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La France doit aujourd’hui affronter trois nouveaux défis dans la mise en œuvre  
de sa politique énergétique. 

Elle doit sortir des énergies fossiles carbonées afin de respecter l’objectif de neutralité 
carbone à l’horizon 2050, et cela passe notamment par un renchérissement du prix  
du carbone. Elle doit en second lieu investir massivement dans la production d’électricité 
pour faire face à une demande croissante d’électricité liée à l’électrification des usages, 
et cela requiert des investissements dans le nucléaire pilotable et décarboné.  
La France doit enfin relever le défi du stockage-déstockage à grande échelle des énergies 
renouvelables et regarder dans quelle mesure la mobilité électrique peut y contribuer. 

Il faut également repenser le fonctionnement des marchés de l’électricité si l’on veut 
que le financement de ces défis soit assuré.

La loi de 2015 sur la «  transition 
énergétique pour une croissance 
verte  » (TECV) a fixé comme 

objectif d’atteindre la «  neutralité 
carbone  » à l’horizon 2050, ce qui 
impose de réduire fortement les 
émissions de gaz à effet de serre (GES), 
notamment les émissions de CO2. Il 
faudra donc réduire rapidement la 
consommation d’énergie dans les 
deux principaux secteurs consom-
mateurs d’énergie carbonée : ceux du 
bâtiment et des transports [1]. Un 
autre objectif de la loi de 2015 est de 
réduire la part du nucléaire à 50 % à 
l’horizon 2035 contre près de 72 % en 
2019, ce qui impose corrélativement 

d’accroitre de façon substantielle la 
part des énergies renouvelables (EnR) 
dans la production d’électricité. Sur 
les 56 réacteurs nucléaires encore en 
activité en 2020, après la fermeture 
des deux réacteurs de Fessenheim, 
douze devraient encore être fermés. 
Les autres seront prolongés, et un 
projet de construction de six nou-
veaux réacteurs est à l’étude (ces 
réacteurs devraient se substituer à 
des réacteurs déclassés).

En 2019, le secteur résidentiel-
tertiaire (bâtiments pour l’essentiel) 
représentait 46 % de la consommation 
d’énergie finale en France, contre 
32  % pour celui des transports et 

19  % pour celui de l’industrie (le 
reste, 3  %, concerne principalement 
l’agriculture). Rappelons aussi que 
les produits pétroliers raffinés 
comptent encore pour 44  % de la 
consommation française d’énergie 
finale, contre 25  % pour l’électricité, 
19 % pour le gaz naturel, 10 % pour la 
biomasse, le bois et les déchets et 2 % 
seulement pour le charbon. 

Notons que les pouvoirs publics 
encouragent le développement de la 
mobilité électrique et l’interdiction 
progressive du chauffage au gaz 
dans les nouvelles constructions, de 
sorte que les usages électriques sont 
appelés à se développer massivement, 

Article disponible sur le site https://www.refletsdelaphysique.fr ou https://doi.org/10.1051/refdp/202477030

mailto:jacques.percebois%40umontpellier.fr?subject=
mailto:stanislas.pommeret%40societechimiquedefrance.fr?subject=
https://www.refletsdelaphysique.fr
https://doi.org/10.1051/refdp/202477030


Prendre la mesure des enjeux et des défis 

Reflets de la Physique n° 77 31

d’autant que le recours accru au 
numérique accentue le phénomène. 
Ainsi la consommation d’énergie 
finale doit chuter, mais la part de 
l’électricité dans cette consommation 
doit s’élever. On s’attend donc à une 
augmentation de la consommation 
d’électricité d’au moins 30  % d’ici 
2050. 

Le développement massif des usages 
électriques lié à la sortie des combus-
tibles fossiles implique de s’assurer 
que le mix électrique pourra faire 
face demain aux besoins des consom-
mateurs. Investir dans la production 
d’électricité, celle de nouveaux réac-
teurs nucléaires notamment, et déve-
lopper les réseaux d’électricité pour 
absorber cette production croissante 
d’électricité nucléaire et renouvelable 
sont un défi majeur si l’on tient 
compte à la fois des besoins financiers 
nécessaires et des délais de mise en 
œuvre de ces investissements massifs. 

