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Tout système de stockage/
déstockage d’énergie devrait 
idéalement présenter trois 

qualités essentielles : (i) un rendement 
global élevé pour ne pas gaspiller 
l’énergie ; (ii) une grande capacité 
et (iii) une longue durée de stockage, 
y compris intersaisonnière pour 
répondre aux différents besoins. Or, 
aucun système connu à ce jour ne 
répond simultanément à ces trois 
critères. Parmi les plus performants, 
les stockages hydrauliques par STEPs 
(stations de transfert d’énergie par 
pompage) et les batteries électro-
chimiques répondent au premier 
critère (avec des rendements respec-
tifs de plus de 75 % et 85 % environ), 
mais pas aux deux autres. Inver
sement, le stockage sous la forme 
de gaz de synthèse combustibles 
(hydrogène obtenu par électrolyse et 
méthane obtenu par méthanation 
du CO2 par cet hydrogène) satisfait 

aux deux derniers critères mais pas au 
premier. Ces gaz seraient pourtant à 
terme le meilleur moyen pour stocker 
les grandes quantités d’énergie élec-
trique éolienne et photovoltaïque 
que demanderont les réseaux du 
futur. Le rendement global très faible 
(environ 20 à 30 %) des processus de 

stockage-déstockage dans ces gaz 
interdit actuellement leur usage et, à 
l’heure actuelle, leur industrialisation 
est loin d’être acquise. Améliorer ces 
rendements est donc un point clé de 
leur viabilité pour l’avenir, et fait 
l’objet d’une R&D intense dans le 
monde. 

Stockage de l’énergie  
via les gaz combustibles 
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Cet article porte sur le stockage d’énergie sous forme de gaz (hydrogène ou méthane) 
pour compenser la variabilité des productions intermittentes éoliennes et photovoltaïques 
dans les systèmes électriques. (Ce mode de stockage-déstockage est appelé  
“power-to-gas-to-power” en anglais). Le stockage d’énergie pour d’autres applications,  
la mobilité notamment, n’est pas abordé ici. 

Installation de production d’hydrogène à partir de l’électricité produite par le parc 
d’éoliennes à Sotavento en Galice (Espagne) [1].
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Avantages du stockage  
de l’énergie électrique  
via des gaz combustibles  
de synthèse 

Ce mode de stockage présente trois 
avantages majeurs... sur le papier. 
1• �Les gaz sont décarbonés si l’hydro-

gène est produit par électrolyse à 
partir d’électricité elle-même décar
bonée, et si le méthane de synthèse 
est obtenu par méthanation du CO2 
existant par cet hydrogène. Dans 
ces conditions, ils répondent donc 
à l’objectif de neutralité carbone. 

2• �L’hydrogène et le méthane ont une 
capacité théorique à stocker de 
l’énergie à très grande échelle et 
longue durée, y compris inter
saisonnière, ce qui permet notam-
ment de stocker de l’électricité 
photovoltaïque produite en abon-
dance en été mais peu utile à 
cette période, pour l’utiliser en 
hiver lorsque la production photo-
voltaïque est très faible (quatre fois 
moindre qu’en été, en moyenne, 
sous nos latitudes) et que les besoins 
en électricité sont au plus haut. Ou 
encore de stocker l’énergie néces-
saire pour faire face à une quasi-
absence de vent pendant une 
dizaine de jours consécutifs, ce 
qui est statistiquement observé en 
Europe. Quant aux grandes échelles 
de stockage, elles résultent de 

deux facteurs favorables  : les 
densités énergétiques très élevées 
de ces gaz combustibles (voir plus 
loin) et le fait que leurs chaines 
de production peuvent atteindre 
des tailles industrielles. 

3• �Le stockage peut se faire soit dans 
le réseau de gaz existant (sans 
limite pour le méthane, à raison 
de 5 % pouvant être portés à 20 % 
après validations complémentaires 
pour l’hydrogène), soit en stockages 
spécifiques sous très haute pression 
(jusqu’à 700  bars) pour l’hydro
gène, sachant que ce dernier pose 
en outre des problèmes de sécurité 
plus délicats. Ceci le rend moins 
facile à utiliser que le méthane de 
synthèse, alors qu’il autorise un 
rendement global de conversion 
(électricité  gaz  électricité) un 
peu plus élevé (30  % au lieu de 
20 %).

