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Résumé

Avec une situation énergétique qui leur est propre, les territoires insulaires am-
bitionnent de réaliser une transition vers l’autonomie énergétique. Parmi les moyens
pouvant permettre à un territoire de réduire ses importations d’énergie, on trouve
le développement de nouveaux vecteurs énergétiques, comme l’hydrogène. Que ce
soit comme carburant pour la mobilité ou comme moyen de stockage de l’électricité,
celui-ci peut présenter des opportunités pour le développement de filières techno-
logiques et énergétiques locales. L’objectif de la thèse est ainsi d’étudier un réseau
électrique insulaire tendant vers l’autonomie énergétique, et l’impact sur celui-ci de
l’intégration de l’hydrogène. Les recherches effectuées sont appliquées au cas d’étude
de l’île de La Réunion, territoire dépendant énergétiquement à 88 % en 2021.

La première étape du travail a permis d’étudier le réseau électrique actuel et
de rassembler les données le décrivant afin de pouvoir le modéliser, le simuler et
l’optimiser par la suite. Après une étude de la littérature, des scénarios de capacité
installée de production d’électricité aux horizons 2030 et 2050 ont été proposés.
Ces scénarios ont ensuite été testés au sein du réseau électrique modélisé, afin de
vérifier leur capacité à satisfaire différents scénarios de consommation électrique.
Cette capacité a été étudiée à l’aide d’une optimisation de type programmation
linéaire avec l’outil PyPSA, adapté au cas d’étude avec la modélisation du réseau
de transport sous haute tension de l’électricité. Via une minimisation des coûts
de fonctionnement du réseau, ainsi que d’investissement dans le renforcement des
lignes et dans l’installation de batteries, les impacts techniques, économiques et
environnementaux de chaque scénario ont été évalués et comparés.

Une fois ce travail effectué, la transition du secteur de la mobilité a été étu-
diée. Notamment, l’usage de l’hydrogène comme carburant dans des véhicules ou
comme réactif pour la production de carburants alternatifs pour les secteurs aérien
et maritime a été modélisé. Le dimensionnement des différentes technologies néces-
saires (électrolyseurs, stockages hydrogène) ainsi que l’impact global sur le réseau
électrique ont été évalués. Pour cela, de nouvelles contraintes de satisfaction de la
demande en hydrogène ont été rajoutées au problème d’optimisation initial, ainsi
qu’un terme dans la fonction objectif sur la minimisation des coûts d’investisse-
ment des technologies hydrogène. Afin d’évaluer la pertinence de l’hydrogène pour
le cas d’étude, une comparaison technique, économique et environnementale entre
véhicules électriques à batterie et avec de l’hydrogène a été effectuée pour un réseau
d’autocars. Les résultats obtenus montrent une utilisation de l’hydrogène limitée par
rapport aux solutions électriques à batterie, bien que cela dépende des évolutions
technologiques futures, qui restent incertaines. Si le secteur maritime peut entamer
une transition renouvelable localement grâce à de l’e-ammoniac, plus de moyens
devront être mis en place pour décarboner le secteur aérien à partir d’e-kérosène.

L’hydrogène comme moyen de stockage de l’électricité du réseau sur de longues
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durées a finalement été intégré au modèle, et différents critères économiques, envi-
ronnementaux ou encore géographiques ont été analysés via la mise en place d’une
optimisation multi-objectif. Dans le cas d’un optimal économique, le besoin en sto-
ckage longue durée est limité et n’apparaît que dans des conditions météorologiques
bien particulières. Pour identifier les solutions de stockage les plus appropriées, des
recherches supplémentaires seront cependant nécessaires.

Globalement, l’autonomie énergétique du territoire devra passer par une réduc-
tion de la consommation et un développement maximal des ressources locales.

Mots-clés : Hydrogène, réseaux électriques, transition énergétique, prospective éner-
gétique, optimisation, mobilité.
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Abstract

With their own unique energy situation, island territories are aiming to achieve
a transition towards energy self-sufficiency. One of the ways in which a region can
reduce its energy imports is by developing new energy carriers, such as hydrogen.
Whether as a fuel for mobility or as a means of storing electricity, hydrogen can
present opportunities for the development of local technological and energy sectors.
The aim of this thesis is to study an island electricity network moving towards energy
self-sufficiency, and the impact on it of the integration of hydrogen. The research
carried out is applied to the case study of Reunion Island, a territory that was 88 %
energy dependent in 2021.

The first stage of the work involved studying the current electricity network and
gathering the data describing it so that it coulb be modeled, simulated and later
optimized. Following a study of the literature, scenarios were proposed for installed
electricity generation capacity in 2030 and 2050. These scenarios were then tested
within the modelled electricity network, in order to verify their capacity to satisfy
different electricity consumption scenarios. This capacity was studied using linear
programming optimisation with the PyPSA tool, adapted to the case study with
the modelling of the high-voltage electricity transmission network. The technical,
economic and environmental impacts of each scenario were assessed and compared
by minimising network operating costs, as well as investment in line reinforcements
and in the installation of batteries.

Once this work had been completed, the region’s energy self-sufficiency was stu-
died, in particular the transition in the mobility sector. In particular, the use of
hydrogen as a fuel in vehicles or as a reagent in the production of alternative fuels
for the aviation and maritime sectors was modelled. The sizing of the various techno-
logies required (electrolysers, hydrogen storage) and the overall impact on the elec-
tricity grid were assessed. To do this, new hydrogen demand satisfaction constraints
were added to the initial optimization problem, as well as a term in the objective
function on minimising the investment costs of hydrogen technologies. In order to
assess the relevance of hydrogen for the case study, a technical, economic and en-
vironmental comparison was made between battery-electric and hydrogen-powered
vehicles for a network of coaches. The results obtained show a limited use of hydro-
gen compared with battery electric solutions, although this depends on future tech-
nological developments, which remain uncertain. While the maritime sector could
initiate a renewable transition locally using e-ammonia, more resources will need to
be put in place to decarbonise the aviation sector using e-kerosene.

Hydrogen as a means of storing electricity on the grid over long periods was finally
incorporated into the model, and various economic, environmental and geographical
criteria were analysed using a multi-objective optimisation. In the case of optimum
economic conditions, the need for long-term storage is limited and only arises in very
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specific weather conditions. However, further research will be needed to identify the
most appropriate storage solutions.

Overall, the region’s energy self-sufficiency will require a reduction in consump-
tion and maximum development of local resources.

Title: Modeling and optimization of insular power systems in the medium and long
term : study of the impact of the integration of hydrogen in Reunion Island – appli-
cation to mobility and network storage

Keywords: Hydrogen, electricity networks, energy transition, energy forecast, opti-
mization, mobility.
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CHAPITRE 1

Introduction

Points clés
• Les milieux insulaires, comme l’île de La Réunion, sont confrontés à des

enjeux de transition énergétique spécifiques.

• Les études sur l’hydrogène dans les milieux insulaires, bien que limitées,
se concentrent principalement sur son usage comme carburant alternatif
pour la mobilité et comme moyen de stockage de l’électricité.

• Le travail de thèse se construit autour des deux problématiques sui-
vantes :

1. Dans quelles mesures l’hydrogène peut-il contribuer à la transition
énergétique, notamment dans un contexte insulaire ?

2. Quels paramètres ont le plus d’influence sur l’optimisation des sys-
tèmes énergétiques dans une zone non-interconnectée ?
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1.1 Contexte

1.1.1 Nécessité d’une transition énergétique globale
Depuis le début du XIXe siècle, les ressources fossiles, c’est-à-dire le charbon,

le pétrole et le gaz naturel, sont utilisées massivement pour la production énergé-
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Chapitre 1. Introduction

tique, que ce soit pour le transport de matières premières, de marchandises et de
passagers, ou la production de chaleur et d’électricité. Cependant, ces ressources
fossiles émettent du dioxyde de carbone (CO2) lors de leur combustion. En 2023,
37,4 milliards de tonnes de CO2 ont été émises dans l’atmosphère [1]. Bien qu’il existe
d’autres gaz à effet de serre (GES), comme le méthane ou le protoxyde d’azote, le
CO2 est celui qui est le plus largement émis sur Terre avec les activités humaines,
et ainsi le premier responsable de l’effet de serre anthropique duquel résulte ce que
nous connaissons sous le terme de « changement climatique ».

Un organisme en particulier est chargé de regrouper, étudier et synthétiser les
études de la littérature scientifique mondiale sur le changement climatique, le Groupe
d’experts intergouvernemental sur l’évolution du climat (GIEC) [2]. L’objectif de cet
organisme est de mieux faire connaître l’état de la littérature aux décideurs politiques
et plus largement au grand public. Pour ce faire, suite à une évaluation détaillée en
toute transparence, plusieurs projections sont publiées, prenant en compte des scé-
narios d’adaptation et d’atténuation pour réduire les risques présentés.
Dans ses projections, le GIEC détaille des évolutions potentielles en quatre scénarios
distincts : le premier pour un niveau de réchauffement global de 1,5°C par rapport
à 1850-1900, le deuxième pour un niveau de réchauffement global de 2°C, et les
deux derniers scénarios prennent en compte un réchauffement global de 3°C et 4°C.
Aujourd’hui, ce niveau de réchauffement est estimé à 1,1°C, avec des variations géo-
graphiques importantes [3].
Au cœur de ces scénarios, on retrouve les conséquences suivantes, avec comme ori-
gine l’augmentation des émissions de CO2 d’origine humaine : perturbation du cycle
de l’eau, acidification des océans, montée des eaux, hausse de la température, aug-
mentation des flux migratoires, problèmes de sécurité alimentaire et de sécurité
d’accès à l’eau, ou encore augmentation des taux de mortalité et des maladies. Ces
répercussions, irréversibles pour les populations, exacerberont les conflits. Une nette
détérioration de la biodiversité est aussi observée depuis des années. Cependant, les
rapports du GIEC insistent sur le fait qu’il ne sera jamais trop tard pour agir, et
que chaque degré compte.
Une transition énergétique globale est ainsi nécessaire afin de réduire notre impact
sur le changement climatique. Parmi les mesures les plus efficaces, on retrouve la
réduction, voire l’abandon des énergies fossiles pour la production d’électricité, ainsi
que pour les transports, avec par exemple une diminution du nombre de voitures
thermiques individuelles ou d’avions. Cependant, c’est avec une baisse de la consom-
mation énergétique globale que les meilleurs résultats seront obtenus.

Pour encourager la mise en place de ces solutions, des traités internationaux, tels
que l’Accord de Paris, sont instaurés. Adopté en 2015 par 191 états ainsi que l’Union
Européenne, ce traité vise à maintenir l’augmentation de la température moyenne
de la surface du globe par rapport aux niveaux pré-industriels bien en-dessous de
2°C. Localement, de nombreux scénarios sont mis en place pour proposer des tra-
jectoires permettant de respecter cet Accord. On citera par exemple les scénarios
de RTE (Réseau de transport d’électricité), le gestionnaire du réseau de transport
de l’électricité français, intitulés « Futurs énergétiques 2050 » [4], ou encore ceux
de l’ADEME, l’agence de l’environnement et de la maîtrise de l’énergie, intitulés
« Transition(s) 2050 » [5]. Tous ces scénarios opérationnels intègrent les leviers pré-
cédemment évoqués.
Afin de proposer une transition énergétique efficace, chaque territoire doit être étudié
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et sa transition planifiée. En raison de leurs spécificités énergétiques, entre autres,
les milieux insulaires font l’objet d’études ciblées.

1.1.2 Les milieux insulaires sous tension
Face à la transition énergétique, tous les territoires ne sont pas sur un même pied

d’égalité. Les réseaux électriques continentaux, souvent étendus, ont de nombreux
avantages qui leur permettent d’être résilients.
Premièrement, ils disposent d’une plus grande marge de manœuvre pour s’adapter
à la demande. Il est rare que des conditions météorologiques dégradées perturbent
la totalité d’un réseau électrique continental. Que ce soit des tempêtes, des inonda-
tions ou d’autres événements climatiques, toutes les régions sont rarement touchées
en même temps. Cela laisse la possibilité aux installations des zones non impactées
de continuer à fonctionner pour satisfaire la demande énergétique globale. Dans le
cas d’une zone non-interconnectée, le réseau est souvent impacté de manière uni-
forme par les intempéries. Si ce n’est pas le cas, les installations des zones non
perturbées peuvent ne pas suffire à compenser les installations des zones perturbées.
De la même façon, les larges réseaux bénéficient d’une meilleure répartition de la
demande journalière. En effet, le pic de la demande peut ne pas survenir simulta-
nément (décalage horaire, modes de vie différents, etc.). Cela permet une meilleure
adaptation du fonctionnement des installations de production électrique. Plus le ré-
seau sera étalé, plus la demande sera stable.
Deuxièmement, les larges réseaux électriques disposent de la possibilité d’installer
davantage de capacités de production d’électricité d’une part, et des infrastructures
de plus grande dimension d’autre part. Dans le premier cas, il est plus facile d’an-
ticiper les phases d’arrêt pour maintenance de ces installations, et dans le second
cas, des économies d’échelle sont possibles, permettant de produire de l’électricité
à moindre coût. De plus, un réseau électrique étendu possède davantage de lignes
de transport, c’est-à-dire davantage de chemins possibles pour transporter l’électri-
cité du lieu de production au lieu de consommation. En cas de coupure d’une ligne,
un autre chemin peut être emprunté. Finalement, les larges territoires maillés par
plusieurs réseaux électriques nationaux interconnectés bénéficient d’une capacité à
importer et exporter leur électricité en cas de déficit ou de surplus de production.

Aujourd’hui, les régions insulaires sont davantage contraintes et sont par contraste
particulièrement vulnérables : conditions climatiques parfois extrêmes et dévasta-
trices, isolement géographique, difficulté de mise en place du transport et de la
distribution de l’électricité (relief, demande électrique étalée, systèmes d’îlots diffi-
ciles à relier, etc.), ressources énergétiques locales et espace limités, ou encore forte
dépendance aux importations énergétiques. De nombreuses îles avec une demande
énergétique non négligeable ne sont pas interconnectées à un continent, et sont ainsi
dépendantes d’autres pays pour leur énergie. Ces importations énergétiques sont le
plus souvent d’origine fossile, et sont utilisées pour la production d’électricité dans
des centrales thermiques, mais aussi pour la mobilité des habitants. En France, dans
le but de limiter ces dépendances, la loi relative à la Transition énergétique pour
la croissance verte (LTECV), promulguée en 2015, fixe comme objectif l’autonomie
énergétique en 2030 pour les Départements et Régions d’Outre-mer (DROM : Gua-
deloupe, Martinique, Guyane, La Réunion et Mayotte) [6] et en 2050 pour la Corse.
En plus des contraintes spécifiques évoquées précédemment, ces milieux sont aussi
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particulièrement soumis aux impacts du changement climatique, tels que la montée
des eaux ou l’évolution du climat local. Dans le rapport public annuel de 2024 de la
Cour des comptes, sur le thème de l’adaptation au changement climatique, on trouve
la citation suivante : « les Outre-mer, qui sont exposés à la quasi-totalité des aléas
naturels, présentent d’importantes vulnérabilités d’ordre géographique, économique
et social. Le risque d’une catastrophe y est important. » [7]. Ces paramètres doivent
ainsi aussi être pris en compte.

1.1.3 La situation de l’île de La Réunion
Présentation générale
Le projet de thèse se focalise sur le cas d’étude de La Réunion. Situé au sud-ouest
de l’océan Indien, entre Madagascar et l’île Maurice, ce DROM français comptait
plus de 800 000 habitants en 2020 pour une surface de 2 512 km2. Si l’augmentation
de la population a ralenti ces dernières années, l’INSEE, l’Institut national de la
statistique et des études économiques, prévoit plus d’un million d’habitants à La
Réunion d’ici 2037 [8].
La densité de population n’est cependant pas uniforme sur le territoire : 75 % de la
population vit à moins de 400 m d’altitude. Parmi eux, 50 % vivent sur le littoral,
c’est-à-dire à moins de 150 mètres au-dessus du niveau de la mer. Cela s’explique
par la topographie de l’île. La Réunion est une île volcanique, composée de deux
massifs : le Piton des Neiges, volcan éteint depuis 12 000 ans et point culminant de
l’île à 3 070 m, et le Piton de la Fournaise, volcan effusif actif depuis 500 000 ans,
avec une éruption par an en moyenne. Liées aux volcans, trois caldeiras font partie
de la richesse naturelle de La Réunion : Mafate, Cilaos et Salazie. Grâce à ses Pitons,
cirques et remparts, l’île est inscrite au patrimoine mondial de l’Unesco. La région
abrite également un Parc national, créé en 2007, qui gère les biens naturels inscrits
sur la liste de l’Unesco, et une réserve naturelle marine de 35 km2 le long de la côte
Ouest de l’île.
Cette topographie particulière implique une grande quantité de micro-climats loca-
lement, bien qu’une certaine dualité existe. La côte Nord-Est, humide et verdoyante,
autrement appelée la « Côte au Vent », se distingue de la côte Sud-Ouest, sèche et
ensoleillée, « Côte sous le Vent ». Le climat tropical humide est cependant prépondé-
rant, impliquant un réseau hydrographique dense. La carte en Figure 1.1 représente
les éléments évoqués : urbanisation du littoral, densité du réseau hydrographique,
emprise du parc national, et distinction des deux Côtes de l’île. Cette carte a été tra-
cée avec le logiciel QGIS (système d’information géographique, logiciel open-source),
grâce aux couches citées en Table 1.1.
Dans cette région du globe, seules deux saisons découpent l’année : l’hiver austral,
la saison sèche, et l’été austral, la saison des pluies. Cette dernière correspond à la
période de formation des dépressions tropicales, pouvant évoluer en cyclones. En
effet, La Réunion est située dans une zone cyclonique, et des cyclones tropicaux
peuvent apparaître au début de l’été austral, vers le 15 novembre. La saison se ter-
mine généralement vers le 15 avril [9]. Jusqu’à huit cyclones peuvent frapper l’île
par décennie [10], causant généralement quelques dégâts mais pas de victimes.
Toutes ces informations sont importantes pour l’étude énergétique du territoire.
En effet, la topographie, les zones protégées, le climat et les événements météoro-
logiques extrêmes ont un impact sur la production d’électricité : limitation de la
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ressource foncière, production dépendante des conditions météorologiques, etc. De
même, l’évolution de la population et de l’économie de l’île aura un impact sur
l’évolution des besoins énergétiques locaux.

Figure 1.1 – Carte de La Réunion montrant la densité du réseau hydrographique et l’emprise
du parc national. La légende a été simplifiée afin de ne pas afficher les nuances de couleurs pour
une même catégorie d’éléments. La ligne coupant l’île représente la limite entre les Côtes au Vent
(nord-est) et sous le Vent (sud-ouest). Carte produite avec QGIS.

Couche Source
Parc national [11]
Réseau hydrographique [12]
Occupation du sol [13]

Table 1.1 – Données utilisées pour tracer la carte en Figure 1.1.

Si le secteur tertiaire est le premier secteur économique de l’île, deux autres sec-
teurs spécifiques font partie de l’histoire de La Réunion : l’agriculture et le tourisme.
Le premier cumulait environ 3 000 emplois en 2020 avec la sylviculture, l’exploita-
tion forestière et la pêche, et occupe un cinquième de la superficie de l’île. La moitié
de cette surface agricole utile est dédiée à la canne à sucre [14]. L’exploitation de
celle-ci permet de produire et d’exporter du sucre et du rhum. Il existe deux usines
sur l’île, une au Sud et une au Nord, ainsi que trois distilleries. La bagasse, résidu
fibreux du broyage de la canne, est utilisée pour la production d’électricité. Toute
cette filière bénéficie de fonds publics : chaque année, plus de 130 millions d’euros
sont accordés par des fonds nationaux ou européens. La pérennité de ces secteurs
agro-alimentaires est régulièrement remise en question, notamment dans un contexte
de limitation des surfaces agricoles sur l’île et d’augmentation des importations de
produits alimentaires [15]. 14 000 emplois sont aujourd’hui liés aux secteurs de la
canne, du sucre, du rhum et de la production d’énergie qui en découle [16].

Le secteur du tourisme est quant à lui plus important que celui de l’agriculture en
matière d’emploi, et est un maillon important de l’économie réunionnaise [14] : de-
puis 2000, ce secteur est au premier plan, aussi bien pour le tourisme balnéaire, vert
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ou sportif. En raison du climat tropical de l’île, on observe peu de saisonnalité dans
la fréquentation touristique. Les mois les plus prisés sont juillet-août et décembre-
janvier [17]. Les touristes provenant de l’hexagone représentent en moyenne chaque
année 80 % de la clientèle. Ainsi, si ce secteur ne crée pas de pics de consommation
saisonniers trop importants, il contribue à une demande accrue en énergie.
Enfin, la place du secteur industriel est modeste (4,6 % de la valeur ajoutée totale en
2016 [14]). Ce secteur est composé d’industries de fabrication de biens intermédiaires,
de fabrication de biens d’équipement, ainsi que d’industries agro-alimentaires.

Contexte énergétique
Le mix énergétique décrit la répartition des sources d’énergie primaire utilisées pour
la production d’électricité, le transport ou la production de chaleur et de froid.
Certaines de ces sources d’énergie primaire peuvent être importées. Le taux de ces
importations est appelé « taux de dépendance énergétique ». En 2022, celui-ci était
de 86,9 % pour La Réunion [18].
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Figure 1.2 – Évolution de la consommation énergétique et du taux de dépendance énergétique
de La Réunion depuis 2012 [18].

La Figure 1.2 montre l’évolution de la consommation totale d’énergie primaire et du
taux de dépendance énergétique depuis 2012. L’année 2000 est représentée à titre
de comparaison : entre 2000 et 2012, la consommation d’énergie a été multipliée
par 1,3. Depuis 2012, la consommation d’énergie primaire suit une tendance glo-
bale à la hausse, bien que des baisses ponctuelles, comme celle observée pendant
la pandémie de COVID-19, puissent être observées, et la dépendance énergétique
évolue de manière similaire. En 2022, le taux de dépendance énergétique diminue
en particulier grâce à une augmentation des coûts d’importation des combustibles
fossiles et une augmentation de la production hydraulique (fin de certaines activités
de maintenance et pluviométrie importante).

Aujourd’hui, les importations d’énergie primaire à La Réunion sont acheminées
par bateau en provenance de différents pays exportateurs [19] : les carburants rou-
tiers, aériens et maritimes proviennent de Singapour et de Malaisie, et le fioul lourd
d’une des centrales de l’île vient des Émirats Arabes Unis. Ce dernier est en train
d’être remplacé par du biodiesel fabriqué à partir d’huile de colza importée de France
métropolitaine [20]. Le gaz utilisé localement peut être importé de différents pays,
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selon le marché (Émirats Arabes Unis, Australie, Nigéria, Argentine ou Arabie Saou-
dite). Jusqu’à très récemment, du charbon d’Afrique du Sud était importé pour deux
centrales thermiques. Celui-ci a été remplacé par des pellets de bois, importés ac-
tuellement d’Indonésie, du Vietnam et de Malaisie [20]. À l’avenir, la volonté locale
est de raccourcir les chaînes d’approvisionnement en important certaines ressources
depuis l’Inde, l’Australie ou l’Afrique du Sud. Les ressources locales de La Réunion,
représentant 13 % des sources d’énergie primaire, comprennent la bagasse, le biogaz,
le soleil, le vent et l’eau, principalement pour la production d’électricité. Le système
de production d’électricité locale sera détaillé ci-dessous.

Le secteur le plus énergivore de l’île est le secteur des transports, consommant
près des deux tiers de l’énergie finale. Responsable, de plus de la moitié des impor-
tations de combustibles fossiles de la Réunion, la consommation du secteur était de
692,8 ktep en 2022 [18]. Ce secteur comprend les sous-secteurs routiers, maritimes
et aériens, le premier consommant les deux tiers des besoins du secteur.
En effet, les Réunionnais sont particulièrement dépendants des véhicules individuels :
représentant plus de 82 % du parc automobile, plus de 410 000 voitures particulières
sont en circulation sur l’île. Cela correspond à près d’une voiture pour deux habi-
tants [18]. Il s’agit toutefois d’un chiffre moins important qu’en France métropoli-
taine (plus d’une voiture particulière en circulation pour deux habitants [21]) ; un
certain effet de rattrapage pourrait ainsi renforcer la dynamique d’augmentation
du nombre de véhicules. Parmi ces véhicules individuels, les véhicules électriques
et hybrides trouvent lentement leur place : + 61 % entre 2021 et 2022, pour un to-
tal de 20 000 véhicules à la fin de 2022. Plusieurs objectifs sont fixés pour réduire
la consommation du secteur, comme le développement des transports en commun,
dont la place est actuellement particulièrement faible, des mobilités douces, ou du
covoiturage. Des investissements sont également prévus pour étudier les biocarbu-
rants dans les flottes captives.
Concernant les deux autres sous-secteurs du secteur du transport, celui de l’aérien
consomme un tiers des besoins du secteur 1. Concernant la France et ses cinq DROM,
les carburéacteurs utilisés pour la propulsion des avions ne représentent en moyenne
qu’entre 4 et 5 % de la consommation d’énergie du secteur des transports [22].
Enfin, le sous-secteur maritime représente environ 2 % des consommations du sec-
teur des transports. Toutes ces consommations dépendent directement des crises qui
affectent l’île, qu’elles soient sociales ou sanitaires. En effet, la crise des gilet-jaunes
suivie de la crise du COVID-19 ont eu des impacts notables sur la mobilité et la
consommation des habitants, bien que temporaires.

Viennent ensuite dans le bilan énergétique les secteurs industriel, tertiaire et
résidentiel, chacun représentant environ 10 % de la consommation finale d’énergie.
Enfin, le secteur agricole représente environ 1 % de la consommation.
Concernant la consommation électrique, la répartition des secteurs diffère, avec par
exemple le secteur résidentiel en tête avec plus de 40 % de la consommation en 2017.
Vient ensuite le secteur tertiaire avec 35 % de la consommation, puis le secteur indus-
triel avec 17 %, dont 65 % des entreprises font partie des industries de la métallurgie
et de l’agro-alimentaire [23].

Le diagramme de Sankey représentant les flux énergétiques totaux à La Réunion
sur l’année 2022, tiré du bilan énergétique de l’île [18], est visible en Figure 1.3.

1. Cette consommation correspond à la quantité de kérosène nécessaire pour chaque vol au
départ de La Réunion
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Contexte électrique
La Réunion n’étant pas interconnectée à un réseau électrique continental, la produc-
tion électrique doit se faire entièrement localement. Jusqu’à fin 2022, celle-ci était
principalement basée sur des combustibles fossiles importés. Le réseau électrique
pouvait compter sur plusieurs centrales thermiques, dont deux centrales au charbon
et à la bagasse pour la production de base, pour un total de 210 MW. Ces deux
centrales, mises en œuvre en 1992 et en 1996, sont situées sur les mêmes sites que
les usines sucrières, afin de ne pas avoir à déplacer la bagasse après son extraction.
Depuis 2024, ces deux centrales ne fonctionnent plus qu’à la biomasse, le charbon
ayant été remplacé par les pellets de bois importés évoqués précédemment. La ba-
gasse est toujours utilisée en complément durant les campagnes sucrières.
Pour la production de semi-base, une centrale diesel de 211 MW est installée dans
l’Ouest de l’île. Depuis 2024, cette centrale fonctionne au biocarburant importé, fa-
briqué à partir d’huile de colza. Dans la même zone, deux turbines à combustion
(TAC) au fioul lourd, chacune d’une capacité de 40 MW, sont utilisées pour les pics
de consommation quotidiens et en secours en cas de défaillance des autres moyens
de production. Enfin, une troisième TAC de 41 MW, fonctionnant au bioéthanol et
au fioul lourd pour la production de pointe, est située dans le Sud.
Grâce au réseau hydrographique de la région, 133 MW d’hydroélectricité sont instal-
lés depuis 2013, constituant la principale source de production renouvelable pilotable
du réseau. Depuis 2005, les énergies intermittentes sont exploitées avec 15,1 MW
d’éoliennes et 230 MW de systèmes photovoltaïques. Finalement, de nouveau pour les
pics de consommation, des centrales biogaz sont utilisées pour un total de 4,4 MW.
L’évolution du mix électrique réunionnais entre 2000 et 2022 est visible sur la Fi-
gure 1.4.
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Ces dernières capacités renouvelables augmentent chaque année et devraient
continuer à augmenter pour répondre à des objectifs fixés par les pouvoirs publics.
En effet, la LTECV fixe l’autonomie énergétique en 2030 pour l’île [6]. Plus aucune
source d’énergie primaire ne devrait être importée, que ce soit pour le transport
ou pour la production d’électricité. C’est tout le modèle de production d’électricité,
aujourd’hui basé principalement sur les importations énergétiques, qui devra être
repensé, alors que la consommation d’électricité est en hausse depuis de nombreuses
années, de la même manière que la consommation d’énergie primaire.
Après avoir atteint 2 820 GWh en 2022, la demande d’électricité va probablement
continuer à augmenter dans les années à venir, avec l’électrification des usages comme
les véhicules électriques. Bien qu’une partie de la production électrique couvre la plu-
part des besoins de chaleur (principalement eau chaude sanitaire) et de froid de la
région, les chauffe-eau solaires sont largement utilisés pour exploiter la ressource so-
laire. Plus de 790 000 m2 de panneaux solaires thermiques étaient en place en 2022.
Pour répondre à ces enjeux, l’île dispose d’un certain potentiel en termes d’énergies
renouvelables, avec l’hydroélectricité, le soleil, le vent et la biomasse. En 2022, les
énergies renouvelables locales ont produit 1 100 GWh d’électricité, soit 36 % de la
production totale d’électricité [18]. Avec la conversion des centrales thermiques, la
part de production d’électricité d’origine renouvelable, même si une partie est im-
portée par bateau fonctionnant au combustible fossile, se rapproche des 100 %. Le
taux de dépendance énergétique, lui, ne varie pas.

