sujet a de nombreuses contraintes
techniques, économiques, environnementales
ou d’acceptabilité.

Power-to-gas-to-power : le thermique
décarboné (voir détails au 3.4.7) s'appuyant sur
des gaz de syntheése produits en France (hydro-
géne, méthane de synthése, etc.) est parfois
présenté comme une solution de stockage dans
la mesure ou il passe par la transformation de
I'électricité en gaz, le stockage du gaz dans
des réservoirs adaptés puis la restitution sous
forme d‘électricité via des centrales thermiques
ou des piles a combustibles. Il s'agit aujourd’hui
de la principale solution permettant de stocker
massivement de |'électricité sur des durées lon-
gues (jusqu’a plusieurs semaines) et de couvrir
des besoins de flexibilité a I'échelle inter-hebdo-
madaire voire inter-saisonniére.

Autres solutions : enfin, cette liste n'est pas
exhaustive et d’autres solutions de stockage
reposant sur des technologies connues ou inno-
vantes sont susceptibles d’émerger a moyen-
long terme. Plusieurs solutions ont ainsi été
mentionnées par des parties prenantes dans
le cadre de la concertation : mini-STEP, stoc-
kage sous forme de capacité calorifique (cha-
leur) emmagasinée dans des sels fondus ou des
briques, volants d’inertie, etc. Ces solutions ne
se situent toutefois pas toutes au méme stade
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de maturité et/ou restent a I'état prospectif a
I’échelle du marché européen. Parmi les tech-
nologies émergentes, le stockage sous forme
de chaleur adossé a des procédés industriels
(ou «batteries thermiques») apparait comme
une solution prometteuse (colts faibles, pertes
énergétiques limitées), susceptible d’accompa-
gner la décarbonation de la chaleur dans l'in-
dustrie, celle-ci pourrait permettre de moduler
la consommation d’électricité (en l'arrétant pen-
dant plusieurs heures voire dizaines d’heures)
tout en continuant d‘apporter de la chaleur
au process industriel en aval. La solution est
actuellement testée dans d’autres régions du
monde caractérisées par des variations de prix
importantes mais pourraient a terme également
émerger en Europe.

Quelles que soient les technologies considé-
rées, les perspectives de développement du
stockage restent toutefois trés dépendantes
des modéles d’affaires susceptibles d’émer-
ger a terme.

A I'heure actuelle, I'’émergence des batteries sta-
tionnaires passe par exemple essentiellement par
la valorisation sur les services systéeme fréquence,
qui reste un marché de niche. A long terme, le

2021 2022

stockage (par batteries ou via d’autres solutions
technologiques) est susceptible de se valoriser plus
fortement sur d’autres segments de valeur (opti-
misation sur les marchés de gros de I'énergie et de
la capacité, équilibrage court terme, optimisation
du raccordement dans certains cas spécifiques,
etc.) avec un modeéle économique a construire.

Comme pour de nombreuses autres filieres, le
développement du stockage dépendra aussi du
soutien public et de la sécurisation des revenus.
La loi climat et résilience prévoit la possibilité pour
I'Etat de lancer des appels d’offres «stockage»
lorsque les capacités installées ne permettent pas
d’atteindre les objectifs de la PPE ou lorsque RTE
identifie des besoins de flexibilité spécifiques dans
son Bilan prévisionnel.

La PPE encourage le développement du stockage
stationnaire par batterie, mais ne fixe pas pour
cette filiere d'objectif chiffré. Elle évoque notam-
ment la poursuite des travaux de R&D ou de
démonstration visant a développer des solutions
de stockage compétitives, I'étude des possibilités
de développement d’une filiere industrielle fran-
gaise pour les batteries, ou encore la mise en place
d'un cadre pour généraliser le développement de
lignes virtuelles.