Malheureusement, de tels rende-
ments sont globalement très faibles 
et constituent le handicap majeur de 
ces voies de stockage. Les causes pro-
fondes de ce fait sont analysées plus 
loin sur la base des rendements 
unitaires actuels des nombreuses 
conversions élémentaires énergé-
tiques nécessaires, en régime opti-
mal stable et en régime opérationnel 
variable, représentatif de la réalité 
industrielle. Les progrès attendus de 
la R&D, ainsi que leurs conséquences 

énergétiques et économiques, sont 
évoqués dans la suite de cet article. 

Voie hydrogène :  
rendement global avec  
les rendements unitaires 
actuels

Il va sans dire que l’hydrogène, en 
sa qualité de vecteur énergétique, 
peut servir à de nombreux usages, 
tels que la chimie ou la mobilité. Il 
est alors utilisé directement en 
fonction des besoins. 

En tant que moyen de stockage/
déstockage énergétique dans les 
réseaux électriques, il peut être uti-
lisé de deux façons différentes pour 
produire à nouveau de l’électricité :
• �soit à l’état pur dans une pile à 

combustible (PAC en abrégé) pour 
produire directement du courant 
électrique continu, qu’il faut ensuite 
transformer en courant alternatif 
pour l’injecter dans le réseau ; 

• �soit à l’état pur ou mélangé au 
méthane dans une machine 
thermodynamique (cycle combiné 
au gaz, CCG en abrégé) entrainant un 
alternateur qui débite directement 
sur le réseau. 
Les résultats énergétiques de ces 

deux procédés sont présentés dans 
la figure 1. Il ressort de ce schéma 
que la multiplication des rendements 
unitaires des nombreuses transfor-
mations nécessaires conduit à des 
rendements globaux en régime stable 
de l’ordre de 32 à 34 % selon le cas.  

Si l’on y ajoute les pertes énergé-
tiques supplémentaires de 10 à 15 % 
dues aux régimes opérationnels 
variables en exploitation réelle (les 
électrolyseurs ne fonctionnant pas 
en permanence à leur rendement 
optimal, d’autant plus qu’ils seront 
alimentés par de l’électricité intermit
tente, éolienne ou photovoltaïque), 
ces rendements globaux tombent 
ainsi à environ 28 à 30 %, étant enten-
du qu’il s’agit d’ordres de grandeur. 

Ceci conduit à la conclusion sui-
vante  : produire 1 kWh d’électricité 
par déstockage d’hydrogène implique 
d’avoir consommé plus de 3 kWh.  

 

↗

Électricité intermittente
≈ 100% 

Électricité restituée au réseau électrique

PAC
(Pile à combustible)

≈ 60% 
 

Transformateur
élévateur 
≈ 98 %  

Onduleur
≈ 96 % 

Transformateur
élévateur 
≈ 98 %  

Transformateur
abaisseur

≈ 98 % 

≈ 34% ≈ 32%

↗

CCG
(Cycle combiné 
au gaz) ≈ 60 %

Électrolyseur
≈ 65 % 

Compression
H2 à 80 bars

≈ 95 %

Compression
H2 à 700 bars

≈ 93 %

Stockage dans 
réseau de gaz

≈ 100 %

Stockage 
spécifique H2

≈ 100 %

Redresseur 
≈ 96 % 

1. Schéma de principe du stockage-déstockage par la voie hydrogène.
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Voie méthanation :  
rendement global  
avec les rendements  
unitaires actuels

Le début de la chaine de conversion 
est strictement identique à celui de 
la voie hydrogène, jusqu’à l’obtention 
d’hydrogène (supposé comprimé à 
80 bars, ce qui consomme de l’énergie 
électrique). À ce stade, l’hydrogène 
est combiné à du CO2 porté à la même 
pression, selon la réaction classique 
de Sabatier : 

4 H2 + CO2 ⇒ CH4 + 2 H2O
Non seulement cette voie ajoute 

une conversion chimique majeure à 
la chaine globale de conversion, avec 
son rendement afférent, mais il faut 
aussi dépenser une énergie électrique 
supplémentaire pour :
• �extraire et purifier le CO2 (supposé 

obtenu ici à partir de fumées de 
combustion d’énergies fossiles, ce 
qui est une hypothèse énergétique 
favorable par rapport à l’extraction 
du CO2 atmosphérique qui consom-
merait beaucoup plus d’énergie) ; 

• �le comprimer ensuite à 80 bars. 
Toutes ces transformations supplé-

mentaires induisent de nouvelles 
pertes énergétiques qui diminuent 
encore le rendement global, comme 
le montre le schéma de la figure 2. 