Le défi de la sortie  
des énergies fossiles

Lors de la conférence de Paris de 
décembre 2015 sur le climat, l’Union 
européenne s’était engagée à réduire 
ses émissions de GES de 40 % en 2030 
par rapport aux niveaux de 1990. 
L’objectif a depuis été revu à la hausse 
par les États membres qui se sont 
accordés sur une nouvelle cible de 
réduction des émissions de 55  % 
d’ici à 2030. Le rehaussement de 
l’ambition climatique européenne 
constitue un cap significatif à fran-
chir sur la route de la neutralité car-
bone en 2050, qui nécessitera d’accé-
lérer le retrait des énergies fossiles 
sur le continent. Pour y parvenir, la 
Commission européenne mise sur le 
renforcement de son marché car-
bone, qui constitue le principal outil 
de la politique de décarbonation de 
l’Union. Elle a annoncé une série de 
mesures en ce sens lors de la présen-
tation du paquet législatif “Fit for 55” 

au mois de juillet 2021, dont la plus 
emblématique vise à mettre en place 
un dispositif d’ajustement carbone 
aux frontières de l’Europe. Avec ce 
mécanisme, qui devrait être opéra-
tionnel d’ici 2026, le cout en CO2 des 
produits importés serait aligné sur 
celui supporté par les producteurs 
européens. On réduit l’exposition 
aux risques de «  fuites de carbone  » 
des secteurs intensifs en énergie, ce 
qui devrait à terme permettre de 
supprimer les subventions accordées 
à ces secteurs sous forme d’allocations 
gratuites de quotas. La Commission 
peut ainsi s’assurer que les efforts de 
réduction des émissions de CO2 en 
Europe ne se traduisent pas par une 
augmentation de l’empreinte carbone. 
En parallèle, le périmètre du marché 
carbone devrait être étendu aux 
émissions des transports maritime 
et routier, et à celles issues du chauf-
fage des bâtiments, qui en étaient 
jusqu’à présent exemptées. 

L’une des 70 Toyota i-Road devant sa borne de recharge électrique à Grenoble. 
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Il faut donc s’attendre à l’avenir à 
un prix du carbone élevé en Europe, 
qui va permettre de favoriser les 
investissements dans les énergies dé
carbonées et l’efficacité énergétique. 
La hausse du prix du carbone va s’ac-
compagner de la relocalisation de 
certaines activités comme la sidé-
rurgie, et de l’émergence de nou-
velles filières vertes pour la produc-
tion de ciment, d’hydrogène ou de 
batteries. Dans le même temps, le 
cout lié à l’usage des énergies fos-
siles va s’accroitre, grevant la renta-
bilité des industries les plus émet-
trices, et augmentant les risques d’ac-
tifs échoués, c’est-à-dire de couts irré-
cupérables du fait de la montée en 
puissance du prix du carbone. 
L’Europe doit envoyer un signal clair 
aux investisseurs à travers son projet 
de taxonomie verte, afin d’orienter 
les financements vers les activités 
qui permettent d’accélérer le retrait 
des fossiles. Il existe cependant des 
divisions parmi les États membres, 
certains souhaitant pouvoir labelli-
ser les investissements dans le gaz 
d’origine fossile, tandis que d’autres 
s’opposent à l’intégration du 
nucléaire – qui n’émet pourtant pas 
de CO2 – dans la taxonomie des actifs 
verts. Un compromis a été trouvé 
qui permettra aux deux énergies 
d’obtenir un accès à des financements 
privilégiés.

Les énergies fossiles (charbon, 
pétrole et gaz) représentaient encore, 
en 2019, 72  % de l’énergie finale 
consommée dans l’Union européenne 
et à peu près 65 % de celle de la France. 
Il y a certes un paradoxe à voir les 
pays importateurs d’hydrocarbures 
encourager les producteurs à investir 
davantage pour produire plus dans 
le but de faire baisser les prix sur les 
marchés mondiaux, tout en affichant 
simultanément leur volonté de se 
passer à terme de ces hydrocarbures. 
Cela traduit un comportement 
schizophrène entre la préoccupation 
du court terme (« la fin du mois ») et 
celle du long terme («  la fin du 
monde »).