À La Réunion, le réseau électrique est exploité par la direction Systèmes Éner-
gétiques Insulaires (SEI) d’EDF, premier producteur et fournisseur national d’élec-
tricité. Vingt-cinq postes source, reliés entre eux par 500 km de lignes haute tension
type B (HTB) de 63 kV, constituent le réseau de transport de l’électricité. Celui-
ci est visible en Figure 1.5. Ces postes source réduisent la tension de l’électricité,
et sont reliées à 3 500 km de lignes haute tension type A de 15 kV, principalement
souterraines. Le réseau de distribution d’électricité (230 V et 400 V) est composé de
6 200 km de lignes.

Figure 1.5 – Carte du réseau de transport haute tension de La Réunion. La légende de l’occupation
des sols est la même que celle de la Figure 1.1. Carte produite avec QGIS.
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Depuis 2019, le taux de pénétration maximal des énergies renouvelables inter-
mittentes 2 sur le réseau réunionnais est de 35 %. Initialement fixé à 30 % par un
arrêté ministériel datant du 23 avril 2008 pour toutes les zones françaises non reliées
au réseau métropolitain continental [24], ce seuil est désormais fixé dans la program-
mation pluriannuelle de l’énergie des cinq DROM, comme énoncé dans le Code de
l’énergie depuis la LTECV [25].
En effet, les moyens de production d’énergie renouvelable intermittente, comme
le photovoltaïque et l’éolien, présentent des caractéristiques différentes des moyens
conventionnels. Tout d’abord, ils n’ont aucune inertie (ou un inertie négligeable)
et sont connectés par de l’électronique de puissance. Comme ils dépendent d’une
ressource primaire qui ne peut pas être stockée, la production d’électricité est moins
contrôlable et sa variabilité est plus grande. Ils sont également moins résilients face
aux perturbations du réseau, que ce soit en fréquence ou en tension (voir l’exemple
de la perturbation d’Odessa [26]).
Ainsi, ces énergies doivent être intégrées au réseau sans dégrader la sécurité de celui-
ci ni la qualité de l’approvisionnement ; l’instauration d’une limite de pénétration
permet de répondre à ces problématiques. Le taux de pénétration évoqué pour La
Réunion est resté à 32 % jusqu’à la fin de 2018 et a été atteint 43 fois en 2016. Durant
un total de 111 heures, plusieurs générateurs photovoltaïques ont été déconnectés,
ce qui a entraîné une perte de production de 508 MWh (0,2 % de la production pho-
tovoltaïque annuelle) [27]. Depuis 2019, grâce à l’évolution du taux de pénétration,
il n’y a pas eu de déconnexion des installations asynchrones, et toute l’énergie pro-
duite a pu être injectée dans le réseau.
Aucune limite n’est fixée pour les réseaux continentaux, et il est possible qu’à cer-
taines périodes la demande électrique soit satisfaite par une majorité d’énergie inter-
mittente. Cela a été le cas au Danemark en 2015, où l’énergie éolienne a pu fournir
la totalité de la demande électrique d’une journée [28]. Au Portugal en 2018, ou en
Allemagne en 2016, l’énergie éolienne a pu fournir près de 40 % de la production
électrique sur plusieurs jours.

Cependant, comme évoqué dans la sous-section précédente, un réseau insulaire
peut être soumis à plusieurs aléas le rendant moins fiable, sans que ceux-ci aient for-
cément les énergies intermittentes comme origine. C’est pour cela que depuis mars
2023, EDF Réunion a lancé la « Météo de l’électricité ». À travers plusieurs para-
mètres, cet indicateur permet de renseigner les usagers sur l’état du réseau électrique,
et ainsi procéder au maximum à un effacement volontaire de la consommation élec-
trique. Trois niveaux sont annoncés : vert, rien n’est à signaler, orange, la situation
est tendue et la consommation doit être modérée, et enfin rouge, la situation est
critique et des coupures de courant peuvent survenir.
Depuis septembre 2023, cet indicateur a annoncé des niveaux oranges à cinq reprises
et des niveaux rouges à deux reprises, comme montré sur la Figure 1.6. Dans des mes-
sages postés sur leur page Facebook, EDF Réunion préconise aux usagers de réduire
leur consommation et d’adopter des « écogestes », ceci afin de baisser la demande
électrique par rapport aux moyens de production disponibles. Cette préconisation
peut concerner la plage horaire de 19h à 22h, pendant le pic de consommation, ou
bien la journée complète.
Une situation en particulier a fait les titres de la presse locale dernièrement, fin

2. Rapport, à tout instant, entre l’électricité produite par les installations photovoltaïques et
éoliennes et la production totale d’électricité.
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février 2024 (voir Figure 1.7). À ce moment là, plusieurs paramètres défavorables
s’additionnent. Tout d’abord, les centrales thermiques ne sont pas encore totalement
converties à la biomasse, et certaines tranches sont déconnectées durant les travaux.
Ensuite, certaines installations hydrauliques sont endommagées depuis le passage
du cyclone tropical Belal un mois plus tôt, et les réparations ne sont pas encore
terminées. Enfin, des températures élevées impliquant une consommation élevée et
des « avaries techniques inopinées sur les moyens de production restants » [29] ont
conduit à une surcharge du réseau électrique local. Pour faire face à cette situation
critique, de nombreux usagers ont dû être privés d’électricité sur toute l’île.

  

Figure 1.6 – Publications de EDF à La Réunion sur leur page Facebook.

 

Figure 1.7 – Titres dans la presse locale et publication de EDF à La Réunion sur leur page
Facebook, concernant la situation du réseau fin février 2024.

Ainsi, bien que le territoire dispose de plusieurs avantages en termes d’énergie
(potentiel renouvelable, demande en chaleur négligeable, etc.), de nombreuses fai-
blesses existent sur le réseau électrique de part son caractère insulaire. À cela s’ajoute
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la menace de la dépendance aux importations, mettant La Réunion et ses habitants
dans une situation précaire, et les rendant vulnérables aux variations extérieures et
aux crises qui pourraient survenir, qu’elles soient sanitaires, sociales, ou liées à des
conflits armés (cf. l’impact énergétique en Europe de l’invasion de l’Ukraine en hiver
2022). Ces dernières pourraient en effet remettre en cause le fonctionnement interne
du système et/ou rendre les approvisionnements énergétiques difficiles voire impos-
sibles. Le réseau de La Réunion doit ainsi diminuer sa dépendance aux importations,
afin d’améliorer sa résilience.

Plusieurs moyens peuvent permettre à un territoire de réduire les importations
d’énergie, comme le développement des énergies renouvelables locales, la baisse de la
consommation, ou le développement de nouvelles technologies. Parmi celles-ci, l’hy-
drogène fait partie des solutions possibles envisagées. Que ce soit comme carburant
pour la mobilité ou comme moyen de stockage de l’électricité, ce vecteur énergétique
présente des opportunités pour le développement de filières technologiques locales.

1.1.4 L’hydrogène, vecteur énergétique phare de la
transition ?

L’hydrogène, premier élément du tableau périodique des éléments, est l’atome
le plus répandu dans l’univers. Représentant 92 % du nombre total d’atomes, il est
omniprésent dans les étoiles et certaines planètes. Sur Terre, il est généralement
combiné à d’autres atomes, formant de la matière organique ou inorganique, comme
l’eau ou les hydrocarbures. Une extraction, souvent consommatrice d’énergie, est
alors nécessaire avant exploitation. L’appellation « hydrogène » sera entendue dans
ce manuscrit pour nommer la forme moléculaire dihydrogène. En effet, constituée de
deux atomes d’hydrogène, c’est cette forme moléculaire qui existe dans les conditions
normales de température et de pression.

L’hydrogène n’est pas une source d’énergie mais un vecteur énergétique. Cela
signifie que celui-ci doit d’abord être produit, pour pouvoir ensuite être converti en
électricité, en chaleur, ou en énergie cinétique par exemple. Aujourd’hui, l’utilisation
de ce vecteur est au cœur des débats. En effet, l’hydrogène étant inflammable au
contact de l’air, on le trouve très rarement sous forme pure, et les gisements sont
rares et difficilement exploitables. Pour l’utiliser, il faut ainsi le produire, et cela est
consommateur d’énergie. De plus, pour un stockage optimal de cette ressource ayant
une densité volumique très faible, une compression ou un changement d’état est par-
fois nécessaire, entraînant de nouveau une certaine consommation d’énergie. Enfin,
le transport de l’hydrogène présente dans certains cas quelques difficultés, comme
par exemple la modification des réseaux de gaz pour un transport par pipeline, ou
la transformation en ammoniac pour un transport par voie maritime.
Mais alors, quel est l’intérêt de l’hydrogène si sa production, son conditionnement et
son transport nécessitent plus d’énergie qu’il n’en fournira lors de son utilisation ?
La raréfaction des ressources fossiles, l’augmentation de la demande énergétique, ou
encore les limitations concernant le stockage de l’électricité par d’autres technolo-
gies permettent de répondre en partie à cette question. Si des verrous technologiques
persistent, en particulier pour une production optimale de l’hydrogène bas carbone,
rendant la filière encore onéreuse, de nombreux projets sont menés dans différentes
régions du monde.
La filière bénéficie de nombreux investissements, que ce soit pour la recherche et le
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développement ou la mise en place de projets industriels. En Europe, et en France
en particulier, ce sont plusieurs milliards d’euros qui sont prévus ou qui ont déjà été
investis dans le développement de l’hydrogène. En particulier, les programmes sui-
vants permettent de financer cette filière : le programme de recherche et d’innovation
de l’Union européenne H2020, puis Horizon Europe, ou encore le plan d’investisse-
ment France 2030. Parmi les gros projets, on retrouve la mise en œuvre de plusieurs
gigawatts d’installations de production d’hydrogène bas-carbone [30], le déploiement
d’infrastructures de transport ou encore le développement d’un marché internatio-
nal. Si de tels investissements sont prévus, c’est aussi parce que l’hydrogène est déjà
exploité dans le monde aujourd’hui, mais de manière carbonée. Comme énoncé plus
tôt, pour réduire nos émissions de CO2, la filière doit se transformer.

Utilisation industrielle actuelle
L’hydrogène est déjà largement employé aujourd’hui. Il est en particulier utilisé pour
la production d’ammoniac (NH3), en réaction avec du diazote (N2). Cet ammoniac
peut ensuite être combiné avec de l’acide sulfurique ou du dioxyde de carbone,
pour créer des engrais azotés, utilisés pour l’agriculture. Ces engrais permettent
d’alimenter les plantes en azote, élément indispensable à leur développement.
L’hydrogène est aussi utilisé pour la production de méthanol (CH3OH) en réaction
avec du monoxyde de carbone (CO). Le méthanol peut avoir différentes applications,
mais est surtout utilisé en chimie lors de la production de parfums ou d’essences, ou
pour le traitement des eaux.
Enfin, l’hydrogène est utilisé pour le raffinage de produits pétroliers, ainsi que dans
les domaines de la sidérurgie et de la métallurgie, pour la production d’acier. La
demande en hydrogène pur depuis 1975 est visible en Figure 1.8. En France, la
production annuelle d’hydrogène pour usage industriel est estimée à un million de
tonnes [31].
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Figure 1.8 – Demande en hydrogène pur en Mt depuis 1975, pour les applications de raffinage
et de production d’ammoniac [32]. La demande pour la production de méthanol entre autres n’est
pas représentée, car l’hydrogène utilisé n’est pas pur : il fait partie d’un mélange de gaz [33].
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Production d’hydrogène
Différents procédés de production de l’hydrogène existent. La solution la plus utilisée
aujourd’hui pour la production d’hydrogène est le vaporeformage du gaz naturel. Ce
procédé consiste à faire réagir du méthane (CH4) et de l’eau (H2O) pour créer de
l’hydrogène et du dioxyde de carbone. Pour une tonne d’hydrogène produit, ce sont
10 tonnes de CO2 qui sont émises [34]. Cette méthode de fabrication représentait
plus de 75 % de l’hydrogène produit en 2019. Pour réduire l’impact de celle-ci, il
est possible d’utiliser du biométhane (issu de la fermentation de la biomasse) à la
place du méthane, ou encore de capter et stocker le dioxyde de carbone actuellement
relâché. Cette dernière solution est visée par un arrêté préparé par le gouvernement
français, voulant qualifier l’hydrogène alors produit de « bas carbone ». Cependant,
les technologies permettant de capter et stocker le CO2 sont controversées, d’un
point de vue économique, environnemental et politique ; elles sont en effet parfois
qualifiées de « leviers d’inaction climatique » [35].
La deuxième méthode de production la plus utilisée est la gazéification du charbon.
Par combustion, un mélange de monoxyde de carbone et d’hydrogène est produit.
Un traitement chimique est ensuite nécessaire pour obtenir de l’hydrogène pur. Avec
cette méthode, qui représente environ 20 % de la production d’hydrogène mondiale,
ce sont 19 tonnes de CO2 qui sont émises pour une tonne de H2 produite [34]. Pour
réduire l’impact de ce moyen de fabrication, une nouvelle fois les émissions peuvent
être captées et stockées, ou alors de la biomasse peut être utilisée à la place du
charbon.
Afin de simplifier la différenciation des méthodes de production de l’hydrogène, cha-
cune d’elles s’est vue attribuer métaphoriquement une couleur reflétant son impact
environnemental. Celles-ci sont détaillées dans la Table 1.2. D’autres méthodes de
production d’hydrogène émettrices de dioxyde de carbone existent, comme l’oxyda-
tion partielle des hydrocarbures (l’oxygène remplace la vapeur d’eau de la première
méthode) ou le reformage autothermique (reformage avec de la vapeur d’eau et de
l’oxygène). Cependant, comme énoncé précédemment, l’heure est à la réduction de
ces émissions. D’autres solutions, moins polluantes mais plus coûteuses, permettent
de produire de l’hydrogène. La solution la plus mature aujourd’hui est l’électrolyse
de l’eau.

Couleur attribuée Mode de production
Noir Gazéification - charbon
Gris Vaporeformage - gaz naturel

Bleu Gazéification - charbon - capture et stockage du CO2
Vaporeformage - gaz naturel - capture et stockage du CO2

Turquoise Pyrolyse - méthane
Rouge ou rose Électrolyse - électricité d’origine nucléaire
Jaune Électrolyse - électricité d’origine mixte
Vert Électrolyse - électricité d’origine renouvelable
Blanc Puits naturels

Table 1.2 – Couleurs attribuées à l’hydrogène en fonction de son mode de production. La définition
de la couleur « jaune » peut varier.

L’électrolyse de l’eau est un procédé électrochimique qui permet de séparer une
molécule d’eau en hydrogène et en oxygène. Aucun autre élément n’est émis dans
le procédé. Cependant, la séparation des molécules requiert un apport d’électricité.
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Ainsi, si l’électricité consommée pour l’électrolyse est issue de sources carbonées,
l’hydrogène produit ne sera pas considéré comme bas-carbone. Pour que cela soit le
cas, l’électricité doit venir d’une source peu émettrice de dioxyde de carbone (énergie
nucléaire par exemple) ou d’une source renouvelable (énergie solaire, hydraulique,
etc.). Plusieurs technologies d’électrolyseurs existent aujourd’hui, tel que l’électro-
lyseur alcalin (technologie la plus mature), l’électrolyseur à membrane échangeuse
de proton ou encore l’électrolyseur à oxyde solide (technologie la moins mature). La
différence entre ces technologies réside entre leur température ou leur pression de
fonctionnement, leur rendement, leur flexibilité ou encore leur niveau de maturité et
donc leur coût. L’un des désavantages de l’hydrogène régulièrement pointé du doigt
est le rendement de sa chaîne de transformation. Le rendement d’un électrolyseur,
parmi les technologies commercialisées, ne dépasse actuellement pas les 70 % [34].
Ainsi, afin de ne pas cumuler trop de pertes énergétiques, les usages de l’hydrogène
bas-carbone doivent être étudiés, mesurés, priorisés et optimisés. En effet, de nou-
veaux usages, en plus de ceux industriels précédemment présentés, commencent à
voir le jour et pourraient se développer davantage dans les années à venir.

L’hydrogène comme carburant pour la mobilité
Un des nouveaux usages les plus populaires aujourd’hui de l’hydrogène est la mobi-
lité. Deux moyens existent pour intégrer de l’hydrogène dans un véhicule.

Le premier moyen est de transformer l’hydrogène en électricité au sein du véhi-
cule. Pour cela, une pile à combustible (PAC) est utilisée. Cette technologie fonc-
tionne à l’inverse d’un électrolyseur : l’hydrogène réagit avec de l’oxygène suivant une
réaction d’oxydoréduction, pour produire de l’électricité, de la vapeur d’eau et de la
chaleur. Comme pour les électrolyseurs, plusieurs technologies de piles existent : les
piles alcalines, à membranes échangeuses de protons (PEMFC) ou à oxydes solides,
ou encore les piles à combustible à acide phosphorique ou à carbonate fondu. Encore
une fois, ce sont les températures de fonctionnement, les rendements ou les appli-
cations qui peuvent différencier toutes ces technologies. Dans le cas d’un véhicule,
ce sera souvent une PEMFC qui sera utilisée. Ainsi, une fois l’hydrogène embarqué
dans le véhicule, sous forme gazeuse le plus souvent, celui-ci est transformé en élec-
tricité grâce à la pile à combustible, cette dernière alimentant un moteur électrique.
Un schéma des technologies constituant un véhicule à pile à combustible, ainsi que
les différents flux intervenant, est visible en Figure 1.9.

Stockage 
hydrogène

Pile à 
combustible

Batterie

Moteur 
électrique

Figure 1.9 – Schéma des technologies constituant un véhicule à pile à combustible selon l’archi-
tecture considérée dans le présent manuscrit.

Selon l’architecture considérée, la pile à combustible peut seulement servir de pro-
longateur d’autonomie, et dans ce cas une batterie de plus grande capacité est
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embarquée, rechargeable par prise extérieure et alimentant principalement le mo-
teur électrique. Dans l’architecture qui est considérée dans le présent manuscrit,
la batterie sert essentiellement pour le démarrage, les accélérations ou les premiers
kilomètres.
Différents types de véhicules équipés de pile à combustible sont aujourd’hui com-
mercialisés ou au stade de prototype : des vélos (Pragma Mobility), des scooters
(Suzuki), des voitures individuelles (Toyota, Honda), des camions, des engins de
manutention ou de chantier (Hyundai, JCB), des trains (Alstom), des autobus et
des autocars (Iveco, Safra), ou encore des bateaux (NepTech). L’avion à hydrogène,
moyen de locomotion le moins avancé, est à l’étude chez Airbus. Pour rappel, les
solutions concurrentes à l’hydrogène pour tous ces types de véhicules sont : les car-
burants fossiles, l’électricité ou les carburants de synthèse.
En comparaison, l’hydrogène dans la mobilité présente plusieurs avantages : aucune
émission de dioxyde de carbone lors du fonctionnement du véhicule, un temps de
recharge équivalent à celui des carburants fossiles et une bonne capacité de stockage
dans le véhicule, donc une meilleure autonomie selon les cas. Cependant, d’autres in-
convénients existent. Comme évoqué plus tôt, les technologies sont encore coûteuses,
et pour le moment il existe très peu d’infrastructures de recharge, en particulier en
France. De plus, dans tous les cas, utiliser de l’hydrogène reviendrait à perdre de
l’énergie par rapport à une solution électrique à batterie. En effet, la combinaison
des rendements de l’électrolyseur et de la pile à combustible conduit à un rendement
de l’ordre de 30 à 40 %. Dans le cas d’une batterie, le rendement sera proche des
90 % [36]. Ainsi, il convient d’étudier chaque moyen de mobilité individuellement,
et de choisir le carburant optimal énergétiquement, économiquement et environne-
mentalement.

Le deuxième moyen d’intégrer de l’hydrogène dans un véhicule est de le brû-
ler dans un moteur à combustion interne. Cette méthode présente des avantages
comme des inconvénients, comme un rendement plus faible ou des émissions d’oxydes
d’azote, et est aujourd’hui à l’étude par certains constructeurs (EHM Efficient Hy-
drogen Motors).

L’hydrogène comme moyen de stockage de l’électricité
Un deuxième usage de l’hydrogène en développement est son utilisation comme
moyen de stockage stationnaire de l’électricité. L’une des problématiques des ré-
seaux électriques est de pouvoir stocker l’électricité dans de grandes quantités avec
un minimum de pertes, et avec un coût et des impacts environnementaux les plus
faibles possibles.
Comme cela a été vu précédemment, en particulier dans les réseaux insulaires et/ou
avec le développement massif des énergies intermittentes, les besoins de stockages
sont importants. Aujourd’hui, toutes les solutions pour stocker l’électricité néces-
sitent le recours à une autre forme d’énergie : utilisation de l’énergie mécanique et
de l’énergie hydraulique avec les STEP (stations de transfert d’énergie par pom-
page), de nouveau l’énergie mécanique avec le stockage par air comprimé, l’énergie
cinétique avec les volants d’inertie ou encore le recours à l’électrochimie avec les
batteries. Chaque solution présente des avantages et des inconvénients. Parmi ces
derniers, on peut citer les contraintes géographiques (grands espaces ou dénivelé
important), les échanges de chaleur nécessaires, les métaux controversés utilisés, les
temps de recharge importants ou encore la capacité de stockage limitée. L’utilisation
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de l’hydrogène pourrait permettre de répondre à certains de ces inconvénients.
L’une des stratégies actuelles pour l’utilisation de l’hydrogène comme moyen

de stockage consiste à le produire à partir de surplus d’électricité du réseau via
un électrolyseur. Une fois produit, celui-ci peut être compressé pour être stocké à
des pressions plus élevées ou être refroidi pour être stocké à l’état liquide, et ainsi
dans les deux cas occuper moins de volume. Dès que l’électricité est en déficit sur le
réseau, l’hydrogène peut être converti en électricité, à l’aide d’une pile à combustible
ou d’une turbine à combustion par exemple. Cette solution permet de stocker de
l’énergie sur le long terme et en grande quantité, en complément des autres solutions
évoquées plus haut. En effet, les inconvénients de la filière évoqués restent les mêmes :
celle-ci est encore onéreuse, et le rendement global de la chaîne reste faible.

D’autres usages de l’hydrogène existent ou sont à l’étude, comme l’utilisation
dans des groupes électrogènes (H2SYS) ou encore en combustion dans des turbines
pour produire de l’électricité (Engie, GE Vernova). Toutes les application évoquées
sont visibles en Figure 1.10. Sur cette figure de Michael Liebreich, les différents
cas d’application de l’hydrogène sont classés, sur une échelle verticale allant d’un
usage inévitable de l’hydrogène en haut, à un usage non compétitif actuellement
en bas. Les cas sont aussi déclinés selon les alternatives possibles à l’hydrogène. Ce
classement, tiré de [37], présente un cas global de l’état actuel de la filière. Pour
être certain de la pertinence de l’emploi de l’hydrogène ou non dans un cas et un
contexte donnés, il convient de l’étudier et le comparer aux solutions alternatives,
selon différents critères. Il s’agit de l’objet de cette thèse, et plus largement du projet
HyLES dans lequel elle s’inscrit.

Chaleur industrielle moyenne/basse température Chauffage domestique

Voitures anciennes ** Raffinage du biogazC Engins mobiles non routiersNavires côtiers et fluviaux

A Méthanol Hydrocraquage DésulfurationHydrogénationEngrais

Pas de réelle alternative Biomasse/biogaz AutreElectrique/batteriesLégende :

Matières premières chimiquesMaritime* Aviation (lourde)**B Acier Equilibrage réseau longue durée

Inévitable

Non compétitif

Camions légersTrains régionauxAviation (légère) Ferries Alimentation continueF Importations d’énergie

G

D Camions et cars longue distance Chaleur industrielle haute température Générateurs

E Chaleur industrielle*** Réseaux insulaires Equilibrage réseau courte duréeCamions régionaux

*Comme ammoniac ou méthanol   **Comme e-carburant ou équivalent   ***Comme système hybride

Livraison urbaine et Taxis E-carburants2 et 3-rouesMétro et Bus Voitures

Figure 1.10 – Échelle qui regroupe tous les cas d’utilisation de l’hydrogène et les classe selon
leur pertinence et leurs alternatives possibles. Traduit de [37]. Les cases entourées en rouge seront
traitées dans le présent manuscrit.

1.2 Le projet HyLES
C’est dans ce contexte que s’inscrit le projet ANR HyLES, pour intégration de

l’Hydrogène dans Les résEaux faiblement ou non interconnectéS. Réunissant des
laboratoires de l’Université Bourgogne Franche-Comté (FEMTO-ST), l’Université
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de la Polynésie française (GEPASUD), l’Università di Corsica Pasquale Paoli (SPE)
et l’Université de La Réunion (ENERGY-lab), l’objectif du projet est d’analyser
l’intégration de l’hydrogène à l’échelle de deux départements et d’une collectivité
d’Outre-mer français : la Corse, La Réunion et la Polynésie française. Ainsi, le
projet répond principalement à la question suivante : quel rôle pour l’hydrogène
dans la décarbonation des îles ? Parmi les différents usages de l’hydrogène détaillés
précédemment, certains pourraient avoir une certaine pertinence au sein des milieux
insulaires étudiés. En particulier, le projet s’intéresse à l’hydrogène comme moyen
de stockage de l’électricité ou comme alternative aux carburants fossiles dans la
mobilité. En effet, les autres usages, industriels en particulier, sont quasi inexistants
sur les territoires considérés.

Territoires étudiés
Les trois territoires étudiés au sein du projet ont été choisis en partie grâce à la
présence de laboratoires de recherche locaux traitant de problématiques hydrogène,
mais surtout grâce à leurs contextes énergétiques très contrastés. Ceci permet en
effet de pouvoir étudier l’intégration de l’hydrogène au sein d’environnements et de
cadres énergétiques distincts, afin de pouvoir proposer une méthodologie la plus gé-
nérique possible et obtenir des résultats pouvant être comparés mais aussi dupliqués
pour d’autres îles avec des situations similaires.
La Figure 1.11 résume les principales différences entre les trois territoires étudiés
en termes de superficie, de démographie, d’interconnexion, de taux d’indépendance
énergétique, de puissances installées, de pénétration des énergies renouvelables dans
le mix électrique, de consommation d’énergie finale, de consommation électrique par
habitant ou encore des émissions de CO2 par habitant émises par la production élec-
trique. En raison de l’absence de données récentes en libre accès pour la Corse, les
émissions de CO2 directes émises par le système énergétique complet n’ont pas pu
être comparées. Celles-ci étaient de 4,67 tCO2eq./hab en 2022 pour La Réunion [18],
et de 4,2 tCO2eq./hab en 2021 pour la Polynésie française [38].
Si ces deux territoires sont des zones non-interconnectées (ZNI), ce n’est pas le cas
de la Corse, qui dispose de deux interconnexions électriques avec l’Italie. Une autre
particularité de ce territoire réside dans la saisonnalité marquée de sa consommation
énergétique annuelle sous l’effet du tourisme. Pour ces raisons, l’autonomie énergé-
tique de cette île a été fixée à 2050. La caractéristique principale de la Polynésie
française est l’éclatement du territoire en plus de 100 îles sur plusieurs millions de
kilomètres carrés, impliquant des consommations non négligeables en mobilité aé-
rienne et maritime. Aucune autonomie énergétique n’a été fixée par la loi française
pour ce territoire. Enfin, les caractéristiques de La Réunion, présentées précédem-
ment, montrent un développement des énergies renouvelables (EnR) plus avancé. Le
processus de développement de l’autonomie énergétique de cette île, prévu par la
LTECV pour 2030, sera étudié dans le présent manuscrit.

Horizons étudiés
Au sein du projet et du présent manuscrit, deux horizons temporels sont étudiés,
représentés par les termes « moyen terme » et « long terme ». En lien avec les ob-
jectifs énergétiques des territoires, les deux horizons sont respectivement représentés
par les années 2030 et 2050. En effet, le moyen terme prend en compte l’inertie du
système électrique actuel, et doit permettre d’opérer une transition considérant les
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contraintes rencontrées actuellement sur les territoires. Sur le long terme, davantage
d’hypothèses peuvent être émises, afin de prendre en compte un spectre plus large
d’évolutions possibles du système électrique. Pour cette raison, l’autonomie énergé-
tique sera plutôt évaluée sur ce deuxième horizon.
Le court terme ne sera pas traité dans le présent travail. Celui-ci peut représenter
une échelle temporelle allant de quelques jours à quelques mois, ce qui n’est pas en
adéquation avec les objectifs de prospection du projet et des territoires étudiés.

Polynésie française

Corse

La Réunion
• 118 îles sur 2,5 millions de km2

• 300.000 habitants
• ZNI
• Imports éner. 93,9 % (2021)
• 370 MW puiss. installée (2021)
• Mix élec. 28,2 % EnR (2021)
• Conso énergie finale 238 ktep (2021)
• Conso élec. 3,3 MWh/hab. (2021)
• ~1 tCO2eq/hab émissions prod. élec. (2022)

• 1 île de 8.700 km2

• 340.000 habitants
• Interconnexion Italie
• Imports éner. 86,1 % (2020)
• 860 MW puiss. installée (2020)
• Mix élec. 26,6 % EnR (2022)
• Conso énergie finale 555 ktep (2019)
• Conso élec. 5,83 MWh/hab. (2022)
• ~3 tCO2eq/hab émissions prod. élec. (2020)

• 1 île de 2.500 km2

• 860.000 habitants
• ZNI
• Imports éner. 86,9 % (2022)
• 930 MW puiss. installée (2022)
• Mix élec. 37,7 % EnR (2022)
• Conso énergie finale 1.067 ktep (2022)
• Conso élec. 3,27 MWh/hab. (2022)
• 1,92 tCO2eq/hab émissions prod. élec. (2021)

Figure 1.11 – Comparaison des trois territoires étudiés au sein du projet HyLES. Données ma-
joritairement issues de [18].