Il ressort de ce schéma que la multi-
plication des rendements unitaires 
des transformations conduit à un 
rendement global en régime stable de 

l’ordre de 21 %, qui tombe à 19 % en 
conditions réelles opérationnelles. 

D’où la conclusion  : produire 
1  kWh d’électricité par déstockage 
de méthane de synthèse implique 
d’avoir consommé 5 kWh.  

Ces résultats confirment que la voie 
méthanation est encore moins per-
formante énergétiquement que la voie 
hydrogène. Son intérêt est cependant 
qu’elle est beaucoup plus facile à 
utiliser en termes de stockage (dans 
le réseau existant) et de transport. 

Des progrès en R&D,  
mais des procédés pas 
encore industrialisés...

Dans les deux cas (voie hydrogène 
et voie méthane), des augmentations 
très importantes des rendements 
globaux sont indispensables pour 
rendre ces modes de stockage viables. 
Des progrès sont-ils en vue ? Et si oui, 
seront-ils suffisants ? 

Les procédés d’électrolyse suscitent 
de très nombreuses recherches dans 
le monde. Parmi ceux-ci, le procédé 
d’électrolyse de la vapeur d’eau à 
haute température (700 à 800  °C), 
dénommé “Solid Oxide Electrolyser 
Cell” (ou SOEC) en anglais, semble 
prometteur en termes de rendement 
(plus de 90 % en laboratoire), mais il 
s’accommode mal des variations de 
charge...

Le procédé SOEC peut par ailleurs 
être couplé thermiquement à la 
méthanation, réaction fortement 
exothermique pouvant être utilisée 
pour porter à haute température la 
vapeur d’eau de l’électrolyseur, ce qui 
permet d’améliorer le rendement 
global d’électrolyse + méthanation 
selon des expérimentations récentes.

Des démonstrateurs de diverses 
tailles sont en cours d’essai actuelle-
ment ; mais il faudra passer à des 
réalisations de taille industrielle 
avec un recul d’exploitation suffisant 
pour réellement étalonner les para-
mètres technico-économiques de ces 
conversions.

En attendant, il existe un moyen 
de se faire une idée sur la viabilité 
future de ces chaines de conversion 
en simulant leurs rendements glo-
baux avec des hypothèses maxi-
males pour les rendements unitaires 
«  industriels  » des principales 
conversions. On retiendra ainsi que : 
• �pour les équipements conservant 

un fort potentiel de développement 
(électrolyseurs, méthanateurs, 
piles à combustibles), on obtient des 
rendements industriels maximaux 
de 90 % ;

• �pour les équipements très matures 
technologiquement, notamment les 
cycles combinés au gaz, dont les 
rendements augmenteront très peu, 
sauf rupture technologique impré-
visible à ce jour, on anticipe un 
rendement maximum d’environ 

 

 

 

 

 

 

 

Électricité restituée au réseau électrique 
≈ 21 %

Électricité consommée pour :
• Extraire et purifier le CO2

• Comprimer le CO2 à 80 bars
≈ 4,1% 

Transformateur
élévateur ≈ 98 %  

Stockage 
du CH4 dans 

un réseau de gaz
≈ 100 % 

CCG
(Cycle combiné au gaz)

≈ 60 % 

 

Transformateur
abaisseur

≈ 98 % 

Compression
H2 à 80 bars

≈ 95 % 

Méthanateur 
≈ 65 % 

 Électrolyseur
≈ 65 % 

Compression
CH4 à 80 bars

≈ 99 % 

Électricité intermittente
≈ 100% 

Redresseur 
≈ 96 % 

CO2

2. Schéma de principe du stockage-déstockage par la voie méthane. 
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64  % (62  % actuellement dans le 
meilleur des cas) ; 

• �les rendements des appareillages 
de transformation purement élec-
triques (transformateurs, redres-
seurs, onduleurs) sont déjà très 
élevés, et il n’y a plus grand-chose à 
gagner ; leurs rendements actuels 
seront donc conservés. 
Sur ces bases, il est alors possible de 

recalculer des rendements globaux 
maximums, qui sont résumés dans 
le tableau 1. 