D’une manière générale, les poli-
tiques de décarbonation du secteur 
énergétique vont se traduire par une 
augmentation des prix de l’énergie 
payés par le consommateur final. La 
hausse des prix du CO2 et l’inclusion 
dans le marché carbone des émissions 
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liées aux carburants pour le transport 
routier et au fioul pour le chauffage 
vont peser sur la facture énergétique 
des consommateurs, avec le risque 
d’accroitre la précarité énergétique. 
Comme l’a rappelé la crise des gilets 
jaunes en France, la fiscalité envi-
ronnementale est généralement 
anti-distributive et tend à peser plus 
fortement sur les ménages modestes 
qui sont souvent chauffés au fioul, 
et dont le poids des dépenses énergé-
tiques dans le revenu est bien supé-
rieur à celui des ménages aisés. Il 
faut donc veiller à protéger ces 
ménages qui ne doivent pas subir 
la transition énergétique, ni en sup-
porter l’essentiel des couts. Le produit 
des enchères de quotas doit être 
utilisé pour renforcer les dispositifs 
de redistribution existants, tels que 
le chèque énergie qui ne couvre pas 
la mobilité, et pour permettre aux 
ménages précaires de financer leurs 
travaux d’isolation ou l’acquisition 
de véhicules moins polluants [2]. 

Le défi des  
investissements dans  
la production d’électricité

Le mix électrique de la France est 
déjà très largement décarboné (93 %), 
et la priorité n’est pas de substituer 
des énergies renouvelables décarbo-
nées à du nucléaire décarboné, même 
si les objectifs de la loi PPE 
(Programmation Pluriannuelle de 
l’Énergie) prévoient de porter à 50 % 
la part des énergies renouvelables 
dans le mix électrique à l’horizon 
2035 et de réduire à 50  % celle du 
nucléaire. Le réseau électrique a 
besoin de centrales pilotables, c’est-à-
dire qui suivent la courbe de charge 
en temps réel et assurent le maintien 
de la fréquence à 50 Hz. Suivre la 
courbe de charge signifie que la 
puissance injectée en amont sur le 
réseau doit, en temps réel, être égale 
à la puissance souscrite en aval par 
les consommateurs. L’électricité ne 
se stocke pas aujourd’hui, du moins à 
grande échelle et dans des conditions 
économiques acceptables. Seules les 
centrales nucléaires et hydrauliques 
de barrage sont à la fois pilotables 
(sur des échelles de temps données) et 
décarbonées, tandis que les centrales 
au gaz ou au charbon sont pilotables 
mais carbonées. Les énergies renou-

velables comme le photovoltaïque ou 
l’éolien sont certes décarbonées, mais 
ne sont pas pilotables. Dans ce dernier 
cas c’est la demande qui doit s’adapter 
à l’offre et non l’inverse, ce qui n’est 
pas toujours possible, ni souhaitable 
d’ailleurs. Si à certaines périodes on 
injecte beaucoup d’électricité « fatale » 
renouvelable (donc non pilotable) 
parce qu’il y a beaucoup de vent ou 
beaucoup de soleil mais que, dans 
le même temps, la demande d’élec-
tricité est faible, cette injection pose 
problème et il faut la stocker, ce qui 
n’est guère facile aujourd’hui à 
grande échelle, sinon cela provoque 
des prix négatifs sur le marché de 
gros, comme on a pu le constater à 
diverses reprises en France entre 
2010 et 2020. Le producteur doit payer 
pour être débarrassé de ce produit 
devenu encombrant.

À l’inverse, lorsque la demande 
d’électricité est forte, en hiver 
notamment en raison des besoins de 
chauffage, et que dans le même 
temps la disponibilité des éoliennes 
et du solaire est faible du fait de 
l’absence de vent ou de soleil, les prix 
ont tendance à s’envoler sur le mar-
ché de gros de l’électricité, ce qui se 
répercute sur le prix payé par le 
consommateur final. Fin 2021, une 
conjonction de facteurs défavorables 
partout en Europe a provoqué une 
hausse très importante des prix sur 
le marché de gros de l’électricité. Le 
maximum a été observé le 21 décembre 
2021 à 18 heures, lorsque le prix a 
atteint 620 euros par MWh alors qu’il 
oscillait entre 40 et 60 euros le MWh 