1.3 Positionnement de la thèse

1.3.1 Problématiques de recherche
Au vu du contexte énergétique mondial rappelé précédemment, ainsi que de celui

spécifique des milieux insulaires, il est clair que de nombreuses solutions peuvent, et
doivent, être mises en place pour amorcer une transition énergétique globale. Parmi
ces solutions, l’hydrogène bas carbone fait partie des solutions envisagées sur tous les
continents, et pour des applications variées. De nombreuses promesses s’articulent
autour de ce vecteur énergétique, mais celui-ci connaît également de nombreux freins
et limites à son développement. Ainsi, la première question à laquelle répondra le
présent travail est la suivante :

Q1. Dans quelles mesures l’hydrogène peut-il contribuer à la transition énergétique,
notamment dans un contexte insulaire ?

Jusqu’à présent, la réponse à cette question n’est pas connue, l’hydrogène n’étant que
rarement considéré à l’échelle d’un réseau insulaire ou dans un objectif d’autonomie
énergétique. Après avoir répondu à cette question, il sera possible d’étudier en détail
les technologies hydrogène. En particulier, le travail permettra de répondre à la
question suivante :
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Q2. Quels paramètres ont le plus d’influence sur l’optimisation des systèmes éner-
gétiques dans une zone non-interconnectée ?

De nombreux paramètres, qu’ils soient techniques, économiques ou encore environ-
nementaux, et pouvant varier dans l’espace et dans le temps, peuvent être utilisés
pour l’optimisation de systèmes énergétiques. En effet, comme cela a été évoqué
en section précédente, les contextes énergétiques de chaque territoire insulaire sont
uniques, et présentent chacun une grande variété de défis et d’opportunités.

1.3.2 Objectifs et limites
Pour permettre de répondre à ces deux problématiques, plusieurs objectifs ont été

fixés. Afin de pouvoir étudier l’intégration de l’hydrogène dans un réseau électrique
insulaire, le premier objectif est de proposer un outil de modélisation open-source.
Celui-ci aura comme but d’être utilisable quelle que soit la ZNI étudiée, à condi-
tion de pouvoir accéder à un minimum de données concernant le réseau électrique.
Cet outil doit permettre par la suite d’intégrer plusieurs scénarios, comprenant de
l’hydrogène ou non. Pour des raisons de disponibilité des données et de complexité
du modèle, seule la partie haute tension du réseau électrique (HTB) sera détaillée.
De plus, cet outil ne prendra pas en compte de modélisation dynamique du réseau
électrique. Les simulations opérant à un pas de temps horaire, des paramètres tels
que l’inertie du réseau ou les réserves primaires, secondaires ou tertiaires ne seront
pas évalués.

Afin d’évaluer l’objectif d’autonomie énergétique de La Réunion, le deuxième
objectif consiste en la proposition de scénarios de production électrique à moyen et
long terme. Ceux-ci seront comparés sur différents aspects techniques, économiques
et environnementaux. L’évolution des réglementations actuelles étant incertaine, des
hypothèses seront formulées, par exemple sur la consommation électrique à moyen
et long terme. Cet aspect crucial du système énergétique ne sera ainsi pas étudié en
profondeur. Les résultats obtenus constitueront cependant une base solide de travail,
et des analyses de sensibilités seront menées pour évaluer l’influence des paramètres
évoluant au sein du système énergétique modélisé.

Finalement, l’hydrogène sera considéré dans le réseau électrique insulaire comme
carburant alternatif de la mobilité routière, comme réactif pour la production de
carburants alternatifs pour les secteurs aériens et maritime, et comme moyen de
stockage de l’électricité. Le dernier objectif est ainsi d’évaluer la pertinence de l’hy-
drogène dans chacun de ces cas, sur différents critères techniques, économiques et
environnementaux. Les résultats obtenus seront propres au cas de La Réunion.
L’hydrogène sera produit localement, et aucune importation ne sera considérée dans
le présent travail, afin de respecter l’objectif d’autonomie énergétique de l’île étu-
diée. Alors que différents pays cherchent à se positionner aujourd’hui sur le sujet
d’un marché mondial de l’hydrogène, l’éloignement de La Réunion, la limitation de
la ressource locale et les incertitudes sur le positionnement de l’île sur les routes
de l’hydrogène [39] justifient l’absence de modélisation de marché de l’hydrogène.
De plus, aucune nouvelle interconnexion ne sera considérée, comme cela a pu être
fait dans la littérature scientifique sur le sujet. En effet, cela n’irait, une nouvelle
fois, pas dans le sens d’une autonomie énergétique. De plus, l’île la plus proche de
La Réunion, l’île Maurice, possède un mix électrique encore fortement basé sur les
énergies fossiles. Inclure une interconnexion avec cette île ajouterait une complexité
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importante à l’analyse, en modélisant la transition énergétique de deux territoires
simultanément. Ainsi, bien que le travail se veuille réplicable à tout territoire insu-
laire à travers la méthodologie mise en place, de nombreuses hypothèses propres au
cas de La Réunion seront faites.

1.3.3 Organisation du manuscrit
Le présent manuscrit s’articule autour de six chapitres, dont un d’introduction

et un de conclusion. Les quatre chapitres qui constituent le cœur du manuscrit
présentent le travail de thèse, et apportent les éléments nécessaires afin de répondre
aux problématiques de recherche précédemment énoncées. Au début de chacun de
ces chapitres, une description de l’état de la littérature scientifique sera faite. La
Figure 1.12 représente un réseau énergétique insulaire comportant de l’hydrogène.
Pour des raisons de clarté et de logique, la construction du manuscrit suit ce schéma,
et l’agencement des chapitres y est illustré. La Figure 1.13, quant à elle, décrit la
logique d’enchaînement derrière la structuration du présent manuscrit.

HYDROGÈNE BP

HYDROGÈNE HP

Stockage 
hydrogène BP

Stockage 
hydrogène HP

Pile à 
combustible

Détendeur Compresseur

Électrolyseur

Consommation 
hydrogène HP

ÉLECTRICITÉ
Stockage électrique

Réseau électrique Consommation électrique

Production électrique

Chapitres 2 et 3

Chapitre 5

Chapitre 4

Figure 1.12 – Schéma représentant les segments du réseau électrique traités par chaque chapitre
du manuscrit. BP est pour basse pression et HP pour haute pression.

Après ce premier chapitre d’introduction, le Chapitre 2 présente la méthodolo-
gie employée pour modéliser le réseau électrique d’un territoire insulaire. Ce chapitre
débutera par une revue de la littérature scientifique sur le sujet, et comparera en
particulier les outils existants pour modéliser et simuler de tels systèmes. L’outil
choisi dans le cadre de la thèse sera ensuite présenté et détaillé. Enfin, des modèles
de production d’électricité, intermittente ou non, seront proposés dans le cas de La
Réunion, afin d’obtenir une modélisation complète du réseau électrique de l’île.

Le Chapitre 3 traite ensuite de projections sur les réseaux électriques : en parti-
culier, la consommation et la production électrique sont projetées sur le moyen et le
long terme. Si un état de l’art permettra d’exposer les tendances de la littérature sur
le sujet, ce chapitre est principalement appliqué au cas de La Réunion, avec l’étude
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de rapports et documents stratégiques locaux et la conception de plusieurs scénarios
qui seront utilisés dans la suite du travail.
Ce chapitre se termine sur une étude spécifique portant sur l’évaluation des impacts
du changement climatique à long terme à La Réunion. S’il est possible de dessi-
ner des tendances sur la consommation électrique ainsi que sur certaines filières de
production d’électricité, cette dernière étude sera principalement qualitative.

Dans le Chapitre 4, l’intégration de l’hydrogène comme carburant pour la mo-
bilité dans les systèmes énergétiques insulaires est étudiée. Jusqu’à quatre types de
mobilité sont analysés, chacun avec ses spécificités. Un état de l’art de chacune des
solutions débute le chapitre, ainsi qu’une méthodologie globale d’étude.
Dans un premier temps, un réseau d’autocars est étudié, et la solution hydrogène est
comparée à la solution électrique à batteries. Ensuite, le cas d’une ligne ferroviaire
alimentée à l’hydrogène est détaillé, afin de pouvoir estimer les impacts économiques
et environnementaux d’une telle installation sur l’île de La Réunion. Enfin, l’hydro-
gène est considéré dans la production de carburants alternatifs pour les secteurs
maritime et aérien.

Dans le Chapitre 5, l’intégration de l’hydrogène comme moyen de stockage de
l’électricité dans les systèmes énergétiques insulaires est étudiée. Pour cela, une
optimisation bi-objectifs est mise en place, minimisant les coûts du système, ainsi
que ses émissions de dioxyde de carbone. Plusieurs évolutions possibles du réseau
sont analysées, afin de comparer les tendances résultantes des hypothèses formulées.

Le Chapitre 6 conclut le travail présenté dans ce manuscrit et fournit des pers-
pectives à des travaux menés dans la continuité de celui-ci.

Chapitre 2
Description du modèle de
simulation et optimisation

Chapitre 3
Étude de scénarios énergétiques

Chapitre 4
Hydrogène pour la mobilité

Chapitre 5
Hydrogène pour le stockage réseau

U
til

is
e

Permet

Figure 1.13 – Schéma représentant la logique entre les différents chapitres.

23



Chapitre 1. Introduction

24



CHAPITRE 2

Modélisation du réseau électrique
local

Points clés
• Ce chapitre décrit la modélisation du réseau électrique insulaire.

• La plateforme open-source PyPSA est utilisée pour modéliser le réseau
électrique local.

• La modélisation et l’optimisation du réseau se font via un algorithme
d’optimisation en programmation linéaire et une minimisation des coûts
de fonctionnement et d’investissement. Les installations de stockages
sont dimensionnées, les lignes du réseau électrique peuvent être renfor-
cées, et le mix électrique horaire est déterminé.

• Des modèles de production d’énergie intermittente sont déterminés à
l’aide de données historiques ou de données constructeur.

Le réseau électrique, tel qu’introduit dans ce chapitre, est schématisé en
Figure 2.1.

Figure 2.1 – Schéma du système étudié dans le Chapitre 2.
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2.1 Introduction
Pour étudier les capacités d’un réseau électrique insulaire à moyen et long terme,

la première étape est de modéliser celui-ci, rendant ainsi possible la simulation et
l’optimisation.
Ce chapitre débute avec une description de la littérature sur le sujet : des travaux
qui étudient des systèmes énergétiques insulaires sont présentés, et différents ou-
tils existants pour modéliser de tels systèmes sont introduits. Puis, l’outil qui a été
utilisé pour le travail de thèse est présenté. S’en suit la description du problème
d’optimisation étudié : variables, contraintes et fonction objectif sont détaillées.
Le suite du travail se focalise alors sur le cas de La Réunion. Pour finaliser la modéli-
sation du réseau électrique local, les différentes données de ce dernier sont décrites et
des modèles de production d’électricité, intermittente ou non, sont déterminés. Pour
clore ce chapitre, un travail sur le logiciel QGIS de prise en compte de contraintes
géographiques locales est présenté.

2.2 État de l’art
Comme cela a été introduit dans le chapitre précédent, les systèmes insulaires

présentent des caractéristiques particulières en termes de transition énergétique. Ces
systèmes sont ainsi régulièrement des cas d’étude de la littérature scientifique. Les
articles traitant de ces sujets seront ainsi présentés dans un premier temps. Dans
un second temps, différents outils pour l’optimisation de réseaux énergétiques seront
introduits : algorithmes d’optimisation, solveurs, langages de modélisation, ou encore
outils complets pour la modélisation de systèmes électriques.

2.2.1 Études de systèmes énergétiques insulaires
Quelques revues de la littérature existent sur le sujet des systèmes énergétiques

insulaires. C’est le cas de [40], qui compare des études de 73 îles au total, celles-ci
allant du Japon à une île danoise d’une vingtaine d’habitants. Cet article met en
valeur le fait qu’il y aurait trois catégories distinctes dans les études d’optimisation
de systèmes énergétiques hybrides et renouvelables.
On trouve tout d’abord les études d’évaluation du potentiel renouvelable, puis les
études de consommation énergétique, et enfin les études de dimensionnement et
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d’optimisation de système énergétique. C’est dans ce dernier point que le présent
travail se concentre, bien que quelques parties du manuscrit se pencheront sur des
aspects appartenant aux deux autres catégories.
La revue aborde finalement les différents objectifs des problèmes d’optimisation
présents dans la littérature : on retrouve des minimisations économiques, environ-
nementales, des optimisations techniques, ou encore des approches multi-objectif.
Pour effectuer ces optimisations, plusieurs outils existent. Quelques uns, parmi les
principaux utilisés, seront décrits plus en détail dans la Sous-section 2.2.2.

Dans la globalité, les études de la littérature partagent toutes le même schéma :
une île, fortement dépendante aux importations, le plus souvent d’origine fossiles,
possède un objectif de mix électrique 100 % renouvelable pour un certain horizon. La
problématique des ces articles est alors de proposer une méthodologie pour évaluer
la faisabilité d’un tel objectif selon différents critères définis. Les mix électriques fi-
naux sont souvent étudiés, mais la transition énergétique à déployer au fil du temps
peut aussi être détaillée.
Par exemple, dans [41], l’objectif d’une électricité 100 % renouvelable est visé pour
2030 pour La Barbade (Caraïbes), alors que l’île est actuellement dépendante à plus
de 95 % aux importations fossiles pour la production électrique. Pour étudier la
transition de l’île, les auteurs utilisent l’outil oemof [42] et adoptent une approche
« greenfield ». Cette approche suppose une modélisation initiale d’un système élec-
trique vierge, alors qu’une approche « brownfield » repartira du système électrique
existant. Les auteurs de l’article choisissent ici la première approche car ils supposent
que la majorité des installations actuelles seront retirées d’ici 2030. L’objectif de leur
problème d’optimisation est de minimiser les coûts opérationnels et d’investissement
dans de nouvelles unités de production et de stockage, et différents scénarios de de-
mande électrique et de coûts sont testés. Finalement, les auteurs justifient qu’un
mix électrique 100 % renouvelable pourrait être atteint, en considérant même une
électrification des bateaux de croisières et des véhicules individuels. Des importa-
tions de bio-diesel pourraient cependant être nécessaires selon les scénarios, l’objectif
premier de l’île n’étant pas l’autonomie électrique.

Pour tenter de résoudre ce problème d’autonomie, certaines îles d’un même ar-
chipel peuvent compter sur des interconnexions entre elles. C’est le cas par exemple
des Açores (Portugal, Atlantique), où des interconnexions peuvent être envisagées.
En effet, dans [43], des liaisons électriques entre 5 des 9 îles sont modélisées via une
minimisation des coûts totaux. Les deux objectifs de l’étude sont d’installer davan-
tage de renouvelable localement et de favoriser les interconnexions.
Une autre étude modélise des interconnexions encore non existantes [44]. Celle-ci
traite des Îles Féroé, 18 îles du Danemark situées dans l’océan Atlantique nord. Là-
bas, un objectif d’électricité à 100 % d’origine renouvelable est visé pour 2030, alors
que ce taux était de 41 % en 2019. Onze îles sont déjà interconnectées, représentant
90 % de la consommation. Pour évaluer l’objectif énergétique, l’outil Balmorel [45]
est utilisé. Une minimisation des coûts d’investissement et de fonctionnement est
modélisée, et deux contraintes politiques spécifiques sont introduites. La première
consiste en une baisse linéaire des émissions de CO2, pour atteindre des émissions
nulles en fonctionnement en 2030. La seconde consiste en une augmentation du taux
de pénétration des technologies photovoltaïque/éolien, passant de 60 % en 2020, à
80 % en 2021, puis linéairement à 100 % en 2030. De potentielles nouvelles inter-
connexions sont ajoutées au modèle, et plusieurs scénarios sont testés. Ces derniers
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consistent en des choix de technologies de stockage ou de production d’énergie, mais
aussi en des simulations sans contrainte sur les émissions de CO2. Finalement, les
auteurs obtiennent que le meilleur résultat économique de leurs simulations consiste
en un mix électrique à seulement 87 % d’énergie renouvelable, le reste étant fourni
par des centrales thermiques fossiles.

Il arrive que, pour atteindre leurs objectifs, certaines études scientifiques doivent
combiner plusieurs outils. C’est le cas par exemple d’un article qui traite de l’objectif
d’électricité 100 % renouvelable à horizon 2050 pour les 7 îles des Canaries (Espagne,
Atlantique) [46]. Bien que 99 % de l’énergie primaire de ces îles soient d’origine fossile
importée, ces dernières possèdent plusieurs avantages : deux îles sont déjà intercon-
nectées, et davantage de liaisons sont possibles dans le futur. Les auteurs mettent
ainsi en place une connexion entre un modèle de planification sur le long-terme et un
modèle de planification opérationnelle. Le premier, Mesap-PlaNet [47], permet une
planification de la transformation du système énergétique. Le second outil s’appelle
REMix [48] et optimise économiquement l’usage des moyens de production pour
assurer un équilibre offre-demande. La méthodologie mise en place permet aussi une
optimisation de la demande énergétique. Plusieurs scénarios avec plusieurs intercon-
nexions et différentes stratégies de transfert de charge sont testés.

De la même façon, un article combine le modèle TIMES [49], modèle de pla-
nification sur le long terme, au modèle EnergyPLAN [50], modèle de planification
opérationnelle. Cette combinaison est appliquée à l’île Hinnoya, la plus grande île
norvégienne [51]. Sur celle-ci, plus de 90 % de l’électricité est importée du continent ;
des importations de fuel sont aussi nécessaires pour certaines industries et pour la
grande majorité de la mobilité. L’objectif de cette étude est ainsi de réduire les émis-
sions de CO2 du système par rapport à celles de 1990, tout en minimisant les coûts
totaux de celui-ci. Pour cela, plusieurs scénarios sont définis, prenant en compte par
exemple la fin de la vente des voitures thermiques, l’augmentation de la taxe carbone
ou des objectifs de taux de renouvelable local. En particulier, l’étude se concentre
sur la transition du domaine du transport. Différents véhicules sont envisagés : vé-
hicules individuels, transport public, fret, ou encore ferries. Finalement, les auteurs
concluent que les politiques actuelles permettront d’atteindre une réduction de 30 %
des émissions de CO2 en 2050 par rapport à 1990, alors qu’une réduction de 100 %
est possible avec une combinaison des scénarios simulés.

Le modèle TIMES évoqué ci-dessus a aussi été employé dans quelques études
sur La Réunion [52–54]. Dans celles-ci, un mix électrique 100 % renouvelable ou une
autonomie électrique sont visés pour 2030. Différents scénarios sont testés, comme
des installations de diverses capacités de technologies de production d’électricité va-
riées, ou des limitations sur le taux de pénétration des énergies intermittentes.
Un article en particulier se distingue des autres, en évaluant deux indicateurs ciné-
tiques et de synchronisation lors de chaque simulation [55]. L’objectif de la méthodo-
logie est toujours de viser un mix électrique 100 % renouvelable en 2030. Seulement,
d’après les auteurs, la limite de pénétration des énergies intermittentes de 30 %
précédemment introduite ne pourrait être respectée. Pour y remédier, davantage
d’installations de production sont introduites, le réseau électrique est optimisé avec
en particulier l’ajout de nouvelles lignes électriques, et de nouveaux stockages sont
mis en place, ainsi que des stratégies de flexibilité de la demande. Parmi celles-ci, on
retrouve la possibilité de report à long terme (report dans la journée, par exemple
pour un chauffe-eau ou une machine à laver) ou à court terme (arrêt de quelques
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installations de chauffage ou de ventilation par exemple). Les stratégies d’efface-
ment permettent d’éviter la surcharge du réseau électrique et réduisent le besoin de
le renforcer [56].
Enfin, la transition du mix électrique réunionnais est étudiée à l’aide de l’outil
ETEM-SG [57,58]. Cette étude est effectuée en trois étapes :

1. Dimensionnement des capacités de production par une optimisation écono-
mique menée sur des jours typiques, avec comme seule contrainte la réponse à
la demande et l’alimentation d’une réserve secondaire.

2. Vérification du résultat obtenu sur une année complète, avec en particulier des
données météorologiques types.

3. Vérification de la fréquence et de la tension du réseau dans le cas d’événements
critiques à l’aide d’une étude statique et dynamique.

Cette étude conclut sur la faisabilité d’un mix électrique 100 % renouvelable et local.
Des investissements dans des installations de stockage seront cependant nécessaires.

Les études détaillées ici sont résumées dans la Table 2.1. D’autres travaux existent
avec comme cas d’étude des îles et leur transition énergétique, mais avec des échelles
plus petites. Par exemple, cela peut concerner des villes [59] ou des îles peu peuplées
[60] avec quelques dizaine de kilowatts de demande horaire.

L’étude menée dans le présent travail de thèse permet un large tour d’horizon des
contraintes auxquelles font face les réseaux insulaires : production électrique limitée,
contraintes environnementales, objectif d’autonomie. Une méthodologie réplicable à
d’autres cas d’étude sera présentée, ainsi qu’un outil de modélisation en libre accès.
L’hydrogène, encore peu étudié dans les territoires insulaires, sera pris en compte
pour le cas de La Réunion.

2.2.2 Comparaison des différentes solutions existantes
Comme évoqué ci-dessus, de nombreux outils existent pour simuler, modéliser ou

optimiser des réseaux électriques. Après une courte présentation des différents algo-
rithmes et langages d’optimisation existants, quelques outils pouvant correspondre
aux besoins du présent travail seront comparés.

Algorithmes d’optimisation

Deux méthodes principales sont utilisées pour la résolution de problèmes d’op-
timisation de systèmes énergétiques [61, 62]. Celles-ci sont décrites par la suite, et
leur comparaison est résumée dans la Table 2.2.

La méthode exacte d’optimisation permet par le biais du calcul différentiel
de trouver la solution exacte d’un problème d’optimisation. Cette méthode possède
quelques désavantages, comme par exemple un temps d’exécution long voire une
non convergence dans le cas de problèmes complexes ou à grande dimension. Pour
être efficace, l’optimisation doit être employée dans le cas d’une fonction objectif
convexe, continue et dérivable.
Au sein de cette méthode, plusieurs approches existent. La première, la plus utilisée
pour les problèmes d’optimisation, consiste à utiliser un modèle de programma-
tion linéaire (LP). Dans ces modèles, les contraintes et la fonction objectif sont des
fonctions mathématiques linéaires. L’objectif de ces problèmes est souvent la mini-
misation ou la maximisation de critères connus, avec des contraintes de répartition
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de ressources limitées connues elles aussi. Les variables d’optimisation peuvent être
binaires dans certains cas, et on parle alors de programmation linéaire mixte en
nombres entiers (MILP).
Dans un contexte d’optimisation de systèmes énergétiques, des approches non li-
néaires peuvent parfois être requises. On parle alors de programmation non linéaire
(NLP) ou de programmation non linéaire en nombres entiers mixtes (MINLP). Cela
permet par exemple d’introduire une variation de l’efficacité nominale ou du coût
unitaire d’un composant en fonction de sa taille [63]. Cependant, la programmation
linéaire, par rapport à la programmation non linéaire, assure une meilleure conver-
gence et une résolution plus rapide.
Par conséquent, les modèles LP et MILP seront choisis dans la majorité des modèles
d’optimisation des systèmes énergétiques. Les contraintes non linéaires doivent alors
être linéarisées, avec parfois une perte de précision, et si cela n’est pas possible, des
simplifications de modèle doivent être faites.

Année Réf. Application Méthode

2015 [54] La Réunion
Autonomie élec. 2030
Maximimisation surplus énergétique
Outil TIMES [49]

2017 [46] Canaries
Mix élec. 100 % EnR 2050
Minimisation coûts op. et invest.
Outils Mesap-PlaNet [47] et REMix [48]

2018 [52] La Réunion
Mix élec. 100 % EnR 2030
Minimisation coûts op. et invest.
Outil TIMES [49]

2018 [53] La Réunion
Autonomie élec. 2030
Minimisation coûts op. et invest.
Outil TIMES [49]

2018 [55] La Réunion
Mix élec. 100 % EnR 2030
Minimisation coûts op. et invest.
Indicateurs cinétiques et synchronisation
Outil TIMES [49]

2020 [43] Açores Plus de renouvelable, plus d’interconnexions
Minimisation coûts op. et invest.

2021 [57] La Réunion
Mix élec. 100 % EnR 2030
Minimisation coûts op. et invest.
Analyse statique et dynamique
Outil ETEM-SG [58]

2021 [44] Îles Féroé
Mix élec. 100 % EnR 2030
Minimisation coûts op. et invest.
Contraintes politiques
Outil Balmorel [42]

2022 [40] 73 îles Revue de la littérature

2022 [41] La Barbade
Mix élec. 100 % EnR 2030
Minimisation coûts op. et invest.
Outil oemof [45]

2022 [51] Hinnoya
Réduction émissions CO2
Minimisation coûts op. et invest.
Outils TIMES [49] et EnergyPLAN [50]

Table 2.1 – Résumé de la comparaison des études de systèmes énergétiques insulaires.
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La méthode approchée d’optimisation permet d’obtenir une solution dont
l’optimalité globale n’est pas garantie. Le problème d’optimisation peut être résolu
par une exploration aléatoire, et dans ce cas des résultats différents peuvent être
obtenus à chaque exécution du même problème. On parle dans ce cas de méthode
« stochastique ». La méthode sera dite « robuste » si une même solution revient fré-
quemment à chaque exécution. L’optimisation approchée permet de travailler avec
des problèmes complexes ou de grande dimension : la convergence d’une telle mé-
thode est assurée, et avec des temps d’exécution plus faibles que dans le cas de la
méthode précédente.
Parmi les approches stochastiques, on retrouve par exemple les algorithmes géné-
tiques (GA). Ceux-ci reproduisent les principes d’évolution des espèces, en prenant
en compte une population initiale, représentant un ensemble de solutions. Les indivi-
dus évalués optimaux sont sélectionnés, puis reproduits pour constituer une nouvelle
population. Le processus est répété en boucle jusqu’à ce qu’une solution optimale
soit trouvée.
La nature mathématique flexible de tels algorithmes leur permet d’effectuer des
tâches d’optimisation couplées à des logiciels de simulation ou même à des mo-
dèles dits « boîte noire ». Dans ces derniers modèles, la fonction objectif n’est pas
clairement définie, seuls certains résultats sont connus, en relation avec les entrées
respectives. Ces problèmes ne peuvent pas être résolus par les algorithmes de pro-
grammation déterministes.

D’autres approches existent, comme par exemple la combinaison des deux mé-
thodes présentées ci-dessus [64]. Pour le présent travail, le choix a été fait de s’orien-
ter vers les algorithmes de programmation linéaire. En effet, le problème rencontré
sera linéaire, convexe, continu et dérivable, et une solution optimale exacte est pré-
férée. Pour ces raisons, ces algorithmes sont majoritairement utilisés par les outils
de modélisation.

Méthode Exemple de modèle Avantages Inconvenients

Exacte Programmation linéaire - Solution exacte
- Convergence non assurée
- Temps d’exécution
- Fonction objectif convexe

Approchée Algorithme génétique,
recherche locale

- Adaptabilité à tout
type de problème
- Temps d’exécution

- Solution approchée
- Reproductibilité

Table 2.2 – Comparaison des deux méthodes principales d’optimisation.

Langages de modélisation

Afin de créer un problème d’optimisation utilisant un de ces algorithmes, des
langages de modélisation sont nécessaires. Les langages de modélisation algébrique
(AML) sont des langages de programmation informatique de haut niveau, permet-
tant de décrire et de résoudre des problèmes très complexes, notamment des pro-
blèmes d’optimisation à grande échelle. Ceux-ci permettent de réduire considérable-
ment la complexité des problèmes et le temps de codage.
Parmi les langages les plus populaires, on retrouve GAMS, pour General Algebraic
Modeling System. S’il s’agit principalement d’un langage de modélisation algébrique,
un environnement de développement intégré pour l’édition de modèles existe, ainsi
qu’un environnement graphique pour l’utilisateur final. GAMS est relié à plusieurs
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solveurs et prend en charge un large éventail de types de problèmes d’optimisation
mathématique, comme les problèmes LP ou MILP.
Le choix a cependant été fait de s’orienter vers des langages gratuits accessibles à
tous. En effet, un des objectifs du présent travail est de mettre à disposition en open-
source le modèle réalisé, afin qu’il puisse être librement utilisé et amélioré. Des outils
accessibles sont ainsi nécessaires. La librairie Pyomo, logiciel libre basé sur Python
offrant de nombreuses capacités pour formuler, résoudre et analyser des modèles
d’optimisation, a d’abord été utilisé. Elle a ensuite été remplacée par Linopy [65],
une librairie Python très similaire à Pyomo, mais qui permet une meilleure gestion
de la mémoire et des temps de résolution plus courts. Ce changement a été effectué
à la suite de la publication de Linopy durant le projet de thèse, offrant ainsi une
opportunité d’améliorer les performances des simulations.