En résumé, dans un contexte 
industriel dans lequel les rendements 
unitaires des principales conversions 
énergétiques (celles qui impliquent 
des changements de forme d’énergie) 
ne dépassent pas 90 % (ce qui est déjà 
beaucoup), il semble très difficile de 
faire mieux que doubler les rende-
ments opérationnels actuels des 
filières H2 avec PAC et CH4 avec CCG, et 
d’augmenter de 50  % celui de la 
filière H2 avec CCG... 

Les rendements globaux de ces 
chaines de conversion resteront 
donc intrinsèquement limités. La 
raison de fond  est le trop grand 
nombre de conversions énergétiques 
nécessaires, surtout pour la voie CH4. 

Quand les rendements 
limités et les faibles  
facteurs de charge  
combinent leurs effets 
économiques négatifs... 

Leurs rendements limités ne sont 
pas le seul point faible de ces modes 
de stockage. Le fait de les alimenter 
par de l’électricité intermittente (ce 
qui est leur finalité première) les 
handicape également énormément, 
car ces sources d’électricité ont de 
faibles «  facteurs de charge » (c’est-
à-dire «  de temps équivalent de 

fonctionnement à pleine puissance ») : 
en moyenne annuelle géographique 
métropolitaine, 22 à 23 % pour l’éolien 
terrestre et 13  % pour le photo
voltaïque (16 % au sud de la France, 
moins de 11 % au nord).  

Dans la perspective d’un développe-
ment très important de ces sources 
intermittentes, il n’y a en effet que 
deux façons d’utiliser l’électricité 
qu’elles produisent  à des fins de 
stockage, étant entendu que les 
besoins immédiats doivent dans 
tous les cas être prioritairement 
satisfaits.
1• �Soit utiliser les surplus des produc

tions éoliennes et photovoltaïques 
qui ne trouvent pas de débouchés 
instantanés dans la consomma-
tion ou dans l’exportation. On peut 
grosso modo estimer que ces sur-
plus pourraient être disponibles 
pendant environ 10  % du temps, 
soit 900 heures par an. Dans ce cas, 
l’électricité dédiée au stockage 
pourrait être très bon marché, voire 
gratuite. Mais les électrolyseurs 
fonctionnent alors très peu et le 
cout de l’hydrogène est plombé 
par les charges d’amortissement. 

2• �Soit construire des moyens sup-
plémentaires dédiés au stockage, 
les moyens existants n’y suffisant 
pas. Dans cette hypothèse, le facteur 
de charge maximum des systèmes 
de stockage ne peut alors dépasser 
la somme des « facteurs de charge » 
des moyens mis en œuvre, soit 
22  + 13 = 35  %, correspondant à 
3000 heures par an au maximum. 
Dans ce cas, l’électricité dédiée au 
stockage doit être payée à son prix 
de vente normal. De plus, comme 
la production intermittente varie 
fortement, il est nécessaire de sur-
dimensionner les électrolyseurs 
pour capter le maximum d’électri-
cité intermittente produite. Les 

charges d’amortissement sont plus 
faibles que dans le cas précédent, 
mais l’électricité n’est pas gratuite 
et il faut en acheter trois ou cinq 
fois plus (pour les voies hydrogène 
et méthane, respectivement) qu’il 
sera possible d’en revendre.

Des calculs économiques simples, 
fondés sur des investissements réa-
listes de l’ordre de 1000 €/kW installé 
pour chacun des principaux compo-
sants des chaines de conversion 
(électrolyseurs, méthanateurs, piles à 
combustible, cycles combinés au gaz) 
supposés amortis en 20 à 25 ans avec 
des taux de financement de l’ordre 
de 3 à 5 %, conduisent à des couts de 
l’électricité déstockée pouvant 
atteindre jusqu’à 300 €/MWh pour la 
voie hydrogène et jusqu’à 500 €/MWh 
pour la voie méthanation, selon les 
conditions de production. Soit... six à 
dix fois les prix moyens de gros de 
l’électricité sur les marchés en 2019. 
Il est facile de comprendre qu’aucun 
modèle économique n’est actuelle-
ment viable dans ces conditions.