    La transition  
énergétique  
va s’accompagner  
d’une électrification 
croissante des  
usages, notamment  
dans la mobilité,  
mais aussi du fait  
du développement  
des objets connectés.”
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quelques mois auparavant. Le prix 
TTC payé par un consommateur 
domestique alimenté par EDF au 
tarif réglementé de vente (TRV) est de 
l’ordre de 200 euros le MWh, et ce 
prix comprend non seulement le 
cout de production et de fourniture 
de l’électricité (33  % environ du 
prix TTC) mais également le montant 
des péages d’accès aux réseaux de 
transport et de distribution de RTE 
et d’Enedis (32 %) et les taxes (35 %). 
Certains fournisseurs sont ainsi 
obligés d’acheter à un prix très élevé 
sur le marché de gros l’électricité 
qu’ils revendent ensuite à leurs 
clients. Soit ils répercutent la hausse 
sur le consommateur, au risque de le 
voir changer de fournisseur et de 
rejoindre le tarif réglementé de 
vente, soit ils subissent des pertes 
pouvant conduire à la faillite, ce qui 
s’est d’ailleurs produit pour plusieurs 
fournisseurs en Europe.

C’est la hausse vertigineuse du prix 
du gaz sur le marché international 
qui explique en grande partie cette 
hausse des prix de gros de l’électricité, 
même si ce n’est pas la seule raison. 
La hausse du prix du carbone (80  € 
la tonne de CO2 fin 2021), le faible 
facteur de charge de l’éolien en 
Europe, la fermeture de nombreuses 
centrales à charbon en Allemagne, la 
moindre disponibilité du parc 
nucléaire français ont aussi leur 
responsabilité. Le marché de l’élec-
tricité fonctionne comme tous les 
marchés de concurrence  : le prix y 
est fixé sur la base d’enchères à prix 
limite, ce qui veut dire que c’est le cout 
de fonctionnement (cout marginal) 
de la centrale marginale qui fixe le 
prix pour toutes les centrales qui 
participent aux enchères. Comme les 
centrales à gaz sont une grande partie 
du temps les centrales marginales en 
Europe, celles que l’on appelle aux 
heures où la demande est forte, et 
que tous les marchés européens sont 
interconnectés, la hausse du prix du 
gaz, qui représente l’essentiel du cout 
de fonctionnement d’une centrale à 
gaz, explique très largement celle du 
prix de l’électricité [3]. Certains 
veulent donc réformer le marché en 
modifiant le système des enchères, 
d’autres veulent limiter le rôle du 
marché en privilégiant des contrats 
de long terme, et beaucoup recon-
naissent qu’il faut investir massive-

ment dans des centrales nucléaires 
pilotables pour limiter le poids des 
centrales à gaz dans le mécanisme dit 
du “merit order” (appel des centrales 
en fonction de leur cout marginal 
croissant). Il faut au minimum 
renoncer à la fermeture de centrales 
nucléaires qui risquent de faire 
défaut demain.

Une étude de France Stratégie [4] 
montre que, sur la base d’hypothèses 
prudentes en termes de disponibilité 
des diverses centrales et de relative 
stabilité de la demande d’électricité, 
la France pourrait connaître dès 
2030-2035 des risques sérieux de 
coupure généralisée (“black-out”), la 
puissance appelée en pointe étant 
supérieure à la puissance disponible, 
du moins si l’on maintient la ferme-
ture de douze nouveaux réacteurs 
nucléaires conformément aux dis-
positions de la loi PPE. À l’inverse, on 
risque de se trouver face à une puis-
sance d’électricité «  fatale » éolienne 
et solaire nettement supérieure à la 
puissance appelée aux heures creuses, 
ce qui va poser la question de l’utili-
sation de ces surplus. Pourra-t-on les 
transformer tous en hydrogène 
«  vert  » par électrolyse de l’eau, ce 
qui consiste à dissocier l’eau en ses 
deux composantes, l’hydrogène et 
l’oxygène ? Les capacités de stockage 
par batteries ou par STEP (Stations de 
Transfert d’énergie par Pompage dans 
des retenues d’eau) sont nettement 
insuffisantes.