A ce jour, quelques centaines de mégawatts de bat-
teries stationnaires sont en projet ou déja raccor-
dés sur les réseaux de transport et de distribution
en France. Ces batteries ont aujourd’hui un espace
économique essentiellement lié a la fourniture de
réserves de court terme, notamment la réserve
primaire (FCR). Le volume de batteries se valo-
risant sur ce segment pourrait encore augmenter,
mais |'espace économique est restreint du fait d’un
besoin de réserve lui-méme limité (quelques cen-
taines de mégawatts aujourd’hui). Les batteries
peuvent également offrir des services au réseau
(gestion des congestions, report d'un investisse-
ment dans de nouvelles lignes, etc.), ce qui est
actuellement testé sur différents sites par les ges-
tionnaires de réseau.

Des dynamiques similaires sont observées dans
d'autres pays européens avec une valorisation
souvent concentrée sur le marché des services
systeme fréquence. Dans certains pays, le déve-
loppement des batteries est également associé
au développement de l'autoconsommation pho-
tovoltaique, en lien avec des tarifs de I'électricité
plus élevés et moins protecteurs qu’en France, qui
incitent donc les particuliers a produire leur propre
électricité et a maximiser I'autoconsommation.

En France, le développement des batteries tend
a s'accélérer ces derniéres années mais surtout
sur des installations «utility-scale» (plutét qu’au
niveau résidentiel) : en 2023, les demandes de
raccordement au réseau de transport d’électri-
cité s'affichent ainsi en trés nette augmentation
et représentent aujourd’hui plusieurs gigawatts.
Certaines demandes sont toutefois redondantes
et traduisent la recherche, par les opérateurs de
stockage, des sites propices pour le raccordement
de nouvelles installations. Par ailleurs, le modéle
d’affaires de ces volumes de batteries reste incer-
tain : dans la mesure ouU les batteries constituent
une solution offrant un large panel de services
(réglage de fréquence ou de tension, réduction des
congestions sur les réseaux, facilitation du raccor-
dement des énergies renouvelables par exemple,
maximisation de l‘autoconsommation), il reste
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difficile d'identifier précisément et de maniére
exhaustive la maniére dont ces projets pourrait se
valoriser a terme.

Les précédentes analyses de RTE (notamment
dans les Futurs énergétiques 2050) avaient conclu
qu'au-dela d'un développement de quelques cen-
taines de mégawatts pour la fourniture de réserves,
la viabilité économique de projets se valorisant au
travers du mécanisme de capacité et d’arbitrages
sur les différentiels de prix sur le marché de I’éner-
gie dépendrait fortement de I’évolution du mix et
du développement paralléle de la flexibilité de la
demande. La valeur des batteries pour I'équilibre
offre-demande existait essentiellement a long
terme (au-dela de 2030-2035), dans les scénarios
de mix prévoyant un développement soutenu des
énergies renouvelables et notamment de |'éner-
gie solaire, et en cas de développement faible ou
modéré de la flexibilité de la demande.

Néanmoins, I’évolution du contexte (prix des com-
bustibles, demande d’électricité, mix de produc-
tion, colt des technologies) nécessite d’actualiser
I'analyse des perspectives de développement a
moyen terme. L'analyse technico-économique pro-
posée dans le Bilan prévisionnel 2023 et détail-
|ée dans les chapitres 6 et 9 montre ainsi qu’un
développement de quelques gigawatts de batteries
peut étre pertinent dans certaines configurations
dés I'horizon 2030, en vue d’assurer la sécurité
d’approvisionnement et d‘optimiser le fonctionne-
ment du systéme.

Il convient toutefois de noter que les besoins
estimés dans le Bilan prévisionnel portent a ce
stade spécifiquement sur la valeur pour I'équi-
libre offre-demande. En pratique, des capacités
de stockage peuvent également se développer de
facon plus importante qu’identifié dans cette étude
en s’appuyant sur la fourniture d‘autres services.
Les analyses menées dans le cadre du Schéma
décennal de développement du réseau (SDDR) ou
d’autres études prospectives contribueront dans le
futur a compléter I'évaluation des perspectives de
développement du stockage a long terme.