Qu’en serait-il avec des rendements 
améliorés, qui pourraient au mieux 
être doublés comme indiqué plus 
haut ? Ces couts seraient mécanique-
ment divisés par deux, ce qui les 
amènerait respectivement à moins 
de 150 et 250 €/MWh. Ceci n’est pas 
encore suffisant pour rendre viable 
un modèle économique... Il faudrait 
en outre diviser les couts d’investisse-
ment des chaines de conversion par 
deux (voie hydrogène) ou trois (voie 
méthanation) pour que les couts de 
l’électricité déstockée deviennent 
vendables lorsque les prix de marché 
atteignent ou dépassent une centaine 
d’euros par MWh. Ceci se produit lors 
des périodes de forte demande, avec 
deux interrogations : sera-t-il possible 

Tableau 1. Rendements actuels et espérés des filières hydrogène + piles à combustible (PAC), hydrogène + cycle combiné au gaz 
(CCG), et méthane + cycle combiné au gaz. 
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Rendement

Filière

Rendement
électrolyseur

Rendement
PAC

Rendement
méthanateur

Rendement
CCG

Rendement 
global à régime 

constant optimal

Rendement
 global opérationnel 
(à régime variable)

H2 + PAC 65  90 % 60  90 % – – 32  ≈ 65 % 28   ≈ 57 % 

H2 + CCG 65  90 % – – 60  64 % 34  ≈ 50 % 30   ≈ 44 % 

CH4 + CCG 65  90 % – 65  90 % 60  64 % 21  ≈ 42 % 19   ≈ 37 % 
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de réduire les couts d’investissement 
dans de telles proportions ? Et y aura-
t-il assez d’heures dans l’année durant 
lesquelles les prix de marché seront 
suffisamment élevés pour placer de 
l’électricité déstockée ? En l’état actuel 
des connaissances, personne n’est en 
mesure de répondre à ces questions 
très complexes.       

Et pourtant, seul  
le stockage d’électricité 
via des gaz combustibles  
est apte à répondre  
aux besoins de masse 
intersaisonniers...

Ce fait résulte des lois de la physique 
et de la chimie, plus précisément des 
densités énergétiques des différentes 
formes physiques ou chimiques prises 
par l’énergie. Stocker de très grandes 
quantités d’énergie implique en effet 
de disposer de formes énergétiques 
suffisamment concentrées pour ne 
pas augmenter les volumes occupés 
au-delà de ce qui est matériellement 
et/ou économiquement réalisable.

Or, il existe de très grands écarts 
entre les densités énergétiques 
par  m3 de matière qu’il est possible 
de reconvertir en électricité par les 
moyens industriels actuels, soit en 
ordres de grandeur approximatifs :
• �Énergie potentielle hydraulique (eau 

des barrages), soit 1 m3 d’eau chutant 
de 700 m entrainant une turbine 
hydraulique et un alternateur  : 
≈ 1,7 kWh ;

• �Énergie potentielle pneumatique 
(air comprimé stocké en cavités 
souterraines), soit 1 m3 d’air com-
primé à 70 bars détendu à 20 bars, 
entrainant un moteur à air compri-
mé et un alternateur : ≈ 1,8 kWh ; 

• �Énergie potentielle chimique du gaz 
combustible hydrogène, soit 1  m3 

d’hydrogène comprimé à 70  bars 
brulé dans un cycle combiné  : 
≈ 125 kWh ; 

• �Énergie potentielle chimique du 
gaz combustible méthane, soit 1 m3 

de méthane comprimé à 70  bars 
brulé dans un cycle combiné  : 
≈ 415 kWh.  

On voit donc qu’à même volume, 
les gaz combustibles (hydrogène et 
méthane) stockent, en ordre de 
grandeur, 70 à 230 fois plus d’énergie 

potentielle que l’eau des barrages ou 
l’air comprimé en cavités souterraines.