La transition énergétique va s’ac-
compagner d’une électrification 
croissante des usages, notamment 
dans la mobilité mais aussi du fait 
du développement des objets connec-
tés, comme le confirme la récente 
étude de RTE [5]. Dans l’hypothèse 
optimiste retenue par RTE où l’éner-
gie finale consommée en France 
passerait de 1 600 TWh en 2019 à 
930 TWh en 2050, ce qui requiert des 
efforts importants d’efficacité éner-
gétique, la part de l’électricité passe-
rait de 25  % environ en 2020 à près 
de 55  % en 2050. Les réseaux d’élec-
tricité, qui devront en temps réel 
gérer des millions de points d’injec-
tion et de soutirage, auront besoin de 
s’appuyer sur des plateformes numé-
riques pour opérer les arbitrages 
entre production, consommation et 
stockage de l’électricité, grâce notam-
ment aux technologies quantiques.  

Investir dans la production d’élec-
tricité est une priorité, et la relance 
d’un programme nucléaire passe par 
l’étude de nouveaux mécanismes de 
financement comme celui des 
«  contrats pour différences  » retenu 
par l’Angleterre pour le projet Hinkley 
Point. L’investisseur signe un contrat 
avec l’État qui lui garantit que, 
durant une bonne partie de la durée 
de fonctionnement de la centrale, 
les kWh produits seront rémunérés à 
un prix suffisant pour assurer la 
rentabilité de l’opération. Avec ce 
système, le producteur vend son 
électricité sur le marché de gros. Il 
obtient un complément versé par 
l’État si le prix de gros est inférieur 
au prix garanti, et verse la différence 
à l’État si le prix de gros est supérieur 
au prix garanti. Encore faut-il que le 
prix garanti au départ ne soit pas 
trop éloigné de la tendance des prix 
observés sur le marché.

Le défi du stockage 
-déstockage à grande 
échelle des énergies 
renouvelables

La pénétration de l’éolien et du 
photovoltaïque a été fortement 
facilitée par la mise en place partout 
en Europe de prix d’achat garantis 
(“feed-in tariffs”) très rémunérateurs. 
Cette électricité, rémunérée hors 
marché, est injectée sur le réseau à 
un cout marginal nul. Ces énergies 
renouvelables ne sont pas sensibles 
au prix du marché de gros et elles 
récupèrent leurs couts fixes via les 
tarifs d’achat fixés de façon régle-
mentaire (les consommateurs d’élec-
tricité via la CSPE, contribution au 
service public de l’électricité, qui a 
fusionné avec la TICFE, les consom-
mateurs de produits pétroliers via 
une partie de la TICPE, taxe intérieure 
sur la consommation de produits 
énergétiques). Il est vrai que la baisse 
du cout des énergies renouvelables, 
obtenue grâce à une production de 
masse à l’échelle mondiale, et la forte 
augmentation des couts des énergies 
fossiles rendent de moins en moins 
nécessaire les subventions accordées 
via les “feed-in tariffs”. Ces subven-
tions subsistent néanmoins sous 
forme de primes, un complément de 
rémunération variable destiné à 
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Un axe important des politiques énergétiques européennes, notamment en France, est de développer à grande échelle 
le véhicule électrique (autonome à terme). Même si on peut imaginer que l’introduction de la mobilité électrique 
pourra contribuer à diminuer certaines contraintes des EnR, il ne faut pas sous-estimer l’impact que cela aura sur 
l’appel de puissance électrique sur le réseau s’il faut recharger une flotte importante de véhicules. 	  
Quelques questions restent en suspens.

 LE DÉVELOPPEMENT À GRANDE ÉCHELLE DES VÉHICULES ÉLECTRIQUES

Si toutes les voitures étaient électriques, quelle est la production d'électricité supplémentaire qui serait nécessaire, 
en France, pour maintenir la circulation automobile actuelle ?
La consommation française d’énergie finale en produits pétroliers dans les transports est de l’ordre de 45,4 Mtep. 
Le rendement d’un moteur thermique (transformation de l’énergie thermique en énergie mécanique) se situe dans la 
fourchette (15 – 30 %) ; donc l’énergie mécanique utilisée pour faire avancer les véhicules est dans la fourchette 7 – 14 Mtep. 
Cette énergie correspond à 80 – 160 TWh. 
Pour électrifier les transports, il faudrait 100 TWh de plus.

