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6. De 40% à 100% renouvelable: quelles
variations ?

Trois variantes ont été étudiées, pour lesquelles la proportion de production française
d’énergie renouvelable a été fixée à des seuils inférieurs à 100%, à savoir 95%, 80%
et 40%. Dans ce contexte, la production non renouvelable est assurée par trois
filières: nucléaire, CCGT, et TAC, dont les capacités installées et le pilotage au pas
de temps horaire sont optimisés simultanément au reste du parc.

6.1 Hypothèses structurantes
Dans le cadre de ces variantes, des hypothèses de coûts d’installation et de
maintenance des filières CCGT et TAC ont été réalisées à partir des données de
l’ETSAP, ainsi que des hypothèses de projections 2050 de coûts du combustible gaz
(scénario cc politiques courantes» du World Energy Outlook de l’agence
internationale de l’énergie) et du C02 émis (impact assessment de la commission
européenne)~. Plus de détails sont fournis dans le document [Coûts]
Les coûts d’installation du nucléaire ont été fixés de manière à atteindre un LCOE
cible de 80 ‘€YMWh pour un taux de charge de 80%.
En outre, des contraintes de gradient (de plus ou moins 5% de production d’un pas
de temps à l’autre) et de régime de fonctionnement minimal (à 40% de la puissance
installée) ont été imposées pour la filière nucléaire. Une courbe de disponibilité
nationale a été exploitée pour cette filière.44
Par ailleurs, l’installation de nucléaire n’est autorisée que dans les régions où la
filière est déjà implantée actuellement.
Remarque: Comme pour le reste de l’étude, chaque filière thermique est modélisée
par une variable continue cc puissance installée par région ». Le modèle ne tient donc
pas compte des contraintes par centrale (par exemple taille minimum dUne centrale,
coûts de démarrage...).

6.2 Quel dimensionnement et complémentarite des
filières EnR et thermiques?

On obtient, pour les différentes variantes, les parcs optimisés présentés sur la Figure
106. La production d’énergie par filière associée à ces parcs est fournie sur la Figure
107.

~ Pour une hypothèse de coût de 100 €‘t de C02, on obtient des coûts variables de fonctionnement
respectifs de 100 €‘MWh et 150 ~MWh pour les filières CCGT et TAC.
“L’ensemble des données et contraintes relatives à la filière nucléaire sont issues de l’étude PEPS.
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Lorsqu’on augmente la part du thermique dans la production annuelle d’énergie, les
filières EnR les moins rentables ne sont plus sollicitées. Ainsi, on observe sur la
Figure 108 l’évolution de la sollicitation des gisements par filière: de 95% à 80%
EnR, la capacité de la filière éolienne en mer est réduite de moitié, et celle du PV au
sol d’un tiers.
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Figure 108- Part du gisement sollicité par filière, en fonction du taux d’EnR
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L’installation de la filière nucléaire n’est rentable qu’à partir de 20% de thermique
dans la production électrique la filière TAC n’est quant à elle installée que dans le
mix fortement thermique, présentant une importante production nucléaire, avec
nécessité de besoins ponctuels de production intense pour passer les pointes. Cela
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est lié aux hypothèses de coûts fournies en entrée du modèle45, selon lesquelles les
TAC sont plus rentables que les CCGT pour moins de 200 heures de fonctionnement
environ (Figure 110).

Dans les cas 80% et 95%, les CCGT sont en effet exploitées environ 1800 heures à
pleine puissance, de manière à couvrir les périodes de cc trous de vent ». Ainsi, on
observe sur la Figure 112 que dans les cas où la production est à 40% ou 80%
renouvelable, les CCGT se substituent totalement au stockage inter-saisonnier pour
les périodes sans vent. Par contre, la filière TAC est utilisée pour passer la pointe
dans le cas 40% EnR, notamment lors de la vague de froid, comme cela est visible
sur la Figure 113. En effet, la pointe de demande nette est liée à la vague de froid.

600
€/MWh Evolution du coût de l’énergie en fonction du taux de charge

500 I
4OO~

300 —Nucléaire

—CCGT200
—TAC

100

— I I I I I I I

1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000 9000

Nombre d’heures de fonctionnement

Les tableaux ci-dessous recensent les nombres d’heures d’utilisation des filières
thermiques en fonction des taux d’EnR.