Donnons quelques chiffres pour 
illustrer l’ampleur du défi du stockage 
de masse sur le réseau français :
• �lors d’une journée (24 heures) très 

froide d’hiver, la consommation en 
électricité du pays atteint couram-
ment 1,7 à 2 TWh ;  

• �la totalité des six STEPs françaises, 
pourtant de grandes tailles, ne peut 
stocker que... 0,1 TWh  ! Il faudrait 
donc en construire 17 à 20 fois plus 
pour alimenter le pays en électricité 
pendant une seule journée... Ceci 
est hors de toute réalité, puisque le 
potentiel de croissance réaliste est 
de l’ordre d’un facteur égal à 1,2 ; 

• �en revanche, cette quantité d’élec-
tricité pourrait être produite par 
environ 2,5  % des réserves de gaz 
naturel stocké tous les ans dans 
les cavités souterraines du pays. Ce 
gaz pourrait être remplacé par du 
méthane de synthèse dans la même 
proportion. En réalité, il faudrait 
stocker l’équivalent d’une bonne 
dizaine de jours au moins pour 
passer les hivers, soit 25  % de la 
capacité des stockages souterrains 
actuels. Ceci resterait physiquement 
accessible, mais impliquerait de 
construire des capacités souterraines 
de stockage supplémentaires.

Conclusion
Les seules formes énergétiques 

aptes à stocker de l’électricité à la 
très grande échelle requise pour 
satisfaire chaque hiver la consom-
mation d’électricité du pays pendant 
une dizaine de journées très froides, 
sont les gaz combustibles de synthèse. 
La solution parfois évoquée d’aller 
jusqu’à des combustibles liquides de 
synthèse à partir de ces gaz, techni-
quement possible, augmenterait le 
nombre de transformations physiques 
donc dégraderait encore un peu plus 
le rendement. 

Cependant, cette réponse physique, 
qui implique au passage des investis-
sements colossaux, débouche sur une 
impasse  : l’absence de modèle écono-
mique viable pour ce type de stockage, 
en l’état des technologies et perspec-
tives actuelles. Or, des stockages de 
masse et intersaisonniers deviendront 
indispensables pour assurer la 
sécurité d’alimentation en électricité, 

avec le développement massif des 
sources éoliennes et photovoltaïques 
au-delà de 2035 en France et sans 
doute avant dans d’autres pays. Que 
faire, si elles ne sont pas économi-
quement viables le moment venu ? 

Sauf à mettre le pays (et l’Europe) 
dans le noir ou soumettre les 
consommateurs d’électricité à des 
prix très élevés, il faudra continuer à 
recourir à une part importante 
d’énergies de stock, permettant de 
produire de l’électricité quand on en 
a besoin et pas seulement quand il y 
a du vent ou du soleil. Or, il n’existe 
que deux sources d’énergie de stock 
qui ont la capacité physique de 
répondre à l’ampleur des besoins 
variables qui se présenteront  : le 
nucléaire, dont la production n’émet 
pas de CO2, et le gaz naturel, le moins 
émetteur des combustibles fossiles, 
qui émet cependant dans le meilleur 
des cas environ 440 g de CO2 par kWh 
d’électricité produite. Mais il faudrait 
alors capter et séquestrer ce CO2 afin 
de ne pas l’envoyer dans l’atmosphère. 
Des technologies de captage existent 
(voir l’article de F.  Delprat-Jannaud, 
p. 78), mais elles consomment beau-
coup d’énergie et la séquestration 
soulève des problématiques difficiles, 
y compris de sécurité. Enfin, l’usage 
du gaz naturel s’accompagne de fuites 
de méthane (c’en est le composant 
principal), un gaz qui a un pouvoir 
réchauffant 80 fois supérieur au CO2 
à 20 ans. D’un point de vue clima-
tique et économique, la solution est 
nettement moins performante que 
le nucléaire. La Stratégie nationale 
bas carbone (SNBC) française n’a pas 
retenu le captage et la séquestration 
du carbone comme solution possible. 