Si toutes les voitures sont électriques, quelle est la charge électrique totale qui sera stockée, à un moment donné, 
dans l'ensemble de leurs batteries ?
Le parc français comprend 30 millions de véhicules ; si l’on remplace tous ces véhicules par des véhicules électriques 
équipés d’une batterie de 52 kWh (batterie de la Zoé de Renault), alors ce parc a une capacité de stockage totale 
maximale de 1500 GWh. C’est une valeur basse, car la batterie de la Zoé est petite comparée au 100 kWh d’une Tesla 
model S. On peut garder en mémoire que le parc automobile stocke de 1 à 2 TWh. Rappelons que la production totale 
électrique française en 2019 était de 538 TWh. 
Un parc automobile électrique stocke donc de l’ordre d’un à deux jours de production électrique.

Quelles contraintes pour la charge des voitures ?
Si on charge une Zoé sur une prise domestique (10  A), il faut 32 heures pour la charger complètement pour une puissance 
appelée de 2,3 kW, soit 10 A x 230 V (tableau 1). Si toutes les voitures chargent en même temps dans une hypothèse 
de charge lente, alors elles appelleront 69 GW à comparer aux 61,4 GW de capacité nucléaire installée en France (depuis 
la fermeture de Fessenheim). Si elles sont en mode de charge rapide (43 kW), elles appelleront une puissance de 
1,2 TW. Cette puissance correspond à douze fois la puissance maximale appelée sur le réseau français (100,5 GW le 
7 février 2012 à 19 h 00), ce qui n’est guère réaliste.
Un parc automobile électrique implique nécessairement que le gestionnaire de réseau contrôle le régime de charge 
des véhicules électriques. 

Comment se compare le stockage nécessaire pour le « tout électrique » à ce qui est nécessaire pour lisser les fluctuations 
des énergies renouvelables ?
Une voiture électrique ne peut avoir un sens économique que si elle est utilisée, car une somme importante est immobilisée 
dans sa batterie. Les batteries résistent en général à 1 000 – 2 000 cycles de charge-décharge (beaucoup de dévelop-
pements sont en cours pour augmenter ce nombre de cycles). Dans l’hypothèse où le réseau pourrait décharger et 
charger les batteries à sa guise (ce qui n’est évident ni d’un point de vue technique ni d’un point de vue sociologique), 
il est peu probable que cette marge aille au-delà de 20 % de la valeur nominale (le véhicule est chargé à 90 % de sa 
charge nominale et il est déchargé à 80 % en cas de pointe de consommation et est chargé à 100 % en cas de sous 
consommation ou de pointe de production des EnR), soit une capacité de stockage de 100 à 200 GWh. En théorie, 
cette quantité de stockage disponible permettrait d’effacer les pointes de production des EnR et les pointes de consom-
mation des ménages. Toutefois, cette constatation doit être relativisée :	
1• �il faut trouver un modèle économique qui soit collectivement acceptable (juste rétribution du propriétaire du véhicule) ; 
2• �cette capacité de stockage ne sert que pour 24 heures, car dès le lendemain c’est une autre journée qui commence ;
3• �il faut que le réseau soit capable de supporter l’intermittence des EnR.
Les batteries des voitures peuvent aider à l’absorption des pics de production des énergies renouvelables : effacement 
des pointes de production imposées par les conditions météorologiques du moment. Plutôt que d’injecter à prix négatif 
cette électricité excédentaire, on peut ainsi la stocker.

Peut-on imaginer une utilisation en seconde vie des batteries des voitures, afin de faire du stockage saisonnier et de 
l’effacement de pointe ?
Vu le nombre important de batteries embarquées dans le parc automobile et le fait qu’elles peuvent faire un nombre 
limité de cycles avec une perte de capacité compatible avec leur usage, on peut estimer qu’un parc automobile mettra 
au rebut une capacité nominale 200 GWh de batteries par an (1/5 du stockage). Comme ces batteries sont vieilles, on 
peut considérer que leur capacité est divisée par deux, soit 100 GWh pour une durée moyenne de 5 ans. Cette capacité 
totale cumulée sur 5 ans de 500 GWh est voisine de la consommation journalière française et pourrait permettre de 
résoudre la composante court terme du problème de l’intermittence des EnR. Le modèle technique et économique de 
la seconde vie des batteries dans le stockage de l’électricité reste à démontrer : compatibilité et disponibilité des BMS 
("battery management system"), infrastructures, entretien... 
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Type de borne  
ou prise de recharge