Outils de modélisation et d’optimisation

Le choix a été fait de s’orienter vers un outil existant de modélisation et de
programmation de réseaux électriques. En effet, de nombreux outils complets et
flexibles existent déjà ; partir de zéro et modéliser un système énergétique plus ou
moins complexe avec une certaine efficacité de temps de calcul s’avérait délicat à
réaliser dans le temps imparti du projet et de la thèse.
L’outil utilisé doit cependant répondre à quelques exigences :

- être basé sur un algorithme de programmation linéaire ;
- être open-source et modifiable (par exemple sous licence libre) ;
- permettre une optimisation de réseaux électriques (placement d’installations,

dimensionnement, fonctionnement opérationnel) ;
- pouvoir prendre en compte plusieurs vecteurs énergétiques tels que l’hydro-

gène ;
- être tenu à jour régulièrement ;
- avoir une bonne documentation.

L’objectif est d’adapter cet outil aux besoins du présent travail, afin d’en proposer
une version spécifique aux milieux non-interconnectés par la suite.
Parmi les outils se rapprochant le plus des besoins énoncés, on retrouve : PyPSA [66],
GridCal [67], oemof [42], Calliope [68], CapacityExpansion [69], OpenModelica [70],
TIMES [49], backbone [71] ou encore Balmorel [45]. La comparaison de ces plate-
formes, visible en Table 2.3, a été effectuée au début de la thèse, fin 2021. Si celle-ci
devait être refaite aujourd’hui, des résultats différents pourraient être obtenus. Cette
comparaison a été faite sur la base des critères énoncés plus haut.
La plateforme OpenModelica n’a pas été retenue ; bien que proposant de nombreuses
fonctionnalités, cette plateforme s’utilise avec un langage de modélisation peu ré-
pandu aujourd’hui. Le choix de cet outil n’aurait ainsi pas suivi la volonté de diffusion
du travail effectué, ainsi que sa réplicabilité. Les outils TIMES, backbone et Bal-
morel utilisent tous les trois le langage de modélisation GAMS, langage commercial
non open-source. Ceux-ci n’ont ainsi pas été retenus. La platefrome GridCal, bien
que très complète et tout à fait adaptée dans la simulation de réseaux électriques,
ne pouvait être utilisée dans le cadre du présent travail en raison de l’absence de
couplage sectoriel.
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Le choix entre les quatre outils restants (PyPSA, oemof, Calliope, CapacityExpan-
sion) s’est fait par rapport à la qualité de la documentation, l’activité des déve-
loppeurs et de la communauté, ou encore la précision de la modélisation du réseau
électrique. PyPSA répondant positivement à tous ces critères, l’outil a été choisi
pour le présent travail. En particulier, une communauté très dynamique entoure les
projets liés à cet outil de modélisation. Le modèle présenté dans la suite de ce cha-
pitre a par ailleurs pu être présenté lors du deuxième « user meeting » organisé par
l’équipe chargée du développement de PyPSA (voir Annexe A).

Plateforme Opti.
placement

Opti.
taille Langage Algo. Adaptabilité Couplage

sectoriel

PyPSA x v Python MILP Variables,
contraintes v

GridCal x x Python LP x x
oemof v v Python MILP Contraintes v
Calliope v v Python MILP Contraintes v
CapacityExpansion x v Julia LP Variables v

OpenModelica v v Modelica
C++ GA Limitée x

TIMES x v GAMS LP Contraintes v
backbone x v GAMS MIP x v
Balmorel x v GAMS LP x v

Table 2.3 – Comparaison des outils open-source de modélisation et d’optimisation de réseau élec-
trique. 1

2.3 Modélisation avec l’outil PyPSA
Suite à la comparaison des différents outils existants effectuée, l’outil PyPSA,

pour « Python for Power System Analysis », soit Python pour l’analyse des sys-
tèmes électriques, a été choisi. Cet environnement Python open-source propose de
nombreuses fonctionnalités, et est déjà utilisé dans quelques projets pour différentes
applications [72–75]. Aucun modèle de réseau de La Réunion n’étant aujourd’hui
disponible en libre accès, le travail suivant a été réalisé en partant de zéro.

Avec PyPSA, le choix a été fait de modéliser un réseau électrique insulaire par ses
postes source. Ceux-ci sont les postes de transformation permettant de relier le ré-
seau de transport de l’électricité au réseau de distribution. Ces postes sont connectés
entre eux par les lignes de transport haute tension de type B (HTB, tension supé-
rieure à 50 kV) de l’électricité. La raison de ce choix sera détaillée en Section 2.4.
A chaque poste source, représenté par un élément Bus, on relie un élément Généra-
teur, représentant une installation de production d’électricité, ainsi qu’un élément
Charge, représentant une consommation électrique. Sur certains postes source, des
batteries sont installées. Pour modéliser cela, on ajoute un élément Bus, relié à notre
bus initial par deux éléments Lien, représentant la puissance d’entrée et de sortie
du stockage. À ce nouveau bus est relié un élément Stockage, représentant cette fois

1. Bien que classifiés comme open-source, certains outils peuvent utiliser des logiciels qui ne le
sont pas, tels que des langages de modélisation nécessitant une licence payante.
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l’énergie stockée. Enfin, les bus électriques sont reliés entre eux par des éléments
Ligne, représentant les lignes électriques. Cette représentation d’un poste source
avec PyPSA est schématisée en Figure 2.2. D’autres éléments seront ajoutés dans
les Chapitres 4 et 5, notamment des éléments hydrogène. Pour une meilleure com-
préhension de la modélisation, un schéma simplifié est proposé en Figure 2.3. En
particulier sur celui-ci, les différents bus, ou nœuds, ne sont pas affichés et le sens
des flux est précisé.

Les simulations du réseau effectuées sont annuelles, avec un pas de temps horaire.
Les données du réseau électrique réunionnais utilisées sont détaillées en Section 2.4,
après la présentation du problème d’optimisation global modélisé à l’aide de PyPSA.

Bus électrique XBus électrique Y Ligne électrique X-Y
Générateur électrique X

Charge électrique X

Bus stockage électrique X

Stockage électrique X

Lien vers le stockage 
électrique X

Lien depuis le stockage 
électrique X

Figure 2.2 – Modélisation détaillée d’un poste source du réseau électrique insulaire à l’aide de
PyPSA.

Stockage Consommation Production

Électricité Électricité

Électricité

Électricité

Réseau 63kV

Poste source

Figure 2.3 – Modélisation simplifiée d’un poste source du réseau électrique insulaire.

2.3.1 Variables d’optimisation
Pour simplifier les notations, on introduit les ensembles suivants :

— t ∈ {1, ..., T} pour les heures simulées sur une année,
— n ∈ {1, ..., N} pour les postes source du réseau modélisé,
— k ∈ {1, ..., K} pour les postes source du réseau modélisé ayant une station de

ravitaillement en hydrogène installée,
— s ∈ {1, ..., S} pour les technologies d’un même élément PyPSA présentes sur

un même poste source (générateur, stockage, etc.),
— l ∈ {1, ..., L} pour les lignes électriques du réseau modélisé.
Dans le cas d’une simulation du réseau électrique actuel, le seul élément que l’on

souhaite déterminer est la répartition du mix électrique horaire. Les capacités sont
alors fixées. Ainsi, les variables d’optimisation seront les suivantes :

— puissance horaire de production d’électricité (gn,s,t en MW) ;
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— puissances d’entrée et de sortie des stockages (hi,n,s,t et ho,n,s,t en MW).
La puissance horaire des lignes de transport de l’électricité (fl,t en MW), ainsi que
l’état de charge des stockages (en,s,t en MWh), constituent des variables intermé-
diaires, obtenues suite à l’optimisation des premières variables introduites.
Dans la suite du manuscrit, le système se complexifie. Par exemple, dans le Cha-
pitre 3, un réseau électrique modélisé sur le moyen et le long terme est optimisé.
Ainsi, de nouvelles variables d’optimisation font leur apparition, dans le domaine du
dimensionnement :

— capacité de batteries additionnelles à chaque poste source (ēn,s en MWh) ;
— renforcement possible des lignes électriques (Fl en MVA).

A partir du Chapitre 4, l’hydrogène est introduit dans le système énergétique. On
comptera alors les nouvelles variables d’optimisation suivantes :

— puissance nominale des électrolyseurs et compresseurs (ḡhk,ely et ḡhk,comp en
MW) ;

— puissance horaire des électrolyseurs et compresseurs (ghk,ely,t et ghk,comp,t en
MW) ;

— capacité nominale des stockages basse et haute pression d’hydrogène (ēhk,s en
kgH2) ;

— flux d’entrée et de sortie des stockages basse et haute pression d’hydrogène
(hhi,k,s,t et hho,k,s,t en kgH2).

L’état de charge des stockages basse et haute pression d’hydrogène (ehk,s,t en kgH2)
constitue une variable intermédiaire.

Il est possible de considérer d’autres variables d’optimisation avec l’utilisation
de PyPSA, bien que cela n’ait pas été le cas du présent travail. Par exemple, de
nouvelles lignes électriques auraient pu être optimisées. En raison de l’absence de
données sur de tels projets localement, cela n’a pas été considéré. La présence du
Parc national limite en effet l’installation de nouvelles lignes. Une fois de plus, il
s’agit d’une hypothèse locale qui se répercute sur la modélisation d’un outil réutili-
sable.
Il est aussi possible d’étudier le dimensionnement des installations de production
d’électricité. Cela ne peut être fait conjointement avec l’optimisation de l’intégra-
tion de l’hydrogène, en raison de la complexité du problème (système peinant à
converger). La Figure 2.4 résume les différentes variables d’optimisation utilisées
dans les chapitres de ce manuscrit.

2.3.2 Contraintes
L’outil PyPSA propose de nombreuses contraintes de base utiles à la résolution

d’un problème d’optimisation. Parmi celles-ci, on retrouve : la satisfaction de la
demande électrique (dn,t en MW) à chaque pas de temps (équation 2.1) ou encore la
limitation de la production horaire de chaque générateur par rapport à sa puissance
nominale (équation 2.2). Les équations 2.3, 2.4 et 2.5 définissent l’état de charge
d’un stockage par rapport à son taux d’auto-décharge (ηauto,s), son état l’instant
d’avant et son efficacité de charge (ηi). Dans l’équation 2.3, la spécificité d’entrée
ou de sortie du flux n’est pas précisée, la contrainte s’appliquant dans les deux cas.
Finalement, la limitation de la puissance horaire des lignes et de leur capacité est
représentée dans les équations 2.6 et 2.7.
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Production électrique
- capacité fixée (𝑔̅)
- puissance horaire variable (𝑔)

Consommation électrique
- puissance horaire fixée (𝑑)

Stockage
- capacité variable (à partir Chap. 3) (𝑒̅)
- état de charge horaire variable (𝑒)

Réseau de transport
- capacité variable (à partir Chap. 3) (𝐹)
- puissance horaire variable (𝑓)

Hydrogène : électrolyseur, compresseur, stockage
- capacités variables (𝑔ℎ et 𝑒ℎ)
- puissances horaires ou débit variables (𝑔ℎ et ℎℎ)

Consommation hydrogène
- puissance horaire fixée (𝑑ℎ)

(à partir Chap. 4)

Figure 2.4 – Schéma des variables d’optimisation définies dans les différents chapitres du manus-
crit.

∑
s

gn,s,t −
∑

s

hi,n,s,t +
∑

s

ho,n,s,t · ηo −
∑

l

Knlfl,t = dn,t (2.1)

ˇ
gn,s,t · ḡn,s ≤ gn,s,t ≤ ĝn,s,t · ḡn,s (2.2)

0 ≤ hn,s,t ≤ h̄n,s,t (2.3)
0 ≤ en,s,t ≤ ēn,s (2.4)

en,s,t = ηauto,s · en,s,t−1 + hi,n,s,t · ηi − ho,n,s,t (2.5)
|fl,t| ≤ Fl (2.6)
Fl ≤ F̂l (2.7)

En plus des variables d’optimisation précédemment présentées, de nouveaux para-
mètres du problème sont introduits. Sur la contrainte 2.1, définissant la satisfaction
de la demande à chaque instant, la matrice d’incidence Knl décrit si une ligne l
commence ou termine au poste source n (sens conventionnel, décrit à l’aide de -1,
de 0 ou de 1). Aucun rendement n’est pris en compte pour la recharge des stockages
(∑s hi,n,s,t), comme la loi des nœuds prend ici en compte l’électricité qui est utilisée
et qui quitte donc le nœud. Cette efficacité de charge apparaît dans l’équation 2.5
puisque de l’électricité a été utilisée et ne chargera pas le stockage.
Sur la contrainte 2.2, limitant la production horaire d’un générateur, on introduit
ḡn,s la puissance nominale de celui-ci en MW. Il est aussi possible de prendre en
compte deux paramètres variant entre 0 et 1, limitant la production horaire du gé-
nérateur. Ces paramètres sont ici

ˇ
gn,s,t pour fixer la puissance horaire minimale, et

ĝn,s,t pour fixer la puissance horaire maximale. Ceux-ci sont particulièrement utiles
lors de la définition de modèles de production variant en fonction de différents para-
mètres extérieurs, comme par exemple dans le cas d’une production photovoltaïque.
Dans l’équation 2.7, F̂l représente la capacité maximale de la ligne en MVA, corres-
pondant à la limite que le renforcement peut atteindre. Les pertes sur le transport
de l’électricité ne seront pas modélisées dans le présent travail.

Deux nouvelles contraintes sont ajoutées au modèle. Celles-ci limitent le fonc-
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tionnement annuel d’une filière, soit selon une quantité produite annuelle, soit selon
la disponibilité d’une centrale. Le choix entre l’une ou l’autre des contraintes se
fait selon la filière. En effet, il est important de limiter certaines productions élec-
triques, telles que l’hydraulique ou la biomasse, en fonction des ressources locales
disponibles. Lorsqu’un coefficient de disponibilité annuel (CF ) est connu pour une
filière, la contrainte suivante est ajoutée :∑

n,t

gn,filiere,t ≤
∑

n

CFfiliere × ḡn,filiere × 8760 (2.8)

Dans le cas de La Réunion, cette contrainte concerne les centrales biogaz. Le coeffi-
cient de disponibilité utilisé sera tiré de la littérature.
Quand une production maximale annuelle (ProdMax en MWh) est disponible, la
contrainte suivante est ajoutée :∑

n,t

gn,filiere,t ≤ ProdMaxfiliere (2.9)

Dans le cas de La Réunion, cette contrainte concerne les filières biomasse, hydrau-
lique et géothermie. Les productions maximales annuelles utilisées seront soit tirées
de rapports locaux prospectifs, soit estimées à partir de modèles détaillés.

2.3.3 Fonction objectif
Dernier élément du problème d’optimisation, la fonction objectif évalue la quan-

tité à minimiser ou à maximiser afin d’optimiser les variables. Pour la simple simula-
tion du réseau, l’optimisation ne comporte qu’une seule fonction objectif, minimisant
les coûts d’exploitation du réseau (os en €/MWh) sur une année de fonctionnement.
L’équation de celle-ci est la suivante :

min
∑

t

[∑
n,s

osgn,s,t +
∑
n,s

osho,n,s,t

]
(2.10)

Dans les Chapitres 3, 4 et 5, lorsque des variables de dimensionnement seront in-
troduites, la fonction objectif intégrera un nouveau terme pour minimiser les coûts
d’investissement (cs en €/MWh, et cl en €/MVA). L’équation de celle-ci sera alors :

min
∑
n,s

csēn,s +
∑

l

clFl +
∑

t

[∑
n,s

osgn,s,t +
∑
n,s

osho,n,s,t

]
(2.11)

Ces coûts d’investissement et de fonctionnement sont définis à partir de différents
paramètres.

os = ccs

ηs

+ vOMs (2.12)

cs =
(

i · (1 + i)vs

(1 + i)vs − 1 + fOMps

100

)
× CAPEXs + fOMts (2.13)

Dans l’équation 2.12, les coûts opérationnels dépendent des coûts du carburant (ccs

en €/MWh, utilisé seulement dans le cas de ressources importées), du rendement
de l’installation (ηs) et des coûts variables d’opération et de maintenance (vOMs en
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€/MWh).
Dans l’équation 2.13, les coûts d’investissement dépendent du taux d’intérêt (i), de
la durée de vie de l’installation (vs), des coûts fixes d’opération et de maintenance
(fOMps en pourcentage de l’investissement initial et/ou fOMts en €/MW) et de
l’investissement initial de l’installation (CAPEXs en €/MW). Le premier terme,
nommé facteur de récupération du capital (capital recovery factor en anglais), per-
met d’annualiser les coûts d’investissement [76]. Comme l’optimisation est réalisée
sur une période d’un an, l’application d’un taux d’actualisation n’est pas nécessaire.
Ce dernier est en général pertinent pour des analyses de planification à long terme.
Dans le cas où l’on souhaiterait évaluer la rentabilité des investissements sur une
durée étendue, l’utilisation du taux d’actualisation serait requise.

2.4 Données utilisées
De nombreuses données sont nécessaires pour modéliser un réseau électrique

complet. Dans cette section, les données du réseau électrique réunionnais utilisées
sont présentées, et les hypothèses faites dans le cas de données manquantes sont
détaillées.

Réseau électrique

Pour commencer avec ce qui constitue la trame du réseau électrique, la liste des
différents postes source (25 actuellement) et leur localisation ont été obtenues sur la
plateforme OpenData de EDF [77]. Sur la même plateforme, la liste des lignes élec-
triques HTB a pu être récupérée, ainsi que leur tension (63 kV) et leurs coordonnées
Geoshape, permettant de calculer leur longueur. La seule donnée manquante sur ces
43 lignes est leur capacité actuelle. Pour cela, le rapport de l’ADEME sur l’autono-
mie énergétique des ZNI [78] est utilisé. Dans ce rapport, la capacité admissible de
six lignes est donnée. Avec cela, et à défaut d’information supplémentaire disponible,
on supposera que toutes les lignes HTB du réseau ont une capacité admissible de
44,7 MVA, sauf trois (dont deux en parallèle) qui ont une capacité admissible de
26,2 MVA. La capacité admissible maximale, fixant la borne supérieure du renfor-
cement possible des lignes, sera fixée à 88 MVA. Cette donnée provient du même
rapport.
Le réseau HTB de l’île se limite donc à 25 postes source et 520 km de lignes. Il a
été choisi de ne pas modéliser le réseau de distribution de l’île, représentant plus
de 10 000 km de ligne pour 4 767 postes de distribution [18]. Les modéliser aurait
ajouté un niveau de complexité significatif, rendant le système impossible à résoudre
avec des moyens de calcul standards. Davantage d’hypothèses auraient aussi dû être
formulées, seules les coordonnées des lignes étant disponibles en libre accès. Ainsi,
pour étudier l’intégration de l’hydrogène dans le réseau électrique et l’évolution de
ce dernier, seul le transport d’électricité haute tension a été considéré. Les données
seront ainsi agrégées au niveau des postes source.

Installations électriques

De la même façon que pour la structure du réseau, les puissances nominales des
technologies de production d’électricité et des batteries actuelles ont été récupérées
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sur la plateforme Opendata de EDF. Ces données étant affichées par commune, la
carte visible en Figure 2.5 et tirée de [78] a été utilisée, afin de répartir les instal-
lations par poste source. Certaines données erronées ont aussi pu être corrigées à
l’aide du Bilan énergétique de La Réunion [18], tels que des installations associées
à la mauvaise commune.

Postes sources

Emprise des réseaux de distribution par poste source
Lignes HTB

Communes

Abondance
Moufia
Tampon
…

Figure 2.5 – Carte du réseau HTB de La Réunion et de l’emprise des réseaux de distribution [78].

Consommation électrique

La consommation électrique représente une des données les plus importantes lors
de la modélisation d’un réseau électrique. En effet, celle-ci doit être satisfaite à tout
instant et sera le moyen utilisé pour mesurer la capacité du réseau à répondre à la
demande. Cependant, aucune donnée de consommation horaire aux postes source
n’a pu être obtenue. Les seules données accessibles sur la plateforme Opendata de
EDF sont les suivantes : la consommation annuelle par commune depuis 2012, la
production annuelle par filière depuis 2018, et la production par filière des dernières
24 heures avec un pas de temps de 5 minutes. Un fichier de production horaire par
filière de 2017 à 2019 a aussi pu être récupéré avant sa suppression de la plateforme.
Il a ainsi fallu construire des données de consommation pouvant être intégrées à la
modélisation du réseau initiée, c’est-à-dire des données de consommation sur un an
au pas de temps horaire et par poste source. Pour ce faire, les données de produc-
tion horaire par filière de l’année 2019 ont été utilisées. Celles-ci sont visibles sur la
Figure 2.6. Pour les répartir aux postes source, un coefficient multiplicateur propre
à chaque station a été déterminé. L’hypothèse d’une allure de la courbe de charge
identique à chaque poste a ainsi été faite. Ces coefficients multiplicateurs sont tirés
d’un travail effectué par Paula De Pina Borges dans le cadre de son stage de Master
au sein du laboratoire ENERGY-Lab. Dans ce travail, une consommation horaire
au niveau des postes source a été construite, avec la prise en compte par exemple
de données de résidence principale, d’occupation des logements et d’utilisation des
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appareils domestiques.
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Figure 2.6 – Évolution de la production électrique sur l’année 2019 [77].

Données météorologiques

Les données météorologiques sont principalement utilisées dans les modèles de
production d’électricité intermittente. En particulier, ce sont des données de tem-
pérature et de rayonnement qui sont nécessaires pour un modèle de production
photovoltaïque, et des données de vent pour un modèle de production éolienne.

Concernant la température et le rayonnement, les données d’un TMY (Typical
Meteorological Year - données météorologiques types) au pas de temps horaire ont
été utilisées. Cette année a été construite avec des données au sol de Météo France
et du laboratoire ENERGY-Lab à La Réunion, selon la méthodologie standardisée
ISO 15927-4. Pour ce faire, des données observées sur une période d’au minimum 10
ans ont été nécessaires.

Concernant le vent, plusieurs jeux de données étaient accessibles : des données de
stations Météo France (MF), des données de mesure EDF sur un des deux parcs éo-
liens de l’île, et enfin des données du modèle de prévision AROME de Météo France.
Ce modèle climatique régional haute-résolution utilisé depuis fin 2015 en Outre-mer
est mis à jour régulièrement à l’aide de données satellite et radar, et permet des
prévisions jusqu’à 42 h d’échéance. La Table 2.4 résume les caractéristiques de ces
trois jeux de données.

Nom Origine Horizon Pas Localisation Données manquantes
AROME MF (modèle) 2016-2023 1h Pixel 2,5 km ∼ 10 %

Stations MF MF (mesure) 2000-2020 1h Stations MF 2 stations > 68 %
15 stations entre 0,1 et 10 %

Station EDF EDF (mesure) 03/2018-06/2020 10mn Parc éolien
de Ste Rose 3 mois

Table 2.4 – Données de vent accessibles.

Pour simuler une année quelconque, les données AROME vont être utilisées : ce
sont les données les plus complètes, avec un point tous les 2,5 km et environ 10 %
de données manquantes par an. On choisit d’utiliser les données de l’année 2020,
représentant l’année avec le moins de données manquantes (seulement trois jours),
celles-ci pourront être comblées par les deux autres jeux de données. L’année 2018
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n’est pas choisie car le passage de la tempête tropicale Fakir fin avril est bien visible
sur les données de vent, ce qui n’est pas souhaitable pour la simulation d’une année
type. L’année 2019 n’est pas non plus choisie car c’est sur cette année que manquent
trois mois de données sur le jeu Station EDF ; les données manquantes de AROME
n’auraient ainsi pas pu être comblées.

Dans un premier temps, les points sur AROME correspondant aux postes source
du réseau sont récupérés. Pour le poste source auquel est relié le parc éolien de
Sainte-Rose, les données manquantes sont comblées avec les données du jeu Station
EDF moyennées sur l’heure. Pour les autres postes source, les données sont comblées
par celles du jeu Stations MF, en utilisant les stations de mesure les plus proches des
postes source. Enfin, un point à environ 5 km de la côte Nord est pris pour avoir des
données de vent en mer avec AROME. Les données manquantes sont comblées avec
les données de la plus proche station MF sur terre. Les monotones de charge des
données horaires annuelles obtenues sont visibles en Figure 2.7. La mise en valeur
du monotone du point en mer montre la pertinence du développement de l’éolien en
mer.

Finalement, des données de précipitation ont été obtenues du projet BRIO de
Météo France [79]. Ces données sont journalières et avec une résolution de 12 km.
Elles sont composées de données historiques de 1981 à 2014, ainsi que de projections
de 2015 à 2100. Le projet BRIO sera présenté dans le Chapitre 3, en Section 3.6,
afin de détailler les subtilités entourant ces projections.

Les autres données utilisées, telles que les données techniques, économiques ou
environnementales seront définies dans les chapitres suivants. Elles sont aussi réunies
en Annexe C.
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Figure 2.7 – Monotone de charge des données horaires de vent utilisées sur une année. La courbe
du point en mer est mise en valeur en pointillés.

2.5 Modèles de production d’électricité
intermittente

Bien que la répartition du mix électrique horaire fasse partie des variables d’op-
timisation, cela n’est en réalité pas le cas pour toutes les filières de production
d’électricité. En effet, pour certaines technologies, il existe des modèles de produc-
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tion pré-déterminés, rendant la technologie faiblement pilotable. C’est le cas des
installations de production d’électricité intermittente.

2.5.1 Modèle photovoltaïque
Premier moyen de production intermittente, les panneaux photovoltaïques (PV).

Afin de déterminer la production horaire d’une installation PV, dépendant de la
température ambiante et du rayonnement solaire, le modèle suivant [80] est utilisé :

Pprod = R

1000 W/m2 × Pinstall × η × (1 + α(Tm − 25◦C)) (2.14)

avec Pprod la puissance disponible (W), R le rayonnement en W/m2, Pinstall la ca-
pacité installée (W), η le rendement de l’installation, correspondant au produit des
pertes globales de conversion et du rendement de l’onduleur, α le coefficient de
température en %/°C et Tm la température du module (°C). Celle-ci dépend de la
température ambiante selon le paramètre suivant :

Tm = Tamb + γ × R (2.15)

avec Tamb la température ambiante (°C) et γ en °C.m2/W, dépendant du montage
des panneaux.

Afin de trouver les paramètres caractérisant les installations photovoltaïques déjà
installées sur l’île, c’est-à-dire η, α et γ, la méthode des moindres carrés a été em-
ployée. Cette méthode est adaptée pour une résolution rapide et efficace. Elle a été
utilisée avec des données de l’année 2017 de production photovoltaïque, de puissance
installée, de température ambiante et de rayonnement. Seules les valeurs diurnes ont
été utilisées, les valeurs nocturnes de production de EDF présentant parfois des va-
leurs négatives. Les résultats suivants ont été obtenus :

• η = 0,82,
• α = -0,35 %/°C,
• γ = 0,06 °C.m2/W.

L’écart quadratique moyen obtenu avec ces paramètres est de 24 MW pour l’année
2017. La production photovoltaïque horaire peut ensuite être obtenue pour tout ins-
tant souhaité : on supposera que ces paramètres restent constants sur le long terme.
Les seules données nécessaires au fonctionnement du modèle sont alors la puissance
installée, les données de température et celles de rayonnement. Les paramètres ob-
tenus représentent une moyenne pour toutes les installations de l’île, et n’ont pas
pu être différenciés par poste source. En effet, si les données météorologiques sont
disponibles pour plusieurs zones géographiques, la production photovoltaïque de l’île
est seulement accessible à l’échelle de cette dernière. Ainsi, le même modèle de pro-
duction photovoltaïque sera utilisé pour chaque poste source.
Sur la Figure 2.8, le modèle déterminé à été utilisé avec les puissances photovol-
taïques installées de 2019, et les données de TMY de température et de rayonne-
ment. Si celles-ci ne sont pas exactement les mêmes que celles de 2019, le modèle
montre cependant une production journalière proche de celle historique, tout au long
de l’année. L’écart de production sur l’année est d’environ 1 GWh supplémentaire,
pour une production totale d’environ 260 GWh.
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Figure 2.8 – Comparaison de la production journalière photovoltaïque réelle de 2019 [77], et de la
production journalière modélisée avec PyPSA avec les données de température et de rayonnement
de TMY.

2.5.2 Modèle éolien

Afin de déterminer la puissance horaire de la production éolienne en fonction du
vent, le modèle suivant a été utilisé [81] :

Pprod =


0, si u < umin et u > umax

Pnom, si unom ≤ u ≤ umax

1
2 × Cp × ρ × u3 × A, sinon.

(2.16)

avec umin la vitesse minimale du vent pour laquelle la turbine produit de l’électricité
(m/s), umax la vitesse maximale (m/s), unom la vitesse nominale (m/s), Pprod la
puissance disponible (W), Pnom la puissance nominale (W), Cp le coefficient de
performance, ρ la densité de l’air, prise à 1,225 kg/m3, u la vitesse du vent (m/s)
et A la surface balayée par le rotor (m2). En l’absence de données de pression, il a
été supposé que la densité de l’air était constante. Afin de trouver les paramètres
caractérisant les installations éoliennes de l’île, c’est-à-dire Cp et A, des données
issues des constructeurs sont exploitées.