En l’absence de solution de stoc-
kage de masse intersaisonnier éco-
nomiquement soutenable, il faudra 
donc choisir entre le nucléaire et le 
réchauff ement climatique... ❚

1• �M. Rey Porto et al., “H2 production  
in Sotavento wind farm”, Proceedings 
of the 18th World Hydrogen Energy 
Conference 2010 (Essen).  
ISBN: 978-3-89336-653-8. 
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Les différents plans hydrogène, 
français et européen, affichent 
trois objectifs distincts  : (1) la 

production d’hydrogène décarboné 
pour les usages industriels actuels non 
énergétiques (raffinage, ammoniac, 
engrais, etc.)  ; (2) le développement 
des usages énergétiques de l’hydro-
gène (mobilité lourde, chaleur, etc.)  ; 
(3) faciliter l’intégration des renouve-
lables dans le mix électrique. Le 
tableau 1 en résume les ordres de gran-
deur et les objectifs de production. 

Produire tout cet hydrogène, desti-
né aussi bien aux usages industriels 
actuels qu’à de nouveaux usages 
énergétiques de façon décarbonée, 
représente un énorme défi. La pro-
duction par électrolyse de l’eau est 
privilégiée, mais il s’agit d’un procédé 
dont le cout énergétique est environ 
sept fois plus élevé que celui du 
vaporeformage du méthane, actuel-
lement utilisé à 95 %. La production 
d’un kg d’hydrogène par électrolyse 
requiert ainsi de consommer environ 
55  kWh d’énergie électrique. Le cout 
de production dépend non seulement 
de celui de l’électricité bas carbone 
utilisée, mais aussi du cout des 
électrolyseurs et de leur maintenance. 

Un vecteur énergétique
dans l’air du temps : 
l’hydrogène

Tableau 1. Objectifs de production et d’utilisation de l’hydrogène en France, dans l’Union 
européenne et dans le monde. 

France Union  
européenne Monde

Usages industriels  
non énergétiques actuels 0,9 Mt 9 Mt ~ 100 Mt

Objectifs de production  
par électrolyse pour 2030-
2035 :
• �Usages industriels 
• �Usages énergétiques  

(mobilités lourdes, réseaux 
de gaz) 

Besoins induits en électrolyse.

0,63 Mt

0,4 Mt
0,23 Mt

6,5 GW, 35 TWh

12-17,5 Mt

3 Mt

Objectifs 2050 et besoins  
en électricité, capacité  
d’électrolyse

20 % énergie finale (2016) : 
8 Mt, 440 TWh, 70 GW

24 % énergie 
finale (2018) : 

65 Mt, 
3600 TWh

528 Mt équiv. H2
(cf. scénario 
NZE de l’IEA)

Usage dans la gestion  
de l’intermittence des EnRi  
(au-delà de 2035)

Indication : trois jours de 
backup total (= 5 TWh)  

0,25 Mt, 14 TWh, 2 GW

Alors que le cout actuel du kg de 
dihydrogène produit par vaporefor-
mage du gaz naturel se situe entre 
1,5 et 2 €, celui produit par électrolyse 
se situe dans une fourchette 3-9 €/kg. 
Pour pouvoir devenir économique-
ment compétitive, cette production 
d’hydrogène bas carbone par électro
lyse devrait satisfaire aux conditions 
suivantes (a) : 

• �les électrolyseurs doivent fonction-
ner le plus longtemps possible à 
pleine charge toute l’année, pour 
limiter le surdimensionnement 
des installations ;

• �les électrolyseurs doivent assurer 
pour l’industrie une production 
régulière et continue ;

• �le système électrique doit être en 
mesure de délivrer l’énorme quan-
tité d’électricité nécessaire. ❚

(a) Pour une analyse plus détaillée, voir par exemple :	   
• �G. Bonhomme, 	  

https://cutt.ly/conversation_debat_lhydrogene , et
• �G. Bonhomme, 	  

https://cutt.ly/articles_des_emerites_2021 .

Au-delà de son utilisation comme moyen de stockage de l’électricité dans le “power-to-gas-to-power”, 
discuté dans l’article précédent de Georges Sapy, la molécule de dihydrogène apparait aujourd’hui 
comme le vecteur énergétique idéal, à même de remplacer les combustibles fossiles dans leurs 
principales applications, soit dans le domaine de la production de chaleur, soit dans les transports.

https://cutt.ly/conversation_debat_lhydrogene
https://cutt.ly/articles_des_emerites_2021