Puissance  
de charge Pour 395 km

Prise domestique 10 A 2,3 kW 32 h

Prise domestique 
renforcée 16 A 3,7 kW 19 h

Borne de recharge  
domestique/publique 7,4 kW 9 h 30

Borne de recharge publique 11 kW 6 h

Borne de recharge publique 22 kW 3 h

Borne de recharge rapide 50 kW 1 h 30

encourager une énergie « décarbonée ». 
Cependant, il faut tenir compte des 
couts induits par cette injection, 
notamment ceux liés à l’intermit-
tence et les couts de renforcement 
des réseaux [6, 7].

Pour anticiper un recours croissant 
à de telles énergies, on envisage 
aujourd’hui leur stockage à grande 
échelle lorsque la production est 
excédentaire par rapport aux besoins, 
avec un mécanisme de déstockage 
lorsque c’est nécessaire, en particulier 
aux heures de pointe. À court terme 
(au jour le jour), on peut envisager de 
stocker une partie de cette électricité 
dans des batteries  ; mais à moyen 
terme (quelques jours voire quelques 
semaines), il faut passer par la filière 
“power-to-gas” qui consiste à produire 
de l’hydrogène via l’électrolyse de l’eau 
réalisée grâce à cette électricité excé-
dentaire, puis à stocker l’hydrogène 

produit ou à le combiner à du CO2 
pour obtenir du méthane. Mais cette 
solution, quoique séduisante, n’est 
pas encore rentable avec les filières 
“power-to-gas” puis “gas-to-power”, ce 
qui compromet la mise en place d’un 
stockage à grande échelle à court ou 
moyen terme [8]. Toutes ces questions 
seront discutées dans la quatrième 
partie de ce numéro. Enfin, l’absence 
de stockage massif et la diminution 
des moyens de production centralisés 
et répondant à la demande peuvent 
entrainer de fortes volatilités dans la 
tarification de l’énergie [9]. 

Le potentiel de STEP étant limité 
pour des raisons géologiques, il faut 
chercher d’autres solutions. Des 
recherches sont menées pour mettre 
au point de nouvelles techniques de 
stockage ou améliorer l’efficacité des 
batteries. Les batteries au lithium 
constituent aujourd’hui la meilleure 
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Tableau 1. Temps de chargement maximal d’une voiture Renault Zoe E-tech 100 % 
électrique chargée dans diverses conditions. Batterie 52 kWh. Autonomie : jusqu’à 395 km.
(Données 2023. Source : site web de Renault.)
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solution de stockage à petite échelle, 
mais on risque de se heurter très vite 
à l’épuisement de la ressource. Pour 
stocker deux jours de consommation 
d’électricité française, il faudrait par 
exemple disposer de 360  000 tonnes 
de lithium avec la technologie 
actuelle selon une étude de l’Ancre 
(Alliance nationale de coordination 
de la recherche pour l’énergie) ; or, la 
production mondiale de lithium 
n’excède pas 40  000 tonnes par an... 
On peut certes penser aux piles à 
combustible  : on réalise localement 
l’électrolyse de l’eau et on utilise 
ensuite l’hydrogène pour faire l’opé-
ration inverse. Toutefois, l’utilisation 
massive de cette technologie est 
freinée par la disponibilité du platine. 
Des espoirs sont mis dans des batteries 
nouvelles, notamment des batteries 
solides.

Un défi important à l’échelle euro-
péenne est le développement à grande 
échelle de véhicules électriques (voir 
l’encadré de la page 34).

Conclusion
L’objectif de la neutralité carbone à 

l’horizon 2050 requiert d’investir 
massivement dans les technologies 
énergétiques respectueuses du climat 
et de l’environnement, tout en garan
tissant une énergie accessible au plus 
grand nombre et disponible pour la 
réussite des politiques publiques 
(santé, alimentation, transport...). De 
nombreux verrous scientifiques et 
technologiques restent à lever, et cela 
passe par des investissements soute-
nus dans la recherche fondamentale, 
technologique et industrielle. ❚
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