“~ Source: ETSAP 2010 qui suppose une forte baisse des coûts d’investissement des CCGT d’ici
2030.
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Figure 110- LCOE de filières thermique en fonction du nombre d’heures de fonctionnement



Scénario 95%1ENR
Energie

Capacité Nombre
Thermique produite

(CW) d’heures
(TWh)

CCGT 12,76 22,93 1 797
TAC 0,00 0,00

Nucléaire 0,00 0,00

Scénario 80% ENR
Energie

Capacité Nombre
Thermique produte

(GW) dheu es
(TWh)

CCGT 23,32 43,10 1848
TAC 0,00 0,00

Nucléaire 7,14 44,32 6203

Scénario 40% ENR
Energie

Capacité Nombre
Thermique produite

(6W) d’heures
(TWh)

CCGT 14,ô4 19,75 1 407
TAC 1,87 0,54 290

Nucléaire 36,50 236,25 6 473
Figure 111-Utilisation des filières thermique en fonction du taux d’EnR
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6.3 Evolution des besoins de flexibilité et moyens de
stockage

La capacité installée totale diminue lorsqu’on augmente la part du thermique, du fait
d’un taux de charge plus important des filières thermiques, qui se substituent à des
filières EnR aux taux de charge plus faibles.
En analysant plus précisément les scénarios de 100% EnR à 40% EnR, on constate
que, le stockage inter-saisonnier disparait tout d’abord au profit des CCGT dans le
cas 80% EnR, puis le stockage de court-terme est fortement diminué, du fait de la
baisse de la part du PV dans le mix (de 17% de la production d’énergie à 5%) qui
réduit les besoins de flexibilité infra-journalier, comme on peut l’observer sur la
Figure 114.
A 40% EnR, le stockage court-terme restant est utilisé pour réaliser des arbitrages
journaliers sur la production à l’étranger (qui reste à 80% EnR).

Stockage inter-saisonnIer (6W)

STEP(GW)

Stockage de court-terme (GW)

Thermique installé (6W)

Capacité lotale hors stockage et
50 — thermique (6W)

1~%tNR 95%ENR 80%ENR 40%ENR

Figure 114- Comparaison des capacités ENR, thermiques et de stockage dans les cas x% ENR

6.4 Evolution des surplus, des principales EnR et des
capacités d’échanges

Parallèlement à la baisse de la part EnR sur la production, on observe la
décroissance (assez intuitive) du surplus non valorisé de 14 à 2 TWh, comme on
peut l’observer sur la Figure 115.
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En outre, à partir d’un taux de 80% de production renouvelable, on constate que la
proportion en énergie du PV par rapport à l’éolien est quasiment fixe, de l’ordre d’l14
(Figure 116). En pratique, jusqu’à un certain seuil de renouvelables, le PV est
aisément valorisable, mais au-delà, sa part dans la production d’énergie totale se voit
réduite.
Remarque: Ce phénomène peut également être vérifié dans d’autres études,
comme celle du Fraunhote?46 pour laquelle un scénario optimisé à 80% renouvelable
propose un ratio d’un quart entre la production d’énergie solaire et éolienne. Ceci
rejoint également les résultats de l’étude PEPS : jusqu’a un certain niveau de
développement du PV, le PV contribue à combler la pointe méridienne. Au-delà, son
développement s’accompagne nécessairement de stockage, ce qui conduit le
système à privilégier l’éolien.

I 100%ENR ENR 8 °0ENR
Production o enne TWh 3ô3 264 199

Production PVTWh 82 75 53
Ratio Pv/Eolieri 1/4 2/7 1/4

Figure 116 Evolution du rato PV/EoIien en fonction du taux d’EnR

Les capacités d’échanges entre les régions sont également réduites de 68 à 43 GW
(Figure 117).
Remarque : L bptimisation de la puissance nucléaire installée par région ne tient pas
compte des contraintes de tranche nucléaire. Ainsi, l’adéquation entre la puissance
nucléaire des différentes régions est surestimée, ce qui explique le résultat
relativement faible de 43 GW de capacités d’échange.