Le coefficient de performance d’une turbine est déduit de la courbe de puissance
en fonction de la vitesse du vent, fournie par le constructeur. Pour les turbines
onshore, la courbe de puissance du modèle actuellement installé à La Réunion n’étant
pas disponible en libre accès, un modèle proche (Vestas V100-2.0 MW ) est choisi
comme référence. La problématique est la même dans le cas offshore, où peu de
courbes de puissances sont disponibles en libre accès. Un modèle de la même marque
que les turbines onshore est choisi (Vestas V164-9.5 MW ). Les courbes de puissance
de ces deux turbines sont visibles en Figure 2.9.
Ces courbes permettent de définir un coefficient de performance en fonction de la
vitesse du vent, pour des vitesses comprises entre la vitesse minimale et la vitesse
nominale. Pour cela, il suffit d’inverser la dernière ligne de l’équation 2.16, et de
tracer Cp en fonction du vent. Les résultats sont visibles en Figure 2.10.
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Figure 2.9 – Courbes de puissances pour une turbine onshore [82] et une turbine offshore [83].
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Figure 2.10 – Courbes des coefficients de performance des deux turbines modélisées en fonction
du vent. En pointillé, les courbes de corrélation dont les équations sont données en Eq. 2.17 et
2.18.

On obtient alors les deux équations suivantes :

Cp,onshore = −0, 01 × u2 + 0, 1324 × u + 0, 0177 (2.17)
Cp,offshore = −0, 0084 × u2 + 0, 1452 × u − 0, 147 (2.18)

Dans le cas des deux turbines choisies, les vitesses minimale, nominale et maximale,
ainsi que la surface balayée par le rotor sont renseignées dans la Table 2.5. La
production éolienne horaire peut ensuite être obtenue pour tout instant souhaité.
Les seules données nécessaires au fonctionnement du modèle sont alors la puissance
nominale et les données de vent. On supposera une faible influence de la température
sur le productible.

Paramètre Vestas V100-2.0 MW
(onshore)

Vestas V164-9.5 MW
(offshore)

Vitesse minimale 3 m/s 3,5 m/s
Vitesse nominale 11,5 m/s 14 m/s
Vitesse maximale 20 m/s 25 m/s
Hauteur du mât 80 m 140 m
Surface balayée
par le rotor (A) 503 m2 21 124 m2

Table 2.5 – Paramètres des deux modèles de turbine choisis.
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Les données de vent obtenues sont des données à dix mètres du modèle AROME.
Une réévaluation de celles-ci a hauteur du mât des éoliennes doit ainsi être menée
pour obtenir un modèle proche de la réalité. Pour cela, deux modèles définis dans [83]
sont repris : une évaluation logarithmique de la hauteur pour le vent, et une évalua-
tion barométrique de la hauteur pour la densité de l’air. Un coefficient de rugosité
de 0,25 m [84] (cultures hautes, obstacles dispersés) pour les éoliennes terrestres est
utilisé.
Afin de vérifier le modèle de production éolienne employé, le facteur de charge des
installations locales est simulé. Les résultats suivants sont obtenus :

— Cas onshore, vent et densité de l’air à 80 m : 37 % ;
— Cas onshore, vent à 10 m et densité de l’air constante : 16 %.

Cette différence est visible sur la Figure 2.11, où sont tracées : la production jour-
nalière historique de 2019 de la filière éolienne [77], la production estimée avec le
modèle déterminé et les données de vent construites, et la production estimée avec
les données de vent réévaluées à 80 mètres.
Depuis 2008, le facteur de charge annuel le plus élevé de la filière a été de 13 % [85].
Afin de ne pas surestimer la production éolienne dans les travaux menés, le choix
a été fait de ne pas utiliser les données réévaluées à 80 mètres, et de conserver les
données initiales.

En toute cohérence, les données à 10 mètres seront aussi utilisées pour le cas
offshore. Là encore, le facteur de charge aurait été différent :

— Cas offshore, vents et densité de l’air à 140 m (rugosité à 6.1 × 10−3 m [86]) :
66 % ;

— Cas offshore, vents à 10 m et densité de l’air constante : 41 %.
On remarque ainsi que, dans les deux cas, lorsque les données de vent sont

réévaluées, la production électrique est surestimée. À titre de comparaison, en France
hexagonale le facteur de charge moyen régional de l’éolien onshore ne dépasse pas
les 30 % [87]. Au niveau mondial, le facteur de charge de l’éolien offshore ne dépasse
en moyenne pas les 45 % [88]. Bien que le modèle obtenu présente certaines limites,
il s’agit de la meilleure approximation disponible. La validité des résultats globaux
obtenus ne sera ainsi pas remise en cause.
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Figure 2.11 – Comparaison de la production journalière éolienne réelle de 2019 [77], et de la la
production journalière modélisée avec PyPSA avec les deux modèles introduits.
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2.6 Autres modèles de production d’électricité
Une fois les modèles de production intermittente déterminés, les modèles de

production des autres énergies renouvelables peuvent être étudiés. En effet, bien
que davantage pilotables, les autres moyens de production d’électricité d’origine
renouvelable possèdent certaines limites, en particulier en termes de disponibilité de
la ressource.

2.6.1 Modèle hydraulique
C’est le cas par exemple de la ressource hydraulique, dépendant directement de

la ressource locale en eau.
Il existe plusieurs études qui traitent de modèles de production hydraulique. Par
exemple, dans [89] et [90], le potentiel hydraulique mensuel est déterminé en fonction
de la hauteur de chute du barrage étudié, du débit moyen mensuel, de l’accélération
et de l’efficacité des turbines. De plus, dans le premier article, le débit de l’eau est
corrélé aux précipitations grâce à des données historiques. Un autre article utilise
les précipitations pour les relier au débit d’eau ainsi qu’aux capacités des réservoirs,
puis estime la puissance hydraulique disponible à l’aide de la hauteur de chute, de
la densité de l’eau ou encore du débit [91]. Ces modèles sont ainsi plutôt communs
dans la littérature et validés pour différents cas d’étude.
Un autre moyen de définir un modèle de production électrique est l’utilisation du
machine learning. Dans [92], une fonction de disponibilité de l’eau est déterminée à
l’aide de différents réseaux de neurones, en utilisant des données de précipitations,
de neige, de température et de rayonnement. Toujours avec des outils de machine
learning, les auteurs de [93] déterminent la production hydroélectrique annuelle de
leur cas d’étude avec des données de consommation énergétique, d’évolution de la
population, de demande électrique ou encore de température annuelle.

À La Réunion, la ressource hydraulique est utilisée historiquement en complé-
ment des centrales thermiques. Cela souligne l’importance de la flexibilité du système
pour répondre aux variations de la demande électrique. Une intervention manuelle
dans le dispatching de la production étant souvent nécessaire, l’utilisation de tech-
niques de machine learning ne sera pas considérée pour la détermination de modèles
de production hydraulique. De même, trop peu de données techniques sur les ins-
tallations hydrauliques sont disponibles pour envisager l’utilisation de modèles tels
qu’évoqués précédemment.
Ainsi, le modèle de production hydraulique utilisé dans la suite du travail consistera
à un encadrement de la production annuelle par rapport aux données de précipita-
tions annuelles. En effet, en considérant la dualité des climats et des saisons à La
Réunion, ainsi que la présence des nombreux micro-climats, employer un modèle
mensuel ne semble pas pertinent.
Les données historiques utilisées sont les suivantes : précipitations annuelles à une
résolution de 12 km du projet BRIO de Météo France [79], puissances installées et
production annuelle [18]. Ces données sont récupérées pour les années de 2000 à
2014 : le Bilan énergétique ne donne pas les puissances installées ou la production
hydroélectrique avant 2000, et le projet BRIO ne fournit pas de données de préci-
pitations historiques après 2014. Afin d’approcher au mieux la corrélation entre les
précipitations et la production électrique, on ne s’intéresse qu’aux zones de l’île où
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une centrale hydraulique est installée. On récupère les précipitations sur cette zone,
et on les pondère par rapport à la puissance installée. On obtient ainsi une donnée
de précipitation annuelle moyenne pour l’île, pondérée par les données de puissances
installées par zone. On regarde ensuite la corrélation entre cette donnée et le fac-
teur de charge des installations hydroélectriques sur les années correspondantes. Les
années 2004 et 2011 ont été retirées de la corrélation, car présentant une donnée de
précipitation pondérée nettement supérieure à celle des autres années, au-dessus de
9 000 mm. Les résultats sont visibles en Figure 2.12.

Comme une grande incertitude entoure cette corrélation linéaire, un encadrement
est fait par rapport aux valeurs extrêmes de facteur de charge entre 2000 et 2014.
L’encadrement obtenu de la production hydroélectrique annuelle par rapport aux
précipitations annuelles pondérées est la suivante, visible sur la Figure 2.12 :

Pprod,max = (Précipitations × 3, 67 × 10−5 + 0, 373) × Pinstall × 8760 (2.19)
Pprod,min = (Précipitations × 3, 67 × 10−5 + 0, 183) × Pinstall × 8760 (2.20)

avec Pprod,max la production maximale annuelle pour la filière (MWh), Pprod,min la
production minimale annuelle (MWh), Precipitations les précipitations annuelles
pondérées par rapport aux puissances installées par zone (mm), et enfin Pinstall la
totalité des puissances installées sur l’île (MW). La production hydraulique annuelle
peut ensuite être encadrée, les seules données nécessaires au fonctionnement du mo-
dèle sont alors les puissances installées et les données de précipitation.
Afin de vérifier la corrélation obtenue, les données de [18] entre 2019 et 2022 ont été
placées sur le graphique de la Figure 2.12. Toutes vérifient l’encadrement déterminé,
sauf celle de 2022. Les données de précipitations utilisées n’ayant pas la même ori-
gine, et la production électrique étant légèrement supérieure à la borne supérieure
déterminée, l’encadrement calculé sera conservé. La donnée de l’année 2021, située
à la limite de la borne inférieure, pourrait ne pas être prise en compte, car plusieurs
centrales étaient à l’arrêt en raison de travaux d’amélioration.
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Figure 2.12 – Corrélation entre précipitations annuelles pondérées et facteur de charge des ins-
tallations hydroélectriques. Les lignes en pointillé correspondent à l’encadrement de la corrélation
linéaire en trait plein. Les croix violettes représentent les données de 2019 à 2022 tirées de [18].
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2.6.2 Modèle énergie thermique des mers
Dernier modèle de production électrique dépendant de conditions météorolo-

giques, le cas de l’énergie thermique des mers (ETM) est détaillé. Cette technologie,
non encore développée à La Réunion, pourrait l’être d’ici quelques années.
Ce moyen de production utilise la différence de température entre les eaux de surface
et les eaux profondes et fonctionne en cycle thermodynamique : un fluide calopor-
teur, souvent de l’ammoniac, circule en circuit fermé et change d’état au contact des
différentes températures. Une turbine est mise en mouvement quand celui-ci est à
l’état gazeux.
Cette technologie semble ainsi être une bonne alternative aux énergies fossiles : la
production est prévisible et la ressource est abondante dans les zones tropicales.
Cependant, peu de projets sont actuellement en fonctionnement et la filière se déve-
loppe doucement. Parmi les premiers projets testés, on retrouve une centrale pilote
de 105 kW installée en 2015 à Hawaii ou encore un démonstrateur de 100 kW au Ja-
pon en 2013 [94]. De nombreux projets sont prévus dans les années à venir, comme
par exemple une centrale de 1 MW au Japon pour 2026.

À La Réunion, le potentiel est bien présent : l’île est située dans des eaux tro-
picales, et grâce à sa nature volcanique, des fonds profonds peuvent être atteints à
proximité du littoral. La Figure 2.13 illustre ce propos : sur celle-ci, des données de
températures journalières pour deux localisations à l’étude au nord de La Réunion,
à des profondeur de 21 mètres et de 1062 mètres, sont représentées.
Ces données proviennent de la base de données européenne Copernicus Marine [95]
et ont été fournies par une start-up travaillant sur le développement de l’ETM à La
Réunion, DEEPRUN. Une certaine saisonnalité de la température de surface peut
être observée, avec en particulier une baisse de quelques degrés de celle-ci vers le
mois d’août, en plein milieu de l’hiver austral.
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Figure 2.13 – Température de l’eau à deux profondeurs différentes (21 et 1062 mètres) pour deux
localisations près du littoral Nord de La Réunion.

Des données de puissance journalière d’une centrale ETM ont aussi pu être ob-
tenues de cette start-up. Pour les produire, le modèle pyOTEC a été utilisé [96]. Ce
modèle, prenant en entrée la puissance de la centrale, ainsi que la région où celle-ci
sera installée, calcule une production nette selon le jour de l’année. Le facteur de
charge d’une centrale de 12 MW installée à La Réunion est tracé en Figure 2.14. La
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saisonnalité de la production est cette fois nettement marquée, avec des facteurs de
charge supérieurs à 0,5 toute l’année.

Ces données ont été obtenues pour une seule année, l’année 2020. L’hypothèse
est donc faite d’une faible variabilité de la ressource d’une année sur l’autre, afin de
pouvoir utiliser ces données sur le moyen comme sur le long terme. L’influence du
changement climatique sur la ressource ETM sera discuté en Section 3.6.
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Figure 2.14 – Facteur de charge journalier simulé avec pyOTEC [96] d’une centrale ETM de
12 MW à La Réunion.

2.6.3 Cas de la biomasse et de la géothermie
La dernière filière abordée est celle de la biomasse. Cette ressource renouvelable

était exclusivement locale jusqu’à fin 2022, et dépendait entièrement de la quantité
de bagasse disponible. Cette dernière est liée à la qualité de la campagne sucrière, qui
repose sur différents paramètres, comme par exemple les précipitations, les tempé-
ratures, ou encore les cyclones. D’autres paramètres économiques peuvent entrer en
compte, comme l’évolution des prix des produits utilisés pour entretenir les champs
de canne ou du coût de la main d’œuvre. Ainsi, en raison de cette complexité d’évo-
lution, aucune corrélation n’a pu être trouvée entre les paramètres météorologiques
accessibles et la production d’électricité via la biomasse. La même finalité que pour
la production hydraulique a été retenue : un encadrement de la production annuelle,
cette fois déterminé à l’aide de la littérature, comme par exemple les feuilles de route
régionales ou les bilans énergétiques.

De la même façon, aucun modèle de production n’existant à La Réunion en
raison de l’absence actuelle d’installations, la production électrique de la filière géo-
thermique sera contrainte annuellement à l’aide des projections locales [78].

2.7 Prise en compte de la contrainte géographique
Afin de pouvoir satisfaire au mieux les contraintes locales, une dimension géogra-

phique sera prise en compte dans la modélisation du problème. En effet, sur chaque
simulation du réseau électrique futur, de nouvelles installations seront considérées :
batteries, électrolyseurs ou encore stockages hydrogène. Sur chaque résultat obtenu,
les postes source impactés seront étudiés en détail. En effet, paramètre difficile à
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quantifier mais toutefois important, la contrainte foncière d’un réseau électrique
doit être prise en compte dans des problématiques de transition énergétique.
Cela est d’autant plus important à La Réunion, où certaines zones peuvent aujour-
d’hui difficilement être aménagées en raison de disponibilité limitée ou de contraintes
spécifiques : Parc national, zones inondables, possibilité de glissement de terrain,
trop fort relief ou encore littoral surpeuplé. Toutes ces contraintes seront évaluées
lors de chaque simulation : les postes source présentant de trop fortes contraintes
géographiques ne pourront pas accueillir de nouvelles installations (batteries ou hy-
drogène), et les simulations seront lancées à nouveau, afin d’évaluer la prise en
compte de telles exigences.

Afin de tracer une carte détaillée de l’île, les données résumées en Table 2.6 ont
été récupérées.

Couche Source
Postes source [77]
Occupation du sol [13]
Parc national [11]
Mouvements de terrain [97]

Table 2.6 – Données utilisées pour tracer la carte en Figure 2.15.

La carte visible en Figure 2.15 a été tracée à l’aide de QGIS. Sur celle-ci, on re-
trouve l’occupation des sols et l’emprise du parc national de la carte en Figure 1.1,
auxquels on ajoute les postes source, une zone de présomption de prescription archéo-
logique à Saint-Paul, et des données de mouvements de terrain depuis 1990 (ébou-
lements, effondrements, chutes de blocs, affaissements, coulées ou glissements). Ces
données sont seulement affichées dans un rayon de 10 km autour des postes source,
afin de ne pas surcharger la carte. En effet, les mouvements de terrain sont les plus
nombreux dans les cirques, au centre de l’île. Enfin, on classe les postes source sur
la carte en fonction du nombre de mouvements de terrain relevés dans un rayon de
2 km.

Cette carte nous donne plusieurs informations : tout d’abord, tous les postes
source sont situés sur le littoral et donc hors du parc national, excepté un poste d’in-
jection pour une des centrales hydrauliques de l’île (Takamaka). Celui-ci sera donc
retiré d’emblée pour l’installation de nouvelles technologies, hydrogène ou autres,
lors des simulations. Ensuite, quatre postes source sont implémentés dans des mi-
lieux très urbanisés. Il s’agit des trois postes source de Saint-Denis (Digue, Dat-
tiers, Moufia) et de celui de Saint-Pierre. Ces postes source seront ainsi davantage
contraints pour l’installation de nouveaux moyens de production d’électricité ou de
nouvelles technologies hydrogène : des simulations ne les prenant pas en compte se-
ront testées. Le poste source de Saint-Paul se trouve dans une zone de présomption
de prescription archéologique. On assimilera ainsi ce poste aux quatre postes précé-
dents. Enfin, forte contrainte locale, les mouvements de terrain sont nombreux sur
l’île. Le poste source avec le plus de mouvements enregistrés depuis 1990 dans un
rayon de 2 km est le poste Digue. Ainsi, on ne considérera aucune installation hydro-
gène sur ce poste. Trois autres postes sortent du lot sur le nombre de mouvements
enregistrés : il s’agit des postes Takamaka, Langevin et Le Bras de la Plaine. Ces
deux derniers postes n’étant encore concernés par aucune contrainte, des simulations
ne prenant aucune installation hydrogène sur ceux-ci seront testées.
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Figure 2.15 – Carte des postes source de La Réunion et des mouvements de terrain depuis 1990.
La légende de l’occupation des sols est la même que celle de la Figure 1.1. Carte produite avec
QGIS.

2.8 Conclusion
Dans ce chapitre, la modélisation du réseau électrique a été abordée. Après une

revue de la littérature sur les études et outils existants, la méthodologie adoptée
pour le présent travail a été décrite. L’outil PyPSA [66] a été adapté au cas de La
Réunion 2, afin d’optimiser un réseau électrique insulaire dans les Chapitres 3 à 5.
Les données utilisées ont été décrites, et des hypothèses ont été formulées pour ré-
soudre une problématique de données réelles non accessibles. Ces hypothèses concernent
principalement la capacité admissible des lignes électriques et la consommation élec-
trique. Des données sont aussi manquantes concernant le vent.

2. Une fois le présent travail de thèse terminé, le code développé sera accessible sur le dépôt
GitHub du projet HyLES.
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Divers modèles de production électrique ont ensuite pu être déterminés à l’aide
de données historiques. Au pas de temps horaire, les modèles photovoltaïque et éo-
lien ont été présentés. Un facteur de charge journalier a également été obtenu pour la
filière de l’énergie thermique des mers. Pour la modélisation, on supposera qu’il reste
constant tout au long de la journée. À l’échelle de l’année, en raison de l’absence de
modèle connu localement, le modèle hydraulique a été détaillé. Pour terminer ce cha-
pitre, les contraintes géographiques ont été abordées. Celles-ci sont principalement
liées au Parc national, à l’urbanisation ou aux mouvements de terrain.

Cette présentation détaillée du modèle employé permet d’amorcer l’optimisation
du réseau électrique, présentée dans les chapitres suivants.
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CHAPITRE 3

Projections du réseau électrique
futur

Points clés
• Plusieurs scénarios de puissances installées de production d’électricité

sont proposés pour les horizons 2030 et 2050.

• Pour pouvoir envisager une autonomie électrique sur le long terme avec
une consommation électrique égale aux prévisions tendancielles pour
2030, les ressources locales devront être exploitées au maximum de leur
potentiel.

• Cette transition nécessitera l’installation de grandes quantités de sto-
ckage (plus de 1 GWh sur toute l’île), et les installations de production
d’électricité pourraient occuper jusqu’à plus de 3 % de la surface de l’île.

• Les impacts du changement climatique à La Réunion, principalement
représentés par une augmentation de la température moyenne, se tra-
duisent de manière quantifiable par une diminution négligeable du ren-
dement des panneaux photovoltaïques, mais par une augmentation de
la consommation électrique pouvant être significative sur le long terme.

Le réseau électrique, tel qu’étudié dans ce chapitre, est schématisé en Fi-
gure 3.1.

Figure 3.1 – Schéma du système étudié dans le Chapitre 3.
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3.1 Introduction
Après avoir présenté l’outil de modélisation du réseau électrique insulaire dans

le Chapitre 2 et caractérisé spécifiquement le réseau de La Réunion, l’étude de l’au-
tonomie énergétique peut être amorcée. La production d’électricité étant un secteur
présentant généralement une forte consommation d’énergies fossiles importées dans
les réseaux non-interconnectés, celle-ci sera d’abord étudiée. Un objectif intermé-
diaire d’autonomie électrique est ainsi visé dans ce chapitre. La problématique du
secteur de la mobilité sera abordée dans le Chapitre 4.

Dans le présent travail, deux horizons temporels sont étudiés : le moyen terme
représenté par l’année 2030, et le long terme par l’année 2050. Au vu de la situa-
tion énergétique actuelle de La Réunion, fortement dépendante aux importations,
l’autonomie électrique (puis énergétique dans la suite du travail) est modélisée pour
2050. L’année 2030 constitue ainsi un jalon intermédiaire dans la transition de l’île.
Pour les deux horizons, plusieurs scénarios sont définis, afin de pouvoir évaluer
l’adéquation offre/demande du réseau électrique futur. Ces scénarios permettent
de prendre en compte différents facteurs pouvant influencer les résultats de l’étude.
Parmi ceux-ci, on retrouve l’évolution du mix énergétique, celle de la consommation
électrique, ou encore les impacts du réchauffement climatique.

Ce chapitre débute avec un état de la littérature scientifique sur le sujet des scéna-
rios énergétiques prospectifs. Puis les scénarios étudiés durant la thèse sont décrits :
ceux de consommation électrique dans un premier temps, puis ceux de puissances
installées de production d’électricité. Ces scénarios sont simulés à l’aide du modèle
du réseau électrique présenté au Chapitre 2, puis comparés selon différents critères.
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Le chapitre se termine avec une section sur l’évaluation de l’impact du changement
climatique sur l’évolution des températures et des précipitations locales, influençant
chaque filière de production d’électricité locale, ainsi que la consommation électrique
globale.

3.2 État de l’art
Pour une transition énergétique optimale des territoires, ceux-ci doivent avoir

un objectif de décarbonation concret et une planification précise. Régulièrement,
des scénarios énergétiques prospectifs sont étudiés dans la littérature scientifique.
La définition du terme « scénario » utilisée dans ce manuscrit est celle proposée
par le Larousse : « Prévision réalisée selon certaines hypothèses, et tenant compte
des contraintes d’une situation économique, démographique, etc. ». Comme cela
sera détaillé dans la suite, de nombreuses hypothèses peuvent être faites concernant
l’évolution incertaine des systèmes énergétiques.
La première partie de cette section sera consacrée aux études scientifiques évaluant
divers scénarios. Cette étude permettra de valider certains choix de modélisation
ayant été fait pour le cas de La Réunion.
La seconde partie de cette section détaillera la littérature propre au cas d’étude de
La Réunion. Des études de potentiel, d’anciennes prévisions ou encore des feuilles de
route seront détaillées. Cette comparaison servira de base pour proposer de nouveaux
scénarios sur le moyen et le long terme.

3.2.1 Modélisation de scénarios énergétiques au niveau
global

Comme évoqué en introduction du manuscrit, il existe des stratégies à l’échelle
nationale ou européenne de publication de scénarios énergétiques futurs. Pour la
France, on peut citer ceux de RTE [4] ou de l’ADEME [5]. Dans ceux-ci, de nombreux
aspects sont étudiés : évolution de la consommation, souhaitée ou subie, évolution
des technologies, des normes, des taxes, ou encore de l’alimentation. En effet, si le
premier rapport se concentre sur le secteur énergétique, le second envisage une tran-
sition globale de la société pour une réduction des émissions de gaz à effet de serre.
Dans la littérature scientifique aussi, le recours à différents scénarios est commun.
Les futurs développements énergétiques étant difficiles à prévoir quels que soient les
cas d’étude, employer cette méthodologie permet de considérer plusieurs évolutions
possibles. Une comparaison de ces évolutions peut d’ailleurs permettre de suggérer
des orientations à prendre aux décideurs politiques.
Très régulièrement, les scénarios prennent en compte différentes puissances installées
de technologies de production d’électricité. Par exemple dans [98], cette méthodolo-
gie permet de tester différents chemins pour atteindre un objectif d’émissions de gaz
à effet de serre nulles à l’horizon 2050. De nouvelles technologies peuvent aussi être
testées, afin d’évaluer la pertinence de ces dernières au sein d’un réseau énergétique
complet, comme l’énergie marémotrice [44] ou la géothermie [99].
Les horizons projetés dans la littérature sont généralement les mêmes que ceux visés
par le présent travail. L’année 2050 est l’année la plus visée, avec des objectifs am-
bitieux principalement de neutralité carbone ou d’émissions de gaz à effet de serre
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nulles pour les systèmes étudiés. 2030 est ensuite le deuxième horizon le plus modé-
lisé, avec majoritairement des objectifs de production électrique 100 % renouvelable.
Certains articles proposent des études de planification plus précises, et étudient des
périodes plus fines, comme par exemple des périodes de dix ans allant de 2013 jus-
qu’à 2052 [100].
La consommation énergétique, avec une évolution difficile à anticiper, est aussi ré-
gulièrement évaluée à travers divers scénarios. Ces derniers peuvent représenter dif-
férents niveaux de flexibilité de la demande [101], divers taux de pénétration de
certains marchés [102] ou encore une évolution de la mobilité variée [103]. La consom-
mation en hydrogène, lorsque ce vecteur est considéré dans des systèmes énergétiques
futurs, est elle aussi régulièrement soumise à diverses projections [104].
Différentes caractéristiques techniques peuvent ensuite être testées dans les articles
de la littérature. Par exemple, le transport d’hydrogène étant aujourd’hui incertain,
plusieurs configurations peuvent être testées : transport par la route, par le réseau
gazier ou par pipeline [105], à l’état gazeux ou liquide [106]. Différentes configu-
rations de système peuvent aussi être analysées, en particulier sur l’évaluation de
la pertinence d’une source d’énergie par rapport à une autre [60] dans un système
global. Finalement, le taux de pénétration des énergies intermittentes peut évoluer
d’une simulation à l’autre, afin d’analyser l’impact d’une telle limitation [107].
Des paramètres environnementaux (taxes sur les émissions de CO2 [108]), gouverne-
mentaux (limites sur les importations énergétiques [51]), ou économiques (variation
de coût des technologies [109]), peuvent aussi être étudiés.

Enfin, les critères de comparaison des scénarios entre eux au sein des articles ont
été étudiés. Parmi les plus communs se trouvent le coût total annualisé du système
modélisé (opération et investissement), ses émissions de CO2, son mix électrique ou
encore les quantités de stockage nécessaires. Occasionnellement, des critères d’emploi
ou de rendement énergétique peuvent être utilisés [98].

3.2.2 Élaboration de projections énergétiques à La Réunion
Ce chapitre se concentrant sur l’élaboration de scénarios pour le cas d’étude de

La Réunion, il convient d’étudier les études passées sur le sujet, de les comparer et
de s’en inspirer. En effet, plusieurs études régionales sur les différents secteurs éner-
gétiques de l’île sont disponibles. Dans la suite de cette sous-section, ces études sont
présentées. Leurs prévisions sur la situation actuelle de l’île sont ensuite évaluées, et
les projections pour l’horizon 2030 sont comparées (aucune projection sur 2050 n’a
encore été faite).

La Région Réunion publie régulièrement des rapports proposant une véritable
analyse des potentiels de l’île et des scénarios de mix électrique pour les années à
venir.
Le premier rapport considéré est le rapport PETREL (2009), pour Plan Economique
de Transition et de Relance via des Énergies 100 % Locales à l’île de La Réunion [110].
Celui-ci a comme objectif de modéliser un mix énergétique 100 % EnR à La Réunion.
Le document définit ainsi un scénario de consommation électrique et d’évolution des
transports, ainsi que deux scénarios énergétiques, chacun pour 2020 et 2030. Parmi
ces derniers, le premier est un scénario tendanciel (T) tandis que le second est un
scénario intitulé STARTER (S) pour Stratégie d’Autosuffisance énergétique pour la
Relance et la Transition Énergétique à La Réunion. Celui-ci reflète ainsi l’objectif
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d’autonomie énergétique du territoire pour 2030.
On retiendra ensuite le SRCAE (2013), le Schéma Régional Climat Air Energie [111],
document d’orientation qui traduit à l’échelle régionale les engagements nationaux
et européens sur le climat, l’énergie et la qualité de l’air. Ce rapport présente des
potentiels de développement des filières renouvelables pour 2020 et 2030, de même
que plusieurs prévisions sur l’évolution de la consommation électrique.

Les différents scénarios pour 2020 des deux rapports introduits sont visibles en
Figure 3.2. Dans celle-ci, les données de puissances installées prévisionnelles sont
comparées par rapport à la situation réelle de 2020. Globalement, le développement
de toutes les filières a été surestimé, et aucun des objectifs fixés n’avait encore été
atteint en 2020. Les données de consommation électrique annuelle des scénarios
sont aussi indiquées sur la figure. Cette fois, l’évolution de la consommation a été
légèrement surestimée par les trois scénarios proposés dans le SRCAE, mais bien
encadrée par les deux scénarios du rapport PETREL.
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Figure 3.2 – Comparaison des projections de puissances installées de production électrique pour
2020 par rapport à la situation réelle. Les croix correspondent aux projections de consommation
électrique (axe des ordonnées de droite).