46 EnergieWirtschaftliche Bedeutung der Offshore WindEnergie fûr die EnergieWende, Fraunhofer

IWES, 2013

Figure 115- Evolution du surplus pour les cas x%EnR
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6.5 Evolution du coût
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Le graphique de la Figure 119 compare le coût total de la fourniture d’énergie pour
les différents taux d’EnR considérés.
On observe que l’évolution de ce coût total est relativement faible (5% de variation
maximale) ; plus précisément, le passage de 95% à 100% renouvelable fait
augmenter le coût de l’électricité de 116 à 119 €YMWh (Figure 118) et le coût total de
3.2 Mds€Yan, ce qui représente 9% de la partie variable du coût total annuel.

100%ENR 95%ENR 80%ENR 40%ENR

Coût de l’énergie consommée

€/MWh
1•19 1-16 113 117

Différence de coût par rapport

au cas 100% ENR, ramené à la
production rendue renouvelable

€/MWh
Fgure 118 Evolution du coût de l’électricité en fonction du taux d’EnR
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Figure 117- Evolution des capactés d’échanges en fonction du taux d’EnR

104



Remarque: Si lbn s intéresse au surcoût des derniers MWh «verdis », on peut
ramener cette proportion d’énergie à la différence de coût global entre les scénarios
95% et 100% EnR ; on obtient alors un surcoût de lbrdre de 67 0MWh.

On observe également sur la Figure 119 que la forme du coût en fonction du taux
d’EnR est convexe, et que le coût minimal observé correspond au cas 80% EnR.
Ces résultats sont fortement liés aux hypothèses de coûts de combustibles et
d’installation des différents moyens de production et de stockage considérés. Etant
donnée l’incertitude sur ces hypothèses de coûts des énergies, les différences de
coûts totaux entre scénarios se situent très certainement dans la marge d’erreur. On
peut toutefois retenir, qu’à l’horizon 2050, étant données des hypothèses de coût des
énergies fossiles en augmentation et des baisses des LCOE des EnR, le coût de
l’électricité issue d’un mix 100% EnR serait du même ordre de grandeur que celle
d’un mix 40% EnR.

Comparaison du coût annuel total (MQan) en fonction du taux d’UdR
eoox~

50406 49565

j Coût tbz de la flexlb~Iité de
Iacanscwnmationf4sopM)

1 —--— Co~tfÙeduréseau(1t
Mdi C)
Coûtvanableduriseao

I Coût vadabie du nadir
t Coûtdelap,oduaion

mennique
Coûtv.riableduparccNft

îoiai

C.. & ,flénnce 95%CNl~ $0%ENR 40%LNR

Figure 119- Comparaison des couts des variantes x% EnR; les coûts dits fixes sont des données d’entrée qui n’évoluent
pas entre les variantes.
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7. Perspectives
Les résultats de la présente étude ont ainsi permis d’évaluer les conditions et
contraintes associées à la perspective d’atteindre un mix fortement renouvelable à
l’horizon 2050.
Il a d’une part été vérifié qu’un mix 100% renouvelable pouvait être robuste à des
conditions météorologiques défavorables (notamment des périodes sans vent sur
l’ensemble du pays, de vagues de froid, ou de sécheresse).
D’autre part, la possibilité de parvenir à une fourniture d’électricité 100%
renouvelable a été étudiée pour plusieurs scénarios d’évolutions sociétales, en
termes de niveaux d’acceptabilité ou de maîtrise de la demande. S’il a été possible
de calculer un parc électrique 100% renouvelable adapté pour chacun de ces
scénarios, ils ne sont pas tous autant favorables en termes de coûts. Notamment,
pour que le coût de la fourniture d’électricité reste maîtrisé (d’un ordre de grandeur
comparable à celui d’un cas d’étude 40% renouvelable) à cet horizon, des efforts
relatifs à la consommation (c’est-à-dire sur le pilotage, le volume annuel et la pointe),
à l’acceptabilité afférente au réseau et à l’occupation des sols par les EnR sont
requis. En outre si la mixité des technologies exploitées n’est pas un prérequis
absolu pour l’atteinte d’un objectif 100% renouvelable, il a été avéré que la
complémentarité du solaire et de l’éolien, ainsi que la combinaison de stockages de
durées plus ou moins longues était l’un des paramètres essentiel quant à la maîtrise
du coût annuel de la fourniture d’électricité.