D’autres rapports plus récents proposent des projections directement pour l’hori-
zon 2030. C’est le cas de la PPE, la Programmation Pluriannuelle de l’Energie [19].
Créé par la LTECV, cet outil de pilotage de la politique énergétique est élaboré
conjointement avec les collectivités territoriales. La PPE actuelle couvre la période
2023 - 2028 et comporte des volets sur des sujets tels que les objectifs de sécurité
d’approvisionnement, les transports et la stratégie de développement de la mobilité
durable, ou encore l’évolution de la demande et les objectifs de la gestion de la de-
mande d’électricité. Le rapport propose des scénarios de consommation énergétique,
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de production électrique et d’évolution du secteur des transports, qui visent tous à
atteindre l’objectif d’autonomie énergétique de la LTECV, avec un objectif intermé-
diaire de 99% d’énergies renouvelables dans le mix électrique en 2028.
On retiendra ensuite le Bilan Prévisionnel d’EDF-SEI (Systèmes Énergétiques Insu-
laires) [112], direction d’EDF qui opère exclusivement sur les ZNI. Celui-ci propose
des données « crédibles, cohérentes et contrastées » pour 2033 selon deux scéna-
rios. Le scénario Azur (A) propose une transition énergétique mise en œuvre à un
rythme soutenu. Dans celui-ci, le développement des énergies renouvelables est im-
portant et les efforts de maîtrise de la demande en énergie (MDE) sont significatifs.
Cette notion fait référence aux actions d’économie d’énergie mises en place pour
le consommateur final et non pour le producteur d’énergie. L’objectif est donc de
réduire la consommation générale d’énergie par la demande plutôt que par l’offre.
Dans le scénario Émeraude (E), la transition énergétique est encore plus accentuée.
Le développement des énergies renouvelables y est très important, de même que les
efforts de MDE.
Un dernier rapport se rapproche particulièrement de l’étude menée durant la thèse.
Il s’agit d’un rapport de l’ADEME intitulé « Vers l’autonomie énergétique en zone
non interconnectée à l’horizon 2030 » [78]. Selon différents scénarios, dont un seul
vise l’autonomie électrique, ce rapport étudie la transition énergétique de l’île à l’ho-
rizon 2030. Une comparaison économique des scénarios conclut le projet.
Enfin, comme évoqué dans le Chapitre 2, quatre articles scientifiques sur le sujet
furent publiés en 2015 et 2018 [52–55]. Ceux-ci étudient l’horizon 2030, avec des
objectifs d’autonomie électrique ou de mix électrique 100 % renouvelable.

Après avoir été introduits, les différents scénarios existants pour 2030 peuvent
être comparés. Cette comparaison servira de base à la définition de nouveaux scéna-
rios pour la même période et à plus long terme (2050). Les scénarios de puissances
installées de production d’électricité introduits sont listés dans la Table 3.1, et leur
comparaison est illustrée dans la Figure 3.3.
Deux articles [52,53] ne sont pas représentés en raison d’un manque de données sur
le potentiel de la biomasse. Un autre article [57] détaille les résultats de l’un des
scénarios du rapport de l’ADEME [78] et n’a donc pas été représenté. Le scénario
du SRCAE ne propose pas de données de puissance installée pour la filière biomasse
en 2030, mais une production électrique pour cette année là. Il n’apparaît donc pas
dans le graphique. Concernant le Bilan Prévisionnel d’EDF-SEI, les données sur les
puissances installées du photovoltaïque et de l’éolien sont regroupées sous la même
catégorie « énergies renouvelables non synchrones », tandis que celles de l’ETM et
de la géothermie sont regroupées sous « autres énergies renouvelables ».
Globalement, les scénarios offrent des prévisions très différentes : cela peut être en
raison de leur année d’élaboration, des hypothèses faites ou de l’objectif final visé.
Par exemple, les puissances installées en PV sont quasiment multipliées par dix entre
un scénario élaboré en 2009 représentant une évolution tendancielle, et un scénario
élaboré en 2018 visant l’autonomie électrique.
Alors que certains scénarios indiquent un objectif de ne plus utiliser aucune source
d’énergie fossile pour la production électrique en 2030, d’autres maintiennent les ins-
tallations en soutien avec une production faible, celles-ci n’ayant pas encore atteint
leur fin de vie.
En ce qui concerne la filière biomasse, les différences observées dépendent de la
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conversion des centrales thermiques, prise en compte ou non dans les prévisions.
Les scénarios utilisant le moins de biomasse sont ceux qui visent l’autonomie élec-
trique en 2030 : pour alimenter les centrales de grande taille, la ressource devra
nécessairement être importée. Enfin, les prévisions misent sur des énergies non en-
core exploitées sur l’île, comme l’éolien offshore, l’énergie houlomotrice, l’ETM ou
la géothermie.

Année Réf. Nom scénario Identifiant Spécificité
2009 [110] - PETREL.Tend Tendanciel

STARTER PETREL.Auton Autonomie électrique 2030
2013 [111] - SRCAE.Tend Tendanciel
2015 [54] BASE Drouineau.Base Tendanciel

RENEW Drouineau.Ren Mix élec. 100 % renouvelable 2030

RENEW-HighInt Drouineau.RenInt
Mix élec. 100 % renouvelable 2030
avec augmentation PV
et énergies marines

RENEW-Cane Drouineau.RenCanne Mix élec. 100 % renouvelable 2030
avec déclin de l’industrie sucrière

2018 [78] Tendanciel ADEME.Tend Tendanciel

Avantage ther-
mique

ADEME.Thermiq Contexte économique favorable
aux énergies conventionnelles

Avantage technolo-
gique

ADEME.Techno Nouvelles technologies de
production renouvelable

Tous feux verts ADEME.Vert Mix élec. 100 % renouvelable 2030
Vers l’autonomie
énergétique

ADEME.Auton Autonomie électrique 2030

2019 [112] Azur EDF.Azur Transition énergétique douce
Emeraude EDF.Emeraude Transition énergétique forte

2020 [19] - PPE.Auton Mix électrique presque 100 %
renouvelable 2030

Table 3.1 – Liste des scénarios de puissances installées de production électrique pour 2030.

Tous les rapports et articles précédemment introduits proposent, en plus de scé-
narios de production électrique, des scénarios de consommation électrique. Seules
deux études, celle de l’ADEME et celle d’EDF, prennent en compte une électrifi-
cation des véhicules individuels ; les autres travaux se concentrent sur la transition
du système électrique tel qu’il est aujourd’hui. La plupart des études déclinent deux
scénarios sur le moyen terme, un scénario tendanciel et un scénario avec une baisse
de la consommation, souvent appelé « scénario MDE ». Aujourd’hui, l’offre est en
effet dimensionnée par la demande. Pour réduire l’offre, la solution envisagée est
ainsi de réduire la demande. Les action de MDE modélisées, lorsqu’elles sont spécifi-
quement décrites, incluent le développement des chauffe-eau solaires, l’amélioration
de l’efficacité énergétique des équipements ou technologies, ainsi que la rénovation
des bâtiments. Dans l’ensemble, les objectifs de consommation pour l’île sont du
même ordre de grandeur, comme le montre la Figure 3.4.
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Figure 3.4 – Comparaison des projections de consommation électrique pour 2030, sans prendre
en compte l’électrification du secteur des transports.

60



Chapitre 3. Projections du réseau électrique futur

3.2.3 Limites identifiées
La première limite identifiée est celle de l’absence de prévisions sur le long terme.

En effet, la LTECV a fixé pour La Réunion un objectif pour 2030 [6]. Ainsi, toutes les
feuilles de route ou toutes les études scientifiques prennent cet horizon comme cible,
alors même que l’autonomie énergétique n’y est pas visée. En effet, sans être systé-
matiquement nommée, c’est toujours l’autonomie électrique qui est étudiée, avec la
considération de la consommation électrique de l’île, et parfois la consommation du
parc de véhicules individuels converti à l’électrique.
Pour permettre de considérer un futur où l’autonomie énergétique pourrait être réel-
lement visée, l’horizon 2050 sera modélisé dans le présent travail. Cet horizon sera
aussi la cible pour l’autonomie électrique étudiée dans ce chapitre. En effet, un arrêt
complet des importations énergétiques pour l’électricité d’ici 2030 semble très peu
probable.

Une seconde limite des travaux présentés en sous-section précédente réside dans
leur relative ancienneté. Lors de la rédaction des articles scientifiques, les volontés
de conversion du parc fossile à la biomasse n’étaient pas encore dessinées. Ainsi,
la transition de la dépendance des importations de ressources fossiles à celle des
importations de biomasse n’est pas mentionnée, et la limitation de la filière biomasse
locale n’y est pas abordée. Dans le présent travail, l’abandon de la ressource fossile
pour les trois centrales de l’île concernées sera pris en compte dans la situation
énergétique actuelle.

3.3 Scénarios de production et de consommation
d’électricité à moyen et long terme

À la suite des limites identifiées ci-dessus et à l’aide des données des rapports
et articles précédemment présentés, différents scénarios sont définis pour le moyen
terme (2030) et pour le long terme (2050). Ces scénarios permettent d’amorcer l’au-
tonomie électrique de l’île, et seront utilisés tout au long du manuscrit.
Il s’est avéré nécessaire de définir de nouveaux scénarios pour 2050, cet horizon
n’ayant pas encore été modélisé localement. Concernant l’horizon 2030, il est im-
portant de proposer des scénarios cohérents par rapport à la situation énergétique
actuelle, celle-ci ayant été estimée avec difficulté à plusieurs reprises (Figure 3.2).
Les scénarios proposés prennent donc en compte la situation actuelle, ainsi que les
prévisions des différentes études comparées.
Afin de modéliser le système énergétique de l’île, des données de consommations
doivent être fournies au modèle. Ainsi, nous commencerons par détailler les scéna-
rios de consommation électrique considérés pour l’étude.

3.3.1 Consommation d’électricité
La consommation électrique future des territoires constitue une grande source

d’incertitude. En effet, celle-ci peut dépendre de l’évolution de la population, des
habitudes de consommations, des différentes crises pouvant survenir, du changement
climatique, ou encore des choix politiques. Certains de ces paramètres sont difficiles
à anticiper. Ainsi, plusieurs scénarios ont été modélisés, en tenant compte des évo-
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lutions possibles de la consommation électrique, avec notamment la consommation
des véhicules électriques ou des réseaux de bus urbains locaux. Pour rappel, le pre-
mier objectif du réseau électrique modélisé est de pouvoir répondre à la demande à
chaque pas de temps.

La grande majorité des études locales propose deux scénarios de consommation
pour l’horizon 2030, un scénario tendanciel et un scénario avec une baisse de la
consommation. Ces projections dépendent d’un grand nombre de critères : évolu-
tion de la population et des habitudes de consommation, amélioration de l’efficacité
énergétique des appareils technologiques, politiques locales, crises sociales ou sani-
taires, etc.
En raison de la diversité de ces paramètres et, comme rappelé dans le Chapitre 2, de
l’absence de données historiques de consommation à une échelle spatio-temporelle
suffisamment précise, il a été décidé de reprendre les scénarios du rapport de
l’ADEME [78]. Ceux-ci, très proches de ceux du Bilan Prévisionnel d’EDF [112],
ont été sélectionnés en raison de la transparence de la méthodologie d’étude globale.
Les auteurs statuent sur une demande annuelle de 3 080 GWh pour l’île de La
Réunion selon leur scénario avec baisse de la consommation, et une demande an-
nuelle de 3 360 GWh selon leur scénario tendanciel. Ces données constitueront les
deux projections de consommation électrique non pilotable du présent travail.

• Le scénario Efficacité Énergétique (EE) suppose une baisse de la consom-
mation électrique sur le moyen terme, par exemple par le biais de mesures
d’efficacité énergétique.

• Le scénario Tendanciel suppose une évolution tendancielle de la consomma-
tion électrique sur le moyen terme.

Ces deux scénarios auront les valeurs annuelles précédemment évoquées comme base
identique pour le moyen et le long terme : l’hypothèse est faite d’une augmentation
de la demande due à une augmentation de la population et à une électrification des
usages, compensée par une gestion plus avancée de la demande au fil des années.
Enfin, une évolution de la consommation identique à tous les postes source sera
supposée, et les données de consommation utilisées pour la simulation du réseau en
Section 2.4 seront utilisées avec un facteur multiplicatif. La courbe de charge de cette
consommation évoluera ainsi seulement en amplitude, et aucun autre changement
ne sera considéré. Une étude plus fine des courbes de charge pourrait être menée
dans un futur travail (voir Section 6.3).

Les données de consommation des véhicules électriques (VE) sont ensuite prises
en compte. En effet, bien que l’autonomie électrique soit principalement étudiée
dans ce chapitre, c’est bien l’autonomie énergétique qui est visée sur le long terme
par le territoire. Principale solution alternative aux voitures thermiques, les voitures
électriques à batterie devraient progressivement occuper une part de plus en plus
importante du parc de véhicules individuels. Fin 2022, cette part est de 5 % [18].
Ainsi, pour les deux horizons 2030 et 2050, une part de consommation électrique
supplémentaire attribuée aux véhicules électriques est prise en compte. De même
que pour la demande électrique, une donnée annuelle pour l’île entière peut être ob-
tenue, selon le pourcentage du parc de véhicules individuels électrifié. Pour estimer
une donnée de consommation annuelle des VE, la méthodologie de [78] est suivie. À
partir du nombre de véhicules particuliers (VP), de véhicules utilitaires légers (VUL)
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et de kilomètres parcourus en jours ouvrés et en jours de week-end, il suffit d’une
donnée de consommation des véhicules pour obtenir une consommation annuelle.
Celle-ci est prise à 18 kWh/100km : à partir d’une consommation de 15 kWh/100km
pour une voiture Zoé, une augmentation d’environ 20 % est prise en compte, en-
traînée par une climatisation abaissant la température de -5°C [113]. En effet, en
raison du climat tropical, la climatisation est fortement utilisée dans les véhicules
à La Réunion. La donnée du nombres de véhicules utilisée est celle du parc à la
fin de l’année 2019 [85], et les données de kilométrage journalier sont tirées de [78].
L’hypothèse d’une variation négligeable du nombre de véhicules est faite : le rap-
port de l’ADEME « Transition(s) 2050 » [5] annonce une motorisation des ménages
proche de la saturation au niveau national, et on supposera un développement plus
important des mobilités douces et/ou des transports publics à La Réunion dans les
années à venir.

Ensuite, il est possible de choisir deux options pour obtenir une courbe de charge
horaire. Une version plus récente du Bilan Prévisionnel d’EDF à La Réunion [114]
présente un profil de consommation pour un parc de VE dont la recharge est pilotée
à 40 % et une autre pour un parc dont la recharge est pilotée à 80 %. De telles
stratégies de pilotage sont déjà au stade expérimental à La Réunion, par le biais par
exemple du dispositif « Sarz La Kaz ». Ces courbes étant seulement données pour
un jour ouvré, on supposera une utilisation quotidienne identique pour tous les jours
de l’année. Ainsi, il est possible de proposer plusieurs profils de consommation selon
les scénarios souhaités.
Concernant l’année 2030, l’hypothèse d’un parc électrifié entre 20 % et 30 % est
prise [114], avec une recharge pilotable à seulement 40 %. Concernant l’année 2050,
l’hypothèse d’un parc électrifié à 100 % est faite. Afin de prendre en compte plusieurs
évolutions possibles des usages futurs des véhicules individuels (VI), on s’intéresse
aux quatre scénarios à l’échelle nationale de l’ADEME pour 2050 [5]. Dans ces
derniers, la baisse de la part des trajets effectués en transport routier individuel est
abordée. Ces baisses vont de 2 % à 33 % par rapport aux données de 2015. Ainsi,
si on ne considère pas de changement sur le parc de VI, une baisse des kilomètres
parcourus annuels est prise en compte. Tous ces scénarios de consommation des VE
sont résumés dans la Table 3.2.

Horizon Spécificité Pilotabilité Consommation
annuelle (GWh)

2030 20 % du parc électrique 40 % 211,7
30 % du parc électrique 40 % 317,6

2050 100 % du parc électrique 40 % ou 80 % 1 050,0
Baisse 2 % TVI 40 % ou 80 % 1 039,4
Baisse 13 % TVI 40 % ou 80 % 922,7
Baisse 29 % TVI 40 % ou 80 % 753,0
Baisse 33 % TVI 40 % ou 80 % 710,6

Table 3.2 – Scénarios de consommation des véhicules électriques. TVI : trajets effectués en trans-
port routier individuel.

Afin de répartir cette consommation globale sur les différents postes source, une
analogie à la démographie de l’île a été utilisée, et les puissances ont été réparties
sur les postes source selon le nombre d’habitants des communes reliées (Figure 2.5
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du Chapitre 2). La Figure 3.5 représente, sur l’un des postes source de l’île, diffé-
rents profils de charge parmi quelques uns des scénarios présentés. En particulier,
l’influence d’un parc de VI entièrement électrifié est visible.
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Figure 3.5 – Charge sur l’un des postes source selon la prise en compte de l’électrification des
VE ou non, et le taux de pilotabilité de leur recharge.

Ce graphique nous montre la différence de puissance horaire sur un poste source
entre le scénario EE et le scénario Tendanciel. Ensuite, la pilotabilité de la recharge
des VE se distingue sur plusieurs heures : pour un pilotage à 80 %, les recharges sont
plus importantes très tôt le matin (de minuit à 6h) et aux alentours de midi, là où
la production PV est la plus importante. Pour un pilotage à 40 %, les recharges sont
plus importantes vers midi et lors du pic de demande en fin de journée, de 18h à 21h.
Ainsi, plus la recharge des VE sera pilotable, plus l’énergie d’origine photovoltaïque
pourra être utilisée en journée, délestant le réseau de quelques mégawatts sur la fin
de journée. Le concept de « vehicule-to-grid », consistant à utiliser l’énergie stockée
dans la batterie d’un véhicule électrique pour d’autres besoins énergétiques, ne sera
pas abordé dans le présent travail.

Enfin, l’électrification des réseaux de transport en commun urbains est prise en
compte. De la même manière que les VI, ces réseaux devront entamer une transition
pour se rapprocher de l’autonomie énergétique du territoire. La conversion à l’élec-
trique étant la solution privilégiée, une consommation électrique supplémentaire est
prise en compte sur le moyen et le long terme.
Pour cela, le kilométrage annuel de 2017 des cinq réseaux concernés (un dans chaque
communauté d’agglomération de l’île) est récupéré [115]. Ce kilométrage peut ensuite
être revalorisé selon deux scénarios d’augmentation de la fréquence de passage des
bus : le premier scénario présente une augmentation de 13% du kilométrage annuel,
et le second une augmentation de 26%. La conversion en demande électrique annuelle
est effectuée à l’aide d’une donnée de consommation de 200 kWh/100km [116]. Pour
un scénario avec le kilométrage de 2017, la consommation électrique supplémentaire
annuelle est de 56 GWh pour les cinq réseaux. Pour une augmentation de 13 % du
kilométrage, cette consommation est de 63,3 GWh, et de 70,5 GWh pour une aug-
mentation de 26 %.
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Cette consommation est ensuite rapportée à chaque jour de l’année, en considérant
une réduction de moitié pour un dimanche ou un jour férié, par rapport à un jour
ouvrable. Pour chaque réseau urbain, un poste source est attribué pour la recharge
des bus constituant celui-ci. Ce poste est choisi comme étant le poste dans la zone de
fonctionnement des véhicules auquel les puissances installées de production d’élec-
tricité les plus élevées sont reliées. Une recharge exclusivement la nuit des véhicules
est considérée. À une échelle horaire, cela représente au maximum une puissance
supplémentaire de 5 MW.
Ces réseaux étant aujourd’hui entièrement à motorisation thermique, à l’exception
de quelques lignes équipées de mini-bus électriques, cette demande supplémentaire
sera ici considérée seulement pour l’horizon 2050. La durée de vie d’un autocar étant
de seize années [117], le renouvellement d’un parc complet prendrait plus d’une di-
zaine d’années.

3.3.2 Production d’électricité
Une fois les différents scénarios de consommation d’électricité présentés, ceux de

puissances installées de production d’électricité peuvent être détaillés. Pour rappel,
le mix électrique sera établi lors de l’optimisation du système. Suivant la comparaison
des scénarios énergétiques faite en section précédente, sept scénarios ont été définis,
trois pour 2030 et quatre pour 2050.

Sur le moyen terme, seules les technologies de production d’électricité actuelle-
ment développées sur l’île ont été prises en compte. Il a été supposé que de nouvelles
ne seraient pas déployées à l’échelle de l’île d’ici 2030. La situation actuelle de l’île a
été prise en compte et sert de base aux trois scénarios. Des importations de ressources
fossiles ou renouvelables sont envisagées, en accord avec les projets actuellement en
développement sur l’île.

S1. Le scénario Tendanciel 2030 suit les objectifs de la PPE [19]. Ce scénario
est nommé ainsi car les décisions prises dans le secteur énergétique dans les
années à venir s’appuieront très probablement sur cette feuille de route.
Les installations PV et éoliennes augmentent significativement (470 et
91,5 MW, respectivement) et de petits projets hydroélectriques sont dévelop-
pés (7 MW supplémentaires). Les anciennes centrales charbon-bagasse sont
converties au 100 % biomasse, avec près de 70 % de la puissance installée ali-
mentée par des importations. Les moteurs diesel sont convertis à la biomasse
liquide, intégralement alimentés par des importations. Ceci est conforme à la
situation énergétique actuelle de l’île. La turbine à combustion au bioéthanol
de 41 MW est maintenue (et supposée alimentée à 100 % au bioéthanol), de
même que les centrales biogaz actuelles. Certains projets de biomasse sont en-
visagés, tels que de nouvelles installations de centrales biogaz ou des projets
de récupération de combustibles dérivés de déchets. Ce scénario permet de
comparer économiquement et environnementalement les prévisions de la PPE
par rapport à d’autres scénarios potentiels.

S2. Le scénario +90% EnR 2030 suit la tendance actuelle de décarbonation du
milieu énergétique et conserve la dernière centrale thermique de l’île, la TAC
fioul/gazole de 80 MW, tandis que les autres centrales sont converties à la bio-
masse.
Les installations photovoltaïques sont développées en fonction de la moyenne
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des scénarios énergétiques locaux comparés (600 MW), de même que l’hydro-
électricité (150 MW). La moyenne des valeurs les plus basses des scénarios
comparés est retenue pour l’éolien (50 MW) : la capacité installée de la filière
n’a pas augmenté entre 2008 et 2022, et un projet de repowering est en cours.
Les projets de biomasse et de centrales biogaz du scénario précédent sont
maintenus. Cette projection permet de considérer un futur à moyen terme où
la ressource fossile est toujours utilisée sur l’île, même si cela est dans une
moindre mesure.

S3. Enfin, le scénario 100% EnR 2030 suit le même schéma que le scénario
précédent, mais la TAC fioul/gazole n’est plus utilisée. Ce scénario propose un
état différent de celui décrit par la PPE, mais avec le même objectif de mix
électrique entièrement renouvelable. La situation est différente car les données
de rapports énergétiques locaux ont été utilisées (pour les filières PV, éolienne
et hydraulique), permettant ainsi de comparer le mix électrique en 2030 de
deux orientations distinctes selon l’évolution des filières en développement.

Pour les scénarios à l’horizon 2050, l’ensemble du système de production d’élec-
tricité est repris à zéro et aucune importation de ressources fossiles ou renouvelables
n’est considérée. Les centrales thermiques converties à la biomasse, arrivées à leur
fin de vie en 2050 1, devront être remplacées par de nouvelles technologies de pro-
duction d’électricité. En effet, la réserve locale en biomasse n’est pas suffisante pour
alimenter des centrales d’aussi grande capacité.
Ainsi, les nouveaux moyens de production considérés sont la géothermie, l’énergie
thermique des mers et l’éolien offshore. L’île dispose en effet d’un potentiel inexploité
sur les ressources énergétiques associées à ces technologies. En raison de l’activité
volcanique de la région, des études sont menées depuis plusieurs décennies pour étu-
dier les caractéristiques géophysiques de l’île. Des forages ont ainsi été réalisés en
1986 dans l’un des cirques, révélant l’existence de températures proches de 200 de-
grés à 200 mètres de profondeur. Quelques études ont été réalisées depuis [119,120],
mais rien n’a encore été testé ou mis en œuvre. En 2024, un permis exclusif de
recherche de gîtes géothermiques a été délivré à la société Albioma [121]. Celui-ci
devrait permettre des forages dans les cirques de Salazie et de Cilaos. À titre de
comparaison, la Guadeloupe est le seul endroit en France où la géothermie profonde
est exploitée. Sur ce territoire, il s’agit de la deuxième ressource renouvelable locale
après l’énergie photovoltaïque, et 110 GWh ont été produits en 2019, soit 6,5 % de
la production électrique du territoire.
Enfin, l’île dispose d’un potentiel en matière d’énergies marines : énergie thermique
des mers, énergie houlomotrice ou éoliennes offshore pourraient être développées.
L’énergie marémotrice et l’énergie des courants marins ont été étudiées localement,
mais le potentiel de l’île est trop faible pour les développer : les marées ne sont pas
suffisamment importantes, de même que les vitesses et fréquences des courants [27].
L’énergie osmotique pourrait également être envisagée, mais le développement du
secteur et de la technologie n’est pas assez mature pour le moment. Concernant
l’énergie houlomotrice, deux projets pilotes ont été testés entre 2009 et 2014. L’un a
été détruit par des vagues cycloniques et l’autre a été arrêté en raison de la faillite
de l’entreprise encadrant le projet.

1. Le contrat des centrales converties à la biomasse s’étend jusqu’à 2044 [118].
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En ce qui concerne l’ETM, les conditions sont très favorables à son développement
sur l’île. Les études de potentiel font état de plusieurs sites bien positionnés, mal-
gré une filière locale qui peine à se développer, en raison de coûts élevés. Enfin, les
conditions sont également très prometteuses pour l’installation d’éoliennes en mer :
plusieurs zones y sont propices, avec un potentiel brut pouvant aller de quelques
centaines de mégawatt à quelques gigawatts [27]. Toutefois, des études sur les oi-
seaux et animaux marins, ainsi que sur la pêche doivent encore être menées avant de
pouvoir lancer un véritable projet. Le potentiel et les zones d’implantations doivent
aussi encore être affinées.

S4. Le scénario Base 2050 suit les tendances des filières déjà développées sur
l’île, et développe deux nouvelles filières de production de base, la géothermie
(15 MW) et l’ETM (31 MW).
Concernant les filières déjà exploitées sur l’île, le maximum du potentiel pour
les installations photovoltaïques (1 200 MW [78]) et biomasse 2 (320 MW [78])
est considéré. En ce qui concerne la capacité hydraulique, une valeur un peu
inférieure au maximum de potentiel défini est choisie (200 MW). Enfin, en rai-
son des faiblesses locales de la filière, la puissance installée en éoliennes n’est
que doublée par rapport aux scénarios +90 % et 100 % EnR pour 2030.
Ce scénario permet d’évaluer une situation où la production de base est lar-
gement développée.

S5. Le scénario Intermittent 2050 suit les tendances des filières déjà développées
sur l’île, et développe une nouvelle filière de production intermittente, l’éolien
offshore (40 MW, fourchette haute de la PPE pour 2028 [19]).
Les capacités photovoltaïques, hydrauliques et de centrales biomasse sont les
mêmes que dans le scénario précédent. Seule l’énergie éolienne onshore est
revue à la hausse, en prenant la valeur la plus élevée parmi les études énergé-
tiques menées localement (146 MW).
Ce scénario permet d’évaluer une situation où la production d’électricité in-
termittente est prédominante.

S6. Le scénario Décarboné 2050 constitue un mix des deux scénarios précé-
dents, avec l’arrêt de l’utilisation des petites et moyennes centrales thermiques
et donc une baisse de la filière biomasse locale.
Les capacités installées en géothermie, ETM et PV sont les mêmes que dans
le premier scénario et celles de l’éolien terrestre et en mer sont les mêmes
que dans le second scénario. Les puissances installées en hydraulique sont à la
hauteur du potentiel maximal (233 MW [78]), de même pour les centrales bio-
gaz (67 MW [78]). En effet, toutes les installations possibles seront nécessaires
pour compenser la fin de l’utilisation de centrales thermiques.
Une orientation possible de l’économie locale pourrait être l’abandon de la
culture de la canne à sucre, d’où provient la bagasse, au profit d’autres cultures
vivrières. En effet, l’île doit importer de nombreuses ressources alimentaires ;
en 2021, plus de 118 000 tonnes de produits agricoles ont été importées à La
Réunion [122].
Ce scénario évalue donc les impacts d’une situation à long terme dans laquelle
le secteur de la biomasse ne serait représenté que par des installations de bio-
gaz à La Réunion. Cette projection permet aussi d’inscrire la transition de l’île

2. Origine locale : bagasse, paille de canne, déchets verts, etc.
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dans une démarche de réduction des émissions de dioxyde de carbone, celles-ci
étant non négligeables lors de la combustion de la biomasse [118].

S7. Enfin, le scénario Combiné 2050 est également un mélange des scénarios
Base et Intermittent, mais cette fois en conservant les centrales thermiques à la
biomasse et l’utilisation de la bagasse. L’objectif de ce scénario est d’évaluer les
impacts d’un système énergétique où toutes les énergies locales sont exploitées
au maximum de leur potentiel. Les capacités installées de géothermie, d’ETM,
de PV, d’hydraulique et d’éolien terrestre et offshore sont les mêmes que dans
le scénario Décarboné. Pour la biomasse, les valeurs des scénarios Base et
Intermittent sont utilisées.

Les différentes hypothèses utilisées sont résumées dans la Table 3.3, et la com-
paraison des scénarios est visible en Figure 3.6. Toutes ces données de puissances
totales installées ont été réparties aux postes source majoritairement grâce aux don-
nées de [78]. Par la suite, ces scénarios seront simulés et comparés, d’un point de
vue technique, économique et environnemental.

Horizon Scénario Hypothèse
2030 Tendanciel Prévisions de la PPE pour 2028 [19]

+90 % EnR Conservation TAC fioul/gazole
Moins d’éolien, plus de PV

100 % EnR Moins d’éolien, plus de PV
2050 Base Développement géothermie et ETM

Intermittent Développement éolien offshore

Décarboné Arrêt production bagasse, conservation centrales biogaz
Développement géothermie, ETM, éolien offshore

Combiné Développement des filières au maximum du potentiel

Table 3.3 – Résumé des hypothèses pour l’élaboration des scénarios de puissances installées.
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Figure 3.6 – Puissances installées (MW) des scénarios pour 2030 et 2050.
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3.4 Paramètres économiques du modèle
Afin de pouvoir simuler le réseau électrique de l’île à moyen et long terme avec

les scénarios précédemment introduits, certaines données économiques sont requises.
Pour rappel, l’optimisation avec PyPSA décrite dans le Chapitre 2 est une minimisa-
tion des coûts du système. Les paramètres économiques utilisés pour l’optimisation
des scénarios au sein du modèle du réseau électrique sont détaillés dans la Table 3.4.
Durant les simulations, les seuls investissements considérés comme variables sont
pour de nouvelles batteries ou pour le renforcement du réseau électrique. En effet,
pour étudier l’autonomie électrique de l’île, de nouvelles capacités de stockage seront
requises, et une possible évolution des infrastructures du réseau est à étudier. Les
coûts d’investissement (CAPEX) renseignés dans le tableau sont ainsi principale-
ment utilisés pour la comparaison des scénarios en section suivante.

Plusieurs précisions doivent être apportées par rapport à cette table.

➾ Tirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croixTirets et croix
Afin de ne pas encombrer le tableau, des tirets ont été placés pour signifier que la
valeur du paramètre en 2050 est la même que celle en 2030. Les croix indiquent
que la valeur n’est pas nécessaire car la technologie n’est utilisée dans aucun des
scénarios de l’horizon correspondant.

➾ Comparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des donnéesComparaison des données
Des données locales ont été employées autant que possible. Lorsque des projections
pour 2050, non spécifiques à La Réunion, étaient disponibles, celles-ci ont été utili-
sées.
En raison de la baisse attendue du coût des énergies renouvelables, les projections
de CAPEX sont inférieures aux valeurs actuelles trouvées dans la littérature [126] :
jusqu’à - 55 % pour la géothermie, - 65 % pour l’éolien offshore, et entre - 74 % et
- 31 % selon la technologie PV considérée. En revanche, les données locales utili-
sées sont généralement plus élevées que les valeurs actuelles de la littérature. Par
exemple, le CAPEX de l’éolien onshore peut être majoré jusqu’à + 25 % [126]. Les
coûts d’O&M, quant à eux, restent proches des valeurs actuelles.

➾ Filière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydrauliqueFilière hydraulique
Le coût du CAPEX provient d’une moyenne des différents coûts introduits par [78].
Il s’agit des coûts d’investissement des technologies suivantes :

- centrales au fil de l’eau,
- barrages,
- adduction d’eau potable,
- réseaux d’irrigation,
- réseaux d’assainissement.

La totalité de ces technologies est évaluée dans les études de potentiel locales. Avec la
volonté de proposer une valeur locale d’une part, et le besoin de réduire la complexité
du réseau insulaire modélisé d’autre part, une moyenne de tous ces coûts a été faite.
Aucune donnée locale n’étant disponible pour les coûts variables d’opération et de
maintenance (O&M), l’hypothèse a été faite d’attribuer à la filière le coût le plus
faible parmi les autres technologies, afin de refléter la flexibilité de la ressource. Cette
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Technologie Paramètre 2030 2050 Unité Source
PV CAPEX 840 640 k€/MW [123]

O&M fixe 10,7 8,9 k€/MW/an [123]
Durée de vie 40 - / [123]

Eolien onshore CAPEX 2 - M€/MW [78]
O&M fixe 13,4 12,1 k€/MW/an [123]

O&M variable 1,44 1,3 €/MWh [123]
Durée de vie 30 - / [123]

Eolien offshore CAPEX x 1,64 M€/MW [123]
O&M fixe x 33 k€/MW/an [123]

O&M variable x 3,25 €/MWh [123]
Durée de vie 30 - / [123]

Hydraulique CAPEX 3,13 - M€/MW [78]
O&M fixe 2 - % CAPEX [78]

O&M variable 1 - €/MWh Hypothèse
Durée de vie 50 - / [78]

TAC bioéthanol CAPEX 1,5 - M€/MW [78]
O&M variable 94 - €/MWh [78]
Disponibilité 0,5 - / Hypothèse
Durée de vie 30 - / [78]

Biogaz CAPEX 5,4 - M€/MW [78]
O&M variable 15 - €/MWh [78]
Disponibilité 0,5 - / Hypothèse
Durée de vie 30 - / [78]

Biomasse locale CAPEX 2,2 - M€/MW [78]
O&M fixe 80 - k€/MW/an [78]

O&M variable 172,5 - €/MWh [78]
Durée de vie 20 - / [78]

Biomasse liquide Coût importation 40,23 x €/MWh [124]
Bagasse CAPEX 4,6 - M€/MW [78]

O&M fixe 140 - k€/MW/an [78]
O&M variable 60 - €/MWh [78]

Coût importation 5,65 x €/MWh [124]
ETM CAPEX x 8,8 M€/MW [125]

CAPEX base x 43,7 M€ [125]
O&M fixe x 3 % CAPEX [125]

O&M variable x 250 €/MWh [57]
Durée de vie 30 - / [78]

Géothermie CAPEX x 2,53 M€/MW [123]
O&M fixe x 21,2 k€/MW/an [123]

O&M variable x 6,23 €/MWh [123]
Durée de vie 30 - / [123]

TAC fioul/gazole CAPEX 360 x k€/MW [124]
O&M fixe 9 x k€/MW/an [123]

O&M variable 6,38 x €/MWh [123]
Coût importation 40,23 x €/MWh [124]

Table 3.4 – Données économiques des filières de production d’électricité utilisées pour les optimi-
sations dans ce chapitre. Les tirets correspondent à une valeur identique en 2030 et en 2050, alors
que les croix indiquent que la valeur n’est pas nécessaire pour l’horizon visé, la filière de production
n’étant pas considérée.
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approche se justifie par le fait que le mix électrique est, entre autres, déterminé par
la minimisation des coûts opérationnels.

➾ Disponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installationsDisponibilité des installations
Pour les centrales biogaz et la TAC bioéthanol, ce paramètre est tiré de [127]. Dans
cet article, une valeur légèrement plus élevée que 0,5 est renseignée. Après consul-
tation du facteur de charge historique de la filière locale [18], ce paramètre a été
arrondi à 0,5.

➾ Filière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasseFilière biomasse
L’obtention des coûts O&M variables de la biomasse locale suivent la même dé-
marche que pour la filière hydraulique ; plusieurs coûts d’exploitation locaux sont
accessibles [78]. Ceux-ci varient selon le combustible brûlé :

- paille de canne,

- déchet vert,

- canne fibre,

- bois énergie.

Afin de simplifier la modélisation, la moyenne des coûts a été faite.
Les coûts de la biomasse liquide, non renseignés dans le tableau pour alléger ce
dernier, sont supposés identiques à ceux de la biomasse locale. Seul un paramètre
est renseigné, correspondant au coût des importations. Ce paramètre étant inconnu,
l’hypothèse d’un coût identique à celui de la ressource que la biomasse liquide rem-
place, c’est-à-dire le fioul lourd, a été fait. Le chiffre est le même pour la TAC
fioul/gazole ; le ratio fioul/gazole n’étant pas connu, l’hypothèse a été faite d’une
alimentation seulement au fioul à horizon 2030. Des données de 2019 ont été uti-
lisées pour obtenir ce paramètre [124]. La méthodologie est la même pour le coût
d’importation des pellets des centrales bagasse, assimilé au coût d’importation du
charbon. Le coût a cependant été divisé par deux, afin de modéliser l’objectif de
n’alimenter que la moitié de la centrale par des pellets importés.

➾ Filière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETMFilière ETM
Une régression linéaire a été effectuée avec les données de [125], afin de prendre en
compte des coûts propres au cas d’étude. Cette régression fait apparaître un terme
de « base » dans le calcul des coûts d’investissement. Ceux-ci étant en dollars dans
le rapport, un taux de change de 0,92 €/$, a été appliqué.

Les données techniques et économiques utilisées pour les batteries, présentées dans
la Table 3.5, proviennent intégralement de [36], en l’absence de données locales. Il
s’agit de projections à moyen et long terme, et des coûts différents peuvent être
mentionnés dans la littérature [126]. Ces paramètres, essentiels à l’optimisation éco-
nomique réalisée, influencent les résultats obtenus. Pour réduire les incertitudes,
les données économiques des différents moyens de stockage proviennent, autant que
possible, d’une source unique.
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Paramètre 2030 2050 Unité
CAPEX 660 270 k€/MWh
O&M fixe 570 - €/MWh/an
O&M variable 1,91 1,7 €/MWh
Durée de vie 25 30 /
Auto-décharge 0,1 - %/jour
Efficacité de charge 0,985 - /
Efficacité de décharge 0,975 - /

Table 3.5 – Données techniques et économiques des batteries stationnaires [36]. Les tirets corres-
pondent à une valeur identique en 2030 et en 2050.

Le dernier critère optimisé durant les simulations concerne le renforcement du
réseau. La création de nouvelles lignes électriques n’est pas prise en compte dans
la modélisation, en raison de l’existence de contraintes géographiques fortes et de
l’absence de tels projets d’aménagement localement. Si dans la fonction objectif
présentée en Chapitre 2, une donnée de renforcement des lignes actuelles en €/MVA
est utilisée (réduction de la complexité et des temps de calculs), l’estimation du coût
de renforcement d’une ligne électrique suit en réalité la méthodologie développée
dans [78]. Celle-ci est décrite dans l’équation suivante :

cl = (pc + pf ) × Ll × 1, 2 (3.1)

cl correspond alors au coût du renforcement de la ligne (€), pc est le prix du conduc-
teur aérien (€/km) (voir Table 3.6) et Ll la longueur de la ligne. Le paramètre pf

vaut 25 k€/km et correspond à un coût fixe de remplacement du conducteur, tandis
que le facteur 1,2 correspond à un surcoût lié au contexte insulaire. Ces données,
tirées d’un rapport de 2018 [78], ne sont pas les plus récentes sur le sujet. Elles
permettent cependant une première estimation pour le cas de La Réunion, et seront
utilisées dans le calcul des coûts d’investissement de la prochaine section.

Conducteur Capacité de la ligne (MVA) Prix conducteur (k€/km)
ASTER 148 39 4,2
ASTER 228 50 7,4
ASTER 366 67 10,4
ASTER 570 88 14,9

Table 3.6 – Données de prix du conducteur en fonction de la capacité de la ligne [78].

3.5 Comparaison des scénarios définis
La simulation des scénarios précédemment introduits peut ensuite être étudiée.

Celle-ci consiste à établir le mix électrique optimal pour répondre à la demande au
moindre coût, ainsi qu’à dimensionner les batteries additionnelles et le renforcement
du réseau. Pour comparer les projections du mix électrique futur, seuls deux scénarios
de consommation seront testés. Une analyse de sensibilité sur la consommation sera
menée par la suite.
Pour l’horizon 2030, les scénarios de consommation EE et Tendanciel ont été testés
avec un parc de VI électrifié à 20 %, dont la recharge est pilotable à 40 % (en 2022,
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5 % du parc des VI est constitué de véhicules électriques, hybrides rechargeables et
hybrides non rechargeables [18]).
Pour l’horizon 2050, les scénarios de consommation EE et Tendanciel ont été testés
avec un parc de VI électrifié à 100 %, sans baisse des trajets considérée, et avec
une recharge pilotable à 80 %. L’électrification des réseaux de bus urbains avec un
kilométrage équivalent à celui de 2017 a aussi été considérée.

3.5.1 Estimation des besoins en stockage à moyen et long
terme

Différents résultats ont été obtenus grâce à l’optimisation du système électrique,
modélisé avec l’outil présenté dans le Chapitre 2. L’électricité produite par secteur
et par poste source, la capacité requise des batteries et leur fonctionnement, ainsi
que le renforcement si nécessaire des lignes à haute tension ont été analysés. Les
principaux résultats sont détaillés dans la Table 3.7.

Consommation Production Capacité des
batteries (MWh) Remarques

EE 2030 Tendanciel 0 -
+90% EnR 75 Mix électrique à 99,8 % EnR
100% EnR 72 -

Tendanciel 2030 Tendanciel 0 -
+90% EnR 22 Mix électrique à 92 % EnR
100% EnR 21 -

EE 2050 Base 1 420 -
Intermittent 1 410 -
Combiné 1 433 -

Décarboné - Faisable avec baisse de la
conso. élec. de base de 25 %

Tendanciel 2050 Base (1 232) Faisable avec forte utilisation de biomasse
Renforcement de deux lignes électriques

Intermittent (1 205) Faisable avec forte utilisation de biomasse
Renforcement d’une ligne électrique

Combiné 1 344 -
Décarboné - Infaisable (conso. trop élevée)

Table 3.7 – Résultats des simulations de chaque scénario de production avec chacun des deux
scénarios de consommation. Les résultats entre parenthèses sont obtenus avec une forte utilisation
de la filière biomasse, ce qui pourrait ne pas être possible en fonction de la ressource locale.

En débutant l’analyse avec les simulations à moyen terme, on constate que les
trois scénarios de puissances installées introduits répondent aux deux scénarios de
demande prévus pour 2030. Aucun renforcement de ligne ne sera nécessaire dans
les cas modélisés. Aucune batterie supplémentaire ne serait requise dans le cas du
scénario Tendanciel. Ce scénario possède en effet un taux de pénétration des éner-
gies intermittentes moins élevé que les deux autres. Pour mettre en œuvre l’un de
ces deux derniers, des batteries supplémentaires seront nécessaires, pour un total
allant de 20 à 75 MWh. Une plus grande capacité de stockage est requise dans le cas
d’un scénario avec une plus faible consommation, le taux de pénétration des énergies
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intermittentes étant plus élevé (la biomasse sert de variable d’ajustement).
Bien que la capacité des installations de production d’électricité soit fixée dans les
scénarios, une optimisation de celle-ci a été testée afin d’étudier le comportement
du modèle 3. Les résultats obtenus montrent que des capacités plus faibles de PV
seraient installées sur le moyen terme, afin de minimiser le recours à des installations
de stockage supplémentaires (grâce à une diminution du taux d’énergies intermit-
tentes).

Concernant les simulations sur le long terme, tous les scénarios de puissances
installées ne permettent pas de répondre à la demande modélisée. En effet, pour
que le scénario Décarboné puisse être déployé sur le long terme, il faudrait que la
consommation électrique non pilotable soit au maximum égale à 75 % de la consom-
mation électrique du scénario EE. De même, les scénarios Base et Intermittent ne
pourraient répondre à la demande du scénario Tendanciel qu’avec un fort recours à
la biomasse, dont la fourniture locale ne pourrait être garantie chaque année (fonc-
tion des conditions météorologiques, des conditions sociales, etc.). Seul le scénario
Combiné permet de répondre aux deux scénarios de consommation avec une produc-
tion électrique exclusivement locale. Cependant, ce scénario prévoit une production
annuelle à partir de biomasse pouvant aller jusqu’à 1 000 GWh ; si des conditions
défavorables se présentent certaines années, des importations pourraient être néces-
saires.
Un détail de la répartition du mix électrique simulé avec ce scénario, et le scéna-
rio de consommation EE, est visible sur la Figure 3.7. Sur celle-ci, on observe la
place importante de la production PV, comme évoqué dans le paragraphe précé-
dent. Les filière hydraulique, biomasse et géothermique sont utilisées principalement
en complément. Enfin, l’utilisation journalière des batteries est décrite sur le même
graphique.
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Figure 3.7 – Détail de la répartition de la production sur une semaine en avril, avec les scénarios
Combiné 2050 et EE. Les puissances et énergies sont sommées sur toute l’île.

Dans tous les cas, la transition énergétique du territoire s’accompagnera de forts

3. Dans l’étude évoquée, les capacités installées des unités de production (en MW), en para-
mètres dans le présent manuscrit, ont été ajoutées comme variables d’optimisation. Les résultats
ont fait l’objet d’une publication dans une revue internationale (voir Annexe A)
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besoins en stockage : jusqu’à 1,4 GWh de batteries devraient être installées, et sur un
même poste source cela pourrait s’élever jusqu’à 240 MWh de stockage nécessaires.
Ces résultats sont cohérents avec ceux du scénario visant l’autonomie électrique
du rapport de l’ADEME [78] : jusqu’à 874 MW de stockages seraient nécessaires,
pour des durées de stockages de deux à quatre heures. Selon nos résultats, les lignes
constituant le réseau électrique actuel ne devraient pas avoir besoin d’être fortement
renforcées : une à deux lignes, situées près des deux pôles de consommation dans
le Nord et dans le Sud, renforcées jusqu’à 10 MVA maximum. Les résultats obtenus
sont valables dans le cas d’un fonctionnement simulé sans aucune perturbation. En
effet, aucune analyse de contingence n’a été menée dans le présent travail.

Variant peu d’une simulation à l’autre avec un scénario de consommation, la com-
position du mix électrique des différents scénarios simulés est visible en Figure 3.8.
Sur cette figure, la volonté locale de réduction des importations fossiles est claire-
ment représentée, jusqu’à atteindre un mix électrique entièrement local à horizon
2050. À cet horizon, la part annuelle de l’énergie produite d’origine intermittente ne
dépasse pas les 50 %, et ce peu importe le scénario de puissances installées. Bien que
le mix électrique soit exclusivement composé d’énergies intermittentes durant une
dizaine d’heure dans l’année, on peut supposer que la stabilité globale du système
ne serait pas significativement compromise avec l’introduction de plus d’un gigawatt
d’installations photovoltaïques.

Base Intermittent
Combiné

+90% EnR

Tendanciel
100% EnR

Figure 3.8 – Analyse tridimensionnelle de composition du mix électrique des scénarios simulés.

Une analyse de sensibilité a été menée afin d’étudier l’influence de la consomma-
tion sur les simulations du réseau électrique. Confirmant les résultats énoncés plus
haut, une baisse de la consommation électrique des VE impliquera une augmentation
des besoins en stockage. En effet, afin de réduire la complexité du modèle, la capacité
des technologies de production d’électricité n’est pas optimisée. Dans le cas présent,
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avec une demande électrique en baisse, les installations de production intermittente
sont sur-dimensionnées, impliquant un taux de pénétration de ces énergies élevé, et
ainsi un besoin en stockage conséquent. Pour rappel, dans le cas d’une optimisation
des installations, ce sont bien les puissances installées en panneaux photovoltaïques
qui décroissent. L’écrêtage des moyens de production n’a en effet pas été considéré
ici.
L’influence de la pilotabilité de la recharge du parc de VI est étudiée en parallèle.
Si celle-ci permet de réduire le pic de demande en fin de journée, aucun changement
majeur n’est observé sur le réseau électrique global. L’influence de ce paramètre
sera notable lors de situations contraintes (événements extrêmes, centrales à l’arrêt,
etc.), particulièrement difficiles à anticiper.

3.5.2 Prise en compte de la contrainte foncière
Comme abordé dans le Chapitre 2, la contrainte foncière est particulièrement

prégnante à La Réunion. Une estimation des besoin en surface des nouvelles instal-
lations de production d’électricité, ainsi que des batteries, a été faite à l’aide des
données de la Table 3.8.
Ces données, initialement variables en m2/MWh, ont été fixées en m2/MW puis an-
nualisées par les auteurs de [128]. Elle prennent en compte une utilisation directe
des sols (hébergement des installations) et indirecte (matières premières extraites
pour la construction). Les valeurs les plus élevées concernent la filière hydraulique
(fortes incertitudes par rapport aux conditions des sites) et biomasse (les auteurs
de [129] prennent en compte la surface occupée par le combustible). Pour l’éolien off-
shore, seule la base des mâts des éoliennes est prise en compte (les bateaux peuvent
naviguer entre les éoliennes), alors que pour l’éolien onshore la surface complète
d’occupation est considérée.
La donnée d’emprise au sol des batteries a été estimée à partir d’une des deux batte-
ries actuellement installée à La Réunion. Celle-ci, d’une capacité de 2,5 MWh, tient
dans un conteneur de bateau. Avec une surface au sol estimée à 18 m2, une valeur
de 7,2 m2/MWh est obtenue. Afin de prendre en compte les infrastructures annexes
nécessaires, cette valeur est arrondie à 10 m2/MWh. Les résultats de la comparaison
des scénarios sont visibles en Figure 3.9.

Technologie Surface occupée (m2/MW)
PV 1 561
Eolien onshore 3 950
Eolien offshore 31
Hydraulique 190 606
Biomasse 120 236
ETM 31
Géothermie 18 391
Fioul 2 308
Batterie 10 m2/MWh

Table 3.8 – Données de surface occupée des nouvelles installations considérées [128, 129]. Les
besoins en surface de l’ETM sont supposés égaux à ceux de l’éolien offshore.

Les résultats montrent le fort impact des installations hydraulique et biomasse,
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nécessitant des surfaces élevées pour leur développement. Ainsi, excepté pour le
scénario Décarboné, les résultats sont globalement équivalents sur un même horizon.
Au maximum, les installations électriques de l’île pourraient occuper jusqu’à 86 km2,
soit plus de 3 % de la surface de l’île.

Dans les scénarios à horizon 2050 apparaît la nécessité de capacités de stockage
conséquentes. Ces stockages sont, dans toutes les simulations, principalement instal-
lés sur les deux gros pôles de consommation de l’île, le Nord et le Sud. Cependant,
comme cela a été introduit en Section 2.7, certains postes source, présents dans des
zones fortement urbanisées, peuvent présenter des difficultés à l’installation de nou-
velles technologies de stockage. Les simulations ont ainsi été relancées en retirant
les trois postes source du nord de l’île situés en zone très urbanisée, pour l’instal-
lation de nouvelles batteries. Cette action a pour effet de transférer les puissances
de stockage requises dans les simulations au poste source le plus proche, situé dans
l’Ouest. Sur ce poste, des capacités de batteries allant de 620 MWh jusqu’à 1 GWh
seraient préconisées. Pour une transition énergétique efficace, il conviendra ainsi
d’étudier spécifiquement chaque poste source, afin de ne pas cumuler des capacités
de stockage trop importantes à un seul endroit. Avec de telles capacités requises,
d’autres technologies de stockage devront être envisagés.
Les contraintes géographiques n’ont pas été appliquées dans l’élaboration des scéna-
rios de puissances installées de production électrique. En effet, sur les postes source
fortement contraints foncièrement, ce sera principalement du PV additionnel qui
sera installé, ou des installations marines (ETM et éolien offshore).

0 10 20 30 40 50 60 70 80 90
Surface nécessaire (km²)

Tendanciel 2030

+90% renouvelable 2030

100% renouvelable 2030

Base 2050

Intermittent 2050

Décarboné 2050

Combiné 2050

Hydraulique
Biomasse
Fioul

PV
Eolien

Eolien offshore
Géothermie

ETM
Batteries

Figure 3.9 – Comparaison de l’emprise au sol des installations électriques des scénarios.

3.5.3 Comparaison économique et environnementale
D’autres critères peuvent être utilisés pour comparer les différents scénarios entre

eux. Par exemple, les coûts d’investissement annualisés pour les nouvelles installa-
tions sur le moyen terme, ou pour la totalité des installations sur le long terme.
Les résultats ont été obtenus avec les données des Tables 3.4 et 3.5, et calculés avec
l’équation 2.13 avec un taux d’intérêt de 0,04. Les coûts de conversion des cen-
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trales thermiques n’ont pas été pris en compte pour la comparaison. Les résultats
sont visibles en Figure 3.10. Cette dernière permet de mettre en valeur la part de
chaque filière dans le bilan économique, ainsi que l’importance d’y considérer les
investissements dans des unités de stockage.
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Figure 3.10 – Comparaison des coûts d’investissement annualisés. Pour les scénarios 2030, seules les
nouvelles installations sont considérées, tandis que le parc complet est considéré pour les scénarios de
2050. Les investissements pour les batteries nécessaires dans le cas d’un scénario de consommation EE
sont en hachurés. Pour rappel, le scénario Décarboné ne peut répondre à la demande de ce scénario.

Il est aussi possible de comparer les résultats sur des critères environnementaux.
En particulier, la consommation en eau, ainsi que les émissions de GES sur le cycle
de vie, sont évaluées. À l’aide des paramètres donnés dans les Tables 3.9 et 3.10, les
Figures 3.11 et 3.12 sont tracées. La première représente les émissions de GES équi-
valentes du système sur un an de fonctionnement. Les paramètres utilisés prennent
en compte la fabrication et la maintenance des technologies, ainsi que la phase de
combustion pour les filières biomasse et fossile.
Afin de permettre une meilleure comparaison des scénarios, seules les simulations
sur les scénarios de consommation EE ont été tracées. Dans le cas des simulations
avec les scénarios de consommation Tendanciel, les émissions sont proportionnelle-
ment plus élevées, la filière biomasse étant utilisée en quasi exclusivité pour combler
la différence de demande énergétique.
Comme le facteur d’émission de la majorité des technologies ne prend en compte que
des impacts indirects (fabrication et maintenance), l’impact de la biomasse est pré-
dominant (CO2 dit « biogénique »). Les scénarios pour 2050 utilisant de nouvelles
filières de production renouvelable, leurs émissions sur un an sont moins élevées que
dans le cas des scénarios pour 2030. Du fait de l’absence de données, les émissions
induites par les importations des combustibles, renouvelables ou non, n’ont en ef-
fet pas été prises en compte pour les simulations de 2030. Pour rappel, le scénario
Décarboné ne peut répondre à la demande du scénario de consommation EE, il
n’apparaît donc pas sur le graphique.

78



Chapitre 3. Projections du réseau électrique futur

Technologie GES (kgCO2eq/MWh)
PV 43,9
Eolien onshore 14,1
Eolien offshore 15,6
Hydraulique 6
Biomasse, bagasse 228,3
TAC bioéthanol, biogaz 342,4
ETM 20
Géothermie 45
TAC fioul/gazole 730
Batterie 63,5

Table 3.9 – Paramètres d’émission de GES utilisés pour la comparaison des scénarios. Les émis-
sions sont liées à la fabrication et à la maintenance des technologies. Pour les filières biomasse et
fossile, la phase de combustion est aussi prise en compte. Toutes les données viennent de [130]
excepté le facteur d’émission d’une batterie qui vient de [131].

0 50 100 150 200 250 300 350 400
Emissions de GES sur une année (ktCO2eq)

Tendanciel 2030

+90% renouvelable 2030

100% renouvelable 2030

Base 2050

Intermittent 2050

Combiné 2050
TAC fioul/gazole
Biomasse
Hydraulique
PV
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Eolien offshore
Géothermie
ETM
Batteries

Figure 3.11 – Comparaison des émissions de GES sur une année des simulations des scénarios de
puissances installées de production d’électricité, avec le scénario de consommation EE.

Technologie Conso. eau
(L/MW)

Conso. eau
(L/MWh) Source

PV 72,952 329,3 [129] et [132]
Eolien onshore 11 048 1,13562 [129] et [132]
Eolien offshore 3 660 0,378541 [129] et [132]
Hydraulique 16 587 0,208 [129]
Biomasse 16 587 553 [129]
ETM 16 587 0,208 Hypothèse hydraulique
Géothermie 18 000 500 [129]
TAC fioul/gazole 16 587 795 [129]

Table 3.10 – Paramètres de consommation d’eau utilisés pour la comparaison des scénarios. La
valeur fixe correspond à l’eau utilisée pour la construction des technologies et la fabrication des
composants électriques.
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Figure 3.12 – Comparaison de la consommation en eau du système. Les barres avec hachures
représentent la consommation pour la production des installations (axe du bas), tandis que les
autres barres représentent la consommation pour le fonctionnement sur une année du système.