De nombreuses pistes, en lien avec l’analyse des paramètres les plus à même
d’abaisser le coût d’un tel scénario, ou bien avec l’exploration de contraintes non
prises en compte à ce jour dans la modélisation, restent aujourd’hui à explorer. Plus
précisément, dans les mois à venir, de nouveaux cas d’études pourront être
considérés, dans le but de répondre aux questions suivantes:

Quels autres paramètres permettraient de réduire le coût ou les contraintes
d’acceptabilité sociale associées à un mix 100% EnR?

o Quels seraient les impacts d’une flexibilité de la consommation
industrielle ?

o Le surplus pourrait-il être mieux valorisé, et en plus grande quantité?
o A quel point les mix étrangers 80% EnR modélisés contraignent-ils le

parc optimisé français?
o Quels seraient les effets socio-économiques associés à la réalisation

d’un tel mix, incluant le volet macroéconomiques (croissance, création
d’emplois, effets redistributifs sur les autres secteurs de l’économie), et
le volet énergie/environnement (mesures des externalités,
indépendance énergétique)?

Comment compléter le modèle avec des contraintes non encore prises en
compte?

o Comment prendre en compte un éventuel coût supplémentaire relatif à
l’extension du réseau de distribution?

o Quel serait l’impact d’un mix 100% EnR sur le réseau de répartition?
o Quels impacts si l’on étend la valorisation du gaz de synthèse produit

par le power to gaz à des usages non électriques (mobilité
notamment)?

o Quels seraient les impacts d’une faible acceptabilité sociale à la fois
relative au réseau, à l’occupation terrestre, et à l’occupation marine ?
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8. Annexes

8.1 Glossaire
Abréviation Signification

CSPE Contribution au service public de l’électricité
Eolien terrestre AG Eolien terrestre ancienne génération (ou classique)
Eolien terrestre NG Eolien terrestre nouvelle génération

Energies renouvelables et récupérables
LCOE Levelized cost of electricity
LCOS Levelized cost of storage
PV Photovoltaïque
TURPE Tarif d’utilisation des réseaux publics d’électricité
ECS Eau chaude sanitaire

—e—
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8.2 Données détaillées

8.2.1 Gisements détaillés par filière
Tableau 1- Gisements par filière, cas de référence

R*rsl

. - 1,3 - - 0,1 0,1 0,8 1,7 - 0,5 9$

. 3$ - 03 0,3 - 09 0) 09 15,7 2,1 99 3,1 269
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2,1 . . 0,9 09 - . 09 - 0,5 3) 2,0 07 11,0
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- . %1 U Q) 77 . 2,9 7,4

- - - 0,1 09 - - 0) 09 59 . 14 159

. - - 19 2,8 0,9 - 0) . 12,9 - . 43 233

. . - - - 09 39 0,9 - 0,0 19,5

- 29 03 - - 0,1 09 15,7 24 3,4 24 264

- 09 0,1 09 6,1 0,8 - 1,5 12,3

- 1,4 - 09 0,0 . . 0,1 142 1,4 U U 05,1

- - 19 2,2 - - - 0,1 2,4 0,9 13.4 3) 22)

- - 39 43 53 0,1 0,1 0,1 7,5 - - 49 335

3~ 9,30 0)4 2,63 13)1 9,30 0,14 3.X 0,43 121,10 20,10 46,20 42,20 36430
lOTIt

109



—an——
aak*~

8.2.2 Productions annuelles par f hères
Tableau 2 Productions annuelles par filière, pour chaque cas d’étude

22,9 22.7 22.1 233

3.8 3,9 38 3,8

20,2 - 39,6 50,3 87,7

3,1 - 53,2 58,8 32,6
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8.2.3 Puissances installées par filière

Tableau 3-capacités installées par filière, pour chaque cas d’étude
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8.2.4 Répartition des coûts

Tableau 4-Répartition des coûts, pour chaque cas d’étude
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