La Figure 3.12 présente le critère de consommation d’eau, d’une part sur le parc
installé pour la fabrication des installations, et d’autre part sur une année de fonc-
tionnement. Cela permet de distinguer la différence d’impact entre les installations
en elles-mêmes et leur fonctionnement.
L’utilisation de l’eau est un critère particulièrement important en raison de sa dispo-
nibilité limitée sur l’île, tout comme la ressource foncière. Ce critère concerne l’eau
prélevée dans l’environnement par l’installation électrique pendant sa construction
et son fonctionnement, et qui n’est pas restituée à sa source d’origine [129]. L’eau
consommée lors de la fabrication des installations pourrait être négligée au niveau
local. En effet, toutes les technologies doivent être importées, et il n’existe actuelle-
ment aucune filière de production sur place. Cela pourrait ne plus être le cas dans les
années à venir, avec l’émergence de nouvelles chaînes régionales. Afin de se concen-
trer sur les installations de production d’électricité, la consommation en eau lors de
la production ou l’entretien des batteries n’a pas été pris en compte. Une fois de
plus, seules les simulations sur les scénarios de consommation EE ont été tracées.
Les résultats pour l’horizon 2030 prennent seulement en compte les nouvelles ins-
tallations par rapport à la situation actuelle de l’île.
Nous constatons que les consommations en eau sont cent fois plus importantes pour
le fonctionnement du système sur un an que pour la fabrication des installations
de production d’électricité. Encore une fois, l’impact de la biomasse est important,
bien que celui-ci puisse rivaliser avec celui du photovoltaïque sur le long terme. Le
scénario Combiné présente un paradoxe intéressant : mobilisant le plus de puissances
installées de production d’électricité, la consommation en eau pour la fabrication de
celles-ci est plus importante que pour les autres scénarios. Cependant, grâce à cette
variété des moyens de production, la simulation sur une année du système présente
une consommation en eau inférieure à celle des autres scénarios, cette simulation
mobilisant davantage les filières peu gourmandes en eau.
Les aspects évoqués ne doivent pas être négligés au niveau local ; la ressource en eau,
déjà limitée aujourd’hui, pourrait l’être d’autant plus avec le changement climatique.
À titre de comparaison, en 2020, plus de 152 millions de mètres cubes d’eau potable
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étaient à destination de la consommation, 53 millions pour l’irrigation et 10 millions
pour les usages industriels [133].

3.6 Impacts du changement climatique
Le dernier aspect à prendre en compte lors de l’élaboration de scénarios prospec-

tifs est l’impact du changement climatique. Comme cela a été évoqué en introduc-
tion, nous faisons actuellement face à une évolution du climat terrestre, qui devrait
se dégrader si aucun changement notable n’est entrepris dans les années à venir. En
plus d’avoir un impact sur la santé humaine, la biodiversité, les ressources vivrières
ou la ressource en eau, ce changement climatique influera aussi nos modes de vie et
nos façons de produire de l’énergie.
En effet, le changement climatique a un impact majeur sur la production d’élec-
tricité, en particulier celle à partir de sources renouvelables : perturbation des res-
sources en eau pour l’hydroélectricité, baisse des rendements de la production de
biomasse, dommages causés aux installations par des événements météorologiques
extrêmes, etc.
Le changement climatique a également un impact sur notre consommation : dans
un monde gouverné par la croissance économique et l’augmentation de la consom-
mation mondiale, le changement climatique entraîne une augmentation globale de
la température ambiante, ce qui se traduit par un besoin accru en refroidissement.
Cependant, ces deux aspects combinés sont problématiques : une baisse de la produc-
tion d’énergie renouvelable est incompatible avec une augmentation de la consom-
mation d’énergie, dans un monde où nous voulons réduire notre impact pour ne pas
exacerber les effets du changement climatique. Il est donc important de quantifier
l’impact du changement climatique sur l’ensemble du système énergétique, afin de
pouvoir ensuite prendre des mesures efficaces et cohérentes.

3.6.1 Revue bibliographique
De plus en plus d’études traitent des impacts du changement climatique sur les

systèmes énergétiques en général. Comme la consommation et la production d’élec-
tricité dépendent de plus en plus de facteurs extérieurs tel que les conditions météo-
rologiques [134], le changement climatique aura une influence certaine sur ceux-ci.
De nombreux impacts, comme l’évolution des températures et des précipitations,
les événements extrêmes, l’élévation du niveau de la mer ou encore l’évolution des
vents, auront des répercussions aussi bien sur la demande énergétique, les réseaux
de transports de l’électricité, la production renouvelable mais aussi la production
fossile [135]. Sur ce dernier point par exemple, le refroidissement des centrales ther-
miques pourrait être impacté entre autre par l’augmentation de la température am-
biante et de l’eau.
Trois aspects en particulier seront détaillés dans ce manuscrit. Le premier concerne
les effets du changement climatique sur la production PV. Les conséquences de l’aug-
mentation de la température ambiante sur l’efficacité des panneaux PV sont bien
connus dans la littérature scientifique. Dans la plupart des études, les auteurs éva-
luent l’impact des changements de température et d’irradiation sur la production
photovoltaïque pour une étude de cas spécifique : la Grèce [136], la Chine [137], le
Brésil [138], ou l’Italie [139]. Un grand nombre de pays sont étudiés, sur tous les
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continents. La majorité de ces articles concluent à une faible variation de la produc-
tion photovoltaïque sur le long terme. Certains articles vont plus loin dans l’analyse
en évaluant l’impact des aérosols et des nuages [140] ou la vitesse du vent [141].
Cependant, les changements obtenus, bien que mineurs, sont souvent étudiés seuls
et ne sont pas comparés aux autres impacts induits par le changement climatique.

Le deuxième aspect, particulièrement pertinent dans le cas présent, est l’impact
du changement climatique sur la production hydraulique. Contrairement aux études
sur le potentiel photovoltaïque, la littérature prévoit une baisse notable de la pro-
duction hydraulique à venir. Dans [89], les auteurs étudient un barrage au Brésil
sur deux périodes, la première de 2021 à 2051, et la seconde de 2051 à 2080. Sur
ces deux périodes, deux scénarios du GIEC sont testés. Les auteurs concluent sur
la nécessité d’investir dans d’autres sources d’énergie, une diminution de la produc-
tion globale étant à prévoir (-23 % d’ici 2080 pour leur cas d’étude) en raison de
la baisse des précipitations. Ces effets pourraient être d’autant plus exacerbés en
raison d’une demande en eau croissante impliquée par une augmentation de la po-
pulation croissante elle aussi. C’est en effet ce que concluent les auteurs de [91] avec
leurs prévisions allant de 2010 à 2070. L’augmentation des températures affectera
aussi la production hydraulique, nécessitant une disponibilité en eau supérieure à la
normale [142].

Finalement, le dernier aspect détaillé est celui de la consommation électrique,
directement liée aux variations de température [143]. Certaines études présentent
des corrélations entre consommation et température à partir de données histo-
riques [144], mettant parfois en avant le lien avec d’autres paramètres comme l’évolu-
tion de la population, les avancées technologiques ou les activités saisonnières [145].
Globalement, en raison de l’augmentation des températures, une demande gran-
dissante en électricité pour le refroidissement est à prévoir [146]. L’utilisation de
climatiseurs et de ventilateurs représente aujourd’hui près de 20 % de la consom-
mation totale d’électricité dans les bâtiments [147]. Afin de contenir l’augmentation
de la consommation, des innovations en termes d’efficacité énergétique devront être
développées.

3.6.2 Application à La Réunion
Deux rapports récents du Conseil de la Culture, de l’Éducation et de l’Environ-

nement (CCEE) traitent des impacts du changement climatique à La Réunion sur
un large panel de secteurs. Le premier rapport fait un état des lieux [148], tandis
que le second propose différentes trajectoires soumises à la Région à la suite d’une
consultation citoyenne [149].

Le premier rapport fait un constat sans appel : à La Réunion, les températures
moyennes ont augmenté de 1°C depuis 50 ans et des épisodes d’inondation et de sé-
cheresse sont de plus en plus fréquemment observés, ainsi qu’une baisse moyenne des
précipitations. Différents secteurs considérés comme vulnérables sont alors analysés,
dont :

— les milieux marins, en particulier le corail ou les baleines ;
— la biodiversité, en raison de l’érosion des plages, ou la disparition des forêts ;
— la ressource en eau.

Des impacts néfastes sur le secteur du tourisme, de l’agriculture, ou encore de la pro-
duction d’énergie sont observés en conséquence. La santé publique est aussi abordée,
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notamment en raison de l’expansion d’insectes tels que les moustiques, entraînant
une propagation accrue de maladies comme la dengue, dont l’évolution future est
également anticipée. Des politiques d’adaptation sont finalement proposées, qui se-
ront retrouvées et détaillées dans le second rapport. Celles-ci prennent en compte
le développement de projets de recherche, la rédaction de documents stratégiques
(comme ceux évoqués dans la Sous-section 3.2.2) ou encore une sensibilisation ac-
crue de la population.
Un projet en particulier est évoqué par le rapport. Il s’agit du projet BRIO (Building
Resilience in the Indian Ocean) [79], visant à produire des simulations climatiques
à haute résolution spatiale pour la zone sud-ouest de l’Océan Indien, afin d’antici-
per les variations du climat sur le long-terme. Pour la présente étude, des données
météorologiques ont pu être obtenues de ce projet.

Évoqués mais non détaillés dans le rapport du CCEE de La Réunion, les impacts
du changement climatique sur la production électrique locale seront ici traités. Parmi
les modèles abordés, on retrouve la production PV, la production hydraulique et la
production à partir de la biomasse. Ces filières dépendent en effet directement des
conditions climatiques. En raison d’un manque de données, l’évolution du potentiel
de production éolien ne sera pas évaluée, de même que celui de l’ETM. On supposera
ainsi une évolution négligeable de la production électrique issue de ces deux filières.

3.6.2.1 Traitement des données

Pour évaluer l’impact du changement climatique à La Réunion, les données sui-
vantes issues du projet BRIO ont été obtenues : précipitations journalières, tempé-
ratures moyennes, minimales et maximales journalières, cela pour différentes zones
de l’île de 2020 à 2100, selon trois scénarios d’évolution. Ces trois scénarios font
partie des « trajectoires socioéconomiques partagées » (SSP, Shared Socioeconomic
Pathways)du GIEC, qui définissent les efforts nécessaires à l’échelle mondiale pour
atteindre des niveaux définis de concentration de gaz à effet de serre dans l’at-
mosphère sur le long terme. Les trois scénarios retenus proposent une trajectoire
optimiste (SSP1-2.6, appelé 1 dans la suite), pessimiste (SSP5-8.5, appelé 3) et in-
termédiaire (SSP2-4.5, appelé 2) pour l’évolution des émissions de gaz à effet de
serre.

Chaque scénario est moyenné sur 20 ans, afin de maintenir les tendances mais
effacer la variabilité climatique. Cela permet de mesurer l’impact de l’évolution de la
température à moyen terme (2030), à long terme (2050) et à très long terme (2090).
Ce sont donc des moyennes journalières et des températures maximales et minimales
journalières pour trois horizons temporels pour différents endroits de l’île, selon trois
scénarios différents, qui sont obtenues. La température moyenne sur l’année pour
tous les scénarios est représentée sur la Figure 3.13. On constate qu’à moyen terme,
l’augmentation moyenne de la température est à peine perceptible. Cependant, après
2050, et plus encore à très long terme, l’augmentation moyenne de la température
est notable. Globalement, la hausse de la température sera plutôt limitée sur le long
terme, grâce au caractère insulaire du territoire.

L’étape suivante consiste à obtenir des profils de température horaires à par-
tir de ces données quotidiennes. Pour ce faire, la méthodologie décrite dans
[150] est suivie. Les données de températures horaires TMY introduites dans le
Chapitre 2 pour différents endroits de l’île est utilisé avec la fonction Empiri-
cal_daily_temperature_curve() du package R chillR [151]. Avec les coefficients ho-
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raires obtenus pour chaque mois de l’année, les données de températures quoti-
diennes minimales et maximales peuvent être exploitées avec la fonction Empiri-
cal_hourly_temperatures() du même package R. Enfin, des profils de température
horaire sur différents horizons temporels et selon différents scénarios sont obtenus
pour différents lieux.

Pour vérifier les profils obtenus, il est possible de comparer leur moyenne jour-
nalière avec les moyennes journalières récupérées dans le cadre du projet BRIO.
Chaque jour de l’année, la différence observée entre les températures moyennes est
inférieure à 1°C. Cette différence n’est cependant pas nulle. Il a donc été décidé
d’ajouter cette différence observée à chaque heure de chaque jour, afin d’obtenir une
température moyenne journalière identique entre les profils construits et les données
du projet BRIO. Les températures maximales et minimales journalières observées
par le projet BRIO ne sont ainsi plus respectées dans les profils construits. Cela
ne sera pas problématique par la suite : une augmentation des deux températures
extrêmes n’impactera pas globalement la production photovoltaïque (la baisse de
performance avec la température maximale sera compensée avec la hausse de per-
formance de la température minimale), et la température moyenne sera utilisée dans
la Sous-section 3.6.2.3.
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Figure 3.13 – Température moyenne journalière des différents scénarios moyennés sur 20 ans, moyen-
née sur l’île, pendant un an à La Réunion.

Concernant les précipitations, le projet BRIO conclut que dans les deux premiers
scénarios, aucun effet notable du changement climatique n’est observé, alors que
dans le troisième scénario, une baisse de 10 % des précipitations annuelles pourrait
être observée sur le long terme. Cependant, à des échelles spatiales et temporelles
plus fines, des impacts non négligeables seront observés pour tous les scénarios.
D’une part, une baisse des précipitations sur la côte Ouest de La Réunion, la côte
plus sèche, sera observée par rapport à la côte Est, déjà actuellement plus arrosée.
Cette dualité a déjà mené à des travaux de canalisations souterraines traversant
l’île de part et d’autre pour acheminer l’eau de l’est vers l’ouest. D’autre part, les
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événements extrêmes dans l’année augmenteront, avec des alternances entre fortes
pluies et périodes de sécheresse davantage marquées.
Dans le présent travail, de la même manière qu’avec les données de température, une
moyenne des précipitations des trois scénarios sur 20 ans est faite. Afin d’obtenir
des données extrêmes, on exportera sur ces mêmes 20 ans, l’année la plus sèche, et
l’année la plus humide. Les données de précipitations obtenues sont visibles dans la
Figure 3.14. Aucune tendance annuelle notable n’est visible sur le graphique, ce qui
valide les conclusions du projet BRIO.
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Figure 3.14 – Précipitations annuelles moyennes des différents scénarios. Les barres d’erreur
représentent les précipitations moyennes des années sèches et humides relevées.

3.6.2.2 Impacts sur la production électrique

Une fois les données traitées, il est alors possible de regarder en détail chaque
filière de production d’électricité renouvelable. En effet, certaines évolutions peuvent
déjà être quantifiées.

Évolution de la production PV
À l’aide des données de températures précédemment traitées et du modèle présenté
en Sous-section 2.5.1, l’évolution de la production PV peut être étudiée.
Concernant l’irradiation solaire, une étude a été menée sur son évolution en Afrique
australe [152]. Dans ce travail, les résultats de vingt simulations climatiques régio-
nales issues de plusieurs modèles climatiques régionaux et globaux sont comparés.
Les auteurs concluent sur un changement global négligeable entre aujourd’hui et la
fin du XXIème siècle. Comme l’étude ne se concentre pas sur l’île de la Réunion, ce
qui pourrait conduire à des résultats différents de la tendance générale, la conclusion
globale de celle-ci sera répétée ici : il est supposé que l’irradiation ne changera pas à
La Réunion dans les horizons de temps considérés ici. On utilisera alors les données
de TMY précédemment présentées.
Les données historiques de vent, de précipitations ou de couverture nuageuse n’étant
pas disponibles en quantité suffisante pour évaluer l’impact de ces paramètres sur la
production photovoltaïque, celui-ci sera négligé. Cet impact est souvent plus faible
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que celui de l’irradiation et de la température à l’échelle temporelle utilisée dans le
présent travail [140, 141]. De plus, l’évolution de la contribution des aérosols et de
la couverture nuageuse est négligée.

Les résultats obtenus présentent donc l’influence de la température seule sur
la production PV, et sont visibles en Table 3.11. Ceux-ci confirment ainsi ceux de
la littérature sur les différents cas d’étude considérés : la baisse de production des
panneaux reste négligeable sur le long terme, en ne prenant en compte que le fac-
teur température. Ces estimations ont cependant été réalisées à partir de données
technologiques actuelles. En effet, les modèles d’estimation de la production photo-
voltaïque ont été obtenus à partir de données historiques. Il est donc possible que de
nouveaux panneaux soient installés à l’avenir, qui seront moins sujets à une baisse
de rendement avec l’augmentation des températures [153].

Scénario
Évolution de la production
PV annuelle par rapport
aux données de TMY(%)

2030 (1) -0,26
2030 (2) -0,23
2030 (3) -0,25
2050 (1) -0,37
2050 (2) -0,47
2050 (3) -0,57
2090 (1) -0,43
2090 (2) -0,83
2090 (3) -1,53

Table 3.11 – Résultats de l’influence de l’évolution des températures sur la production PV.

Évolution de la production hydraulique
Le changement climatique aura également un impact sur la production hydroélec-
trique, avec l’évolution des précipitations. Comme évoqué dans le Chapitre 2, un
modèle d’encadrement annuel a été utilisé pour estimer la production hydraulique.
Ainsi, avec les données de la Figure 3.14, dans le cas de l’année la plus sèche à
l’horizon 2090, une baisse de production jusqu’à 20 % pourrait être enregistrée. Ce-
pendant, comme cela a été rappelé, la disparité entre les zones et l’alternance de
périodes sèches et humides plus marquées pourraient influencer davantage la pro-
duction hydraulique. Néanmoins, en l’absence de modèle plus précis, l’estimation de
la variation annuelle sera conservée.

Cas de la biomasse
Le changement climatique n’aura pas seulement un impact sur la production photo-
voltaïque et hydraulique. En effet, le secteur de la biomasse sera également affecté
par la baisse globale des précipitations, les sécheresses, l’augmentation des feux de
forêts, la hausse des températures ou encore les inondations. Cependant, les articles
traitant de ce sujet dans la littérature aboutissent à des conclusions divergentes, ren-
dant le sujet incertain [154]. La littérature locale suggère cependant une tendance à
la baisse des rendements [155], bien que certains rapport statuent sur une augmen-
tation de la surface agricole de canne à sucre et des rendements avec de meilleures
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techniques culturales [78]. En raison de cette forte incertitude, aucun changement
notable causé par le changement climatique ne sera considéré ici.

3.6.2.3 Impacts sur la consommation électrique

Comme évoqué en introduction de la section, les changements de température
influent sur la consommation électrique, en particulier pendant les périodes de froid
(augmentation du chauffage) ou de chaud (augmentation de la climatisation). Plu-
sieurs études, introduites en Sous-section 3.6.1, étudient l’évolution de la consomma-
tion électrique. En particulier, les auteurs de [145] évaluent l’impact de la population,
des avancées technologiques et des activités saisonnières sur la corrélation entre tem-
pérature et consommation électrique. Dans le présent travail, de telles données ne
sont pas suffisamment accessibles pour établir l’influence de ces paramètres. Une
simple corrélation entre température moyenne et production électrique sera ainsi
faite. Sans constituer une solide projection future, une tendance pourra être obte-
nue.
Les données quotidiennes de production d’électricité de 2016 à 2020 ont été utilisées,
ainsi que les données de température moyenne sur la même période. Le graphique
montrant la corrélation obtenue entre ces deux données est visible en Figure 3.15,
où les jours de semaine ont été séparés des jours de week-end, afin d’obtenir deux
modèles différents, prenant en compte la baisse d’activité pendant les week-ends.

Les deux corrélations trouvées sont les suivantes, avec P la production électrique
journalière en MWh et T la température moyenne journalière en °C :

Pwk = 27, 067 × T 2 − 1088, 3 × T + 18869 (3.2)

pour une journée en semaine, et

Pwkd = 23, 989 × T 2 − 961, 68 × T + 16711 (3.3)

pour une journée en week-end. Une fois la corrélation obtenue, il est possible d’esti-
mer la différence de production induite par une différence de température, en faisant
l’hypothèse d’un comportement équivalent du système électrique :

Pwk,X = Pwk,Y + 27, 067 × (T 2
X − T 2

Y ) − 1088, 3 × (TX − TY ) (3.4)

Pwkd,X = Pwkd,Y + 23, 989 × (T 2
X − T 2

Y ) − 961, 68 × (TX − TY ) (3.5)
Ici, la donnée TX est la donnée de température obtenue dans le cadre du projet
BRIO et la donnée TY est la donnée de température pour l’année 2019, choisie
comme référence en raison de la disponibilité des données. Enfin, la donnée PY

est la donnée de consommation électrique de base de nos nouveaux scénarios. Les
résultats de cette évolution sont visibles dans la Table 3.12.

La variation obtenue ici se concentre donc sur la différence de température par
rapport aux températures moyennes de 2019, et ne prend pas en compte des facteurs
plus globaux qui pourraient influencer la corrélation obtenue et donc cette variation,
comme la croissance démographique ou l’efficacité énergétique, par exemple. Si la
variation est négligeable à court terme, on constate qu’elle est plus importante à
long terme. De fortes incertitudes sont tout de même à considérer pour l’horizon
2090.
Ces résultats présentent une tendance actuelle, et il est possible que celle-ci évolue

87



Chapitre 3. Projections du réseau électrique futur

dans le futur. En effet, la climatisation, par exemple, est un sujet d’étude relati-
vement commun, et de nouvelles innovations sont régulièrement développées. Il est
donc possible qu’avec l’évolution des technologies ou du comportement des consom-
mateurs, paramètres difficilement prévisibles, des résultats différents soient observés
à l’avenir.
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Figure 3.15 – Corrélation entre production électrique et température moyenne ; (a) pour un jour
de semaine, (b) pour un jour de week-end.

3.6.3 Autres impacts
La hausse globale des températures aura également un impact sur le réseau

électrique lui-même : réduction de la capacité des postes source et des transfor-
mateurs [156], surchauffe des lignes souterraines, augmentation des pertes de ca-
pacité [157], etc. Cependant, l’estimation de ces paramètres nécessite un certain
nombre de données historiques, qui ne sont pas disponibles pour le présent travail.
Ces impacts ne seront ainsi pas pris en compte.
D’autres impacts du changement climatique, autres que la température ou les préci-
pitations, peuvent influencer le système énergétique global. C’est le cas des cyclones.
D’après le projet BRIO, les cyclones pourraient être moins nombreux à l’avenir, mais
plus intenses et leur intensité maximale pourrait se déplacer vers La Réunion. Cela
aura des répercussions sur le système électrique, avec des impacts possibles sur les
lignes de transport et de distribution de l’électricité, ainsi que sur les installations
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de production et de stockage. De même, comme introduit au début de ce manuscrit,
le changement climatique aura tendance à exacerber les tensions géopolitiques et
à augmenter le nombre de réfugiés climatiques. Tout cela aura une influence sur
les consommations électriques locales. Ces impacts, difficilement quantifiables, ne
seront pas pris en compte ici.

Scénario
Évolution de la consommation
électrique annuelle par rapport
à la consommation initiale(%)

2030 (1) +0,01
2030 (2) +0,03
2030 (3) +0,03
2050 (1) +0,11
2050 (2) +0,44
2050 (3) +0,78
2090 (1) +0,28
2090 (2) +2,46
2090 (3) +8,36

Table 3.12 – Résultats de l’influence de l’évolution des températures sur la consommation élec-
trique.

3.7 Conclusion
Après une comparaison de la littérature, globale et locale, sur le sujet des scé-

narios énergétiques, plusieurs prévisions d’évolution du système énergétique de La
Réunion ont été proposées. En particulier, divers scénarios de consommation élec-
trique ont été détaillés, prenant en compte la consommation électrique non pilotable,
la pénétration des véhicules électriques, et les réseaux de bus urbains convertis à
l’électrique. Sept scénarios de production électrique ont ensuite été détaillés, corres-
pondant à divers orientations pouvant être prises dans les années à venir.

Tous ces scénarios ont été simulés au sein de l’outil développé, et ceux-ci ont pu
être comparés sur différents critères techniques, économiques ou environnementaux.
Pour répondre sans importations énergétiques à une demande électrique constante
sur le long terme par rapport aux prévisions tendancielles pour 2030, tout en consi-
dérant une électrification complète du parc de véhicules individuels, seul un scénario
de production électrique serait adapté. Ce scénario modélise une situation où toutes
les filières locales sont développées au maximum de leur potentiel. Celui-ci, bien que
présentant les pires résultats en termes de surface occupée et de coûts d’investisse-
ment, permettra des émissions de GES ainsi qu’une consommation de la ressource
en eau réduites. Les résultats ont montré que les scénarios présentant les coûts d’in-
vestissement les plus faibles, totalisent les émissions de GES et la consommation
en eau les plus élevées. Les orientations à venir en terme de transition énergétique
devront ainsi se faire selon l’un ou l’autre de ces critères.

Parallèlement, l’impact du changement climatique sur la production photovol-
taïque, la production hydraulique et la consommation électrique, a été évalué. Les
données sur l’évolution des températures et des précipitations, jusqu’à l’horizon 2100
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et selon trois scénarios, ont été analysées. La baisse attendue de la production pho-
tovoltaïque a été estimée, restant négligeable sur le long terme. L’évolution de la
production hydraulique annuelle pourrait être fortement impactée certaines années,
bien qu’une modélisation plus fine précisant cette tendance reste difficile localement.
Enfin, l’augmentation de la consommation d’électricité liée à la hausse des tempé-
ratures, bien que négligeable à moyen terme, pourrait devenir problématique. En
particulier, les pics de consommation lors des périodes chaudes pourraient mettre le
réseau électrique en difficulté.

Plusieurs hypothèses ont été formulées dans ce chapitre, concernant divers sujets :
mix de production d’électricité, consommation électrique non pilotable, véhicules
électriques, ou encore changement climatique. Ces hypothèses ont été justifiées, et
permettent de former une base de travail pour l’étude de la transition énergétique
du système énergétique réunionnais. Elles s’insèrent dans la définition de scénarios,
afin de pouvoir mesurer l’impact et l’influence de chacun de ces paramètres.

Comme cela a été vu dans ce chapitre, la consommation électrique, point né-
vralgique du réseau électrique, sera impactée par l’augmentation des températures.
Chaque secteur doit donc se préparer à anticiper les changements à venir et à s’as-
surer que la demande en électricité est toujours satisfaite. Des solutions concrètes
pourraient être mises en place pour réduire la consommation en électricité à l’avenir :
gestion de la demande, réduction de l’utilisation des voitures particulières, dévelop-
pement de technologies à haute efficacité énergétique, etc. L’île étant relativement
petite et non interconnectée à un réseau continental, la production d’électricité locale
est limitée. La demande d’électricité aura donc un rôle clé à jouer dans le futur.
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CHAPITRE 4

Intégration de l’hydrogène pour le
secteur de la mobilité

Points clés
• Plusieurs applications de l’hydrogène dans le secteur de la mobilité sont

étudiées : dans des autocars ou dans un train avec pile à combustible,
comme réactif pour la production d’e-ammoniac pour le secteur mari-
time, et comme réactif pour la synthèse d’e-kérosène pour le secteur
aérien.

• Pour l’application autocars, la solution hydrogène est comparée à la
solution électrique à batterie. Sur certaines lignes du réseau local, l’uti-
lisation de l’hydrogène est justifiée grâce à l’autonomie apportée aux
véhicules.

• D’un point de vue économique, avec un coût total de possession d’envi-
ron 13 €/km, l’installation d’une ligne ferroviaire avec pile à combustible
pourrait rivaliser avec celle d’un train électrique relié par caténaire.

• La transition du secteur maritime au e-ammoniac implique une demande
énergétique annuelle supplémentaire de 240 GWh. Cette dernière peut
être satisfaite à partir d’une production électrique locale, en plus des
autres besoins du système énergétique.

• La transition du secteur aérien au e-kérosène implique quant à elle une
demande énergétique annuelle supplémentaire de 6 840 GWh. Une telle
demande ne pourra pas être satisfaite avec des ressources exclusivement
locales. Pour conserver l’objectif d’autonomie énergétique, le territoire
devra envisager une forte réduction de la consommation du secteur.

Le réseau électrique, tel qu’étudié dans ce chapitre, est schématisé en Fi-
gure 4.1.
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Figure 4.1 – Schéma du système étudié dans le Chapitre 4.
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4.1 Introduction
Comme cela a été vu dans le Chapitre 1, de nombreuses applications utilisant

de l’hydrogène sont aujourd’hui commercialisées ou en cours de développement. En
particulier, le secteur de la mobilité évolue avec ce vecteur énergétique, afin de pro-
poser des solutions aux véhicules thermiques ou électriques à batterie. Par rapport
à ces derniers, l’hydrogène offre une meilleure autonomie et des temps de recharge
des véhicules plus courts. Avec le temps et le développement des technologies, cet
écart tend à se réduire.

Pour rappel, le secteur de la mobilité pose une problématique importante à La
Réunion. En effet, sur la totalité des combustibles fossiles importés chaque année,
près de la moitié est à destination du secteur du transport, dont deux tiers sont pour
le secteur routier (461,3 ktep en 2022 [18]). Les Réunionnais sont très dépendants
de la voiture individuelle, et les embouteillages sur les différentes routes de l’île sont
quotidiens. Les transports en commun, déjà présents sur l’île, doivent être davantage
développés, afin de pouvoir réduire les importations de carburants fossiles dans les
années à venir, et espérer pouvoir atteindre l’objectif d’autonomie énergétique. Bien
que la LTECV fixe cet objectif pour 2030 pour La Réunion [6], compte tenu des
dynamiques actuelles, un tel objectif devrait s’envisager sur le long terme.

Dans le présent chapitre, quatre cas d’application de l’hydrogène pour la mobilité
seront étudiés :

• utilisation dans des autocars ;
• utilisation dans un train ;
• utilisation comme réactif pour la fabrication de carburants alternatifs pour le

domaine maritime ;
• utilisation comme réactif pour la fabrication de carburants alternatifs pour le

domaine aérien.

La première application sera étudiée à l’horizon 2030, et les trois autres à l’horizon
2050. Une description de l’état de l’art existant sera faite pour chaque cas, puis
la méthodologie commune employée pour étudier les différentes applications sera
détaillée. Enfin, les résultats obtenus pour chaque application seront présentés.
Dans le cas des applications routières et ferroviaires, une comparaison à la mobilité
100 % électrique sera faite. Dans le cas des applications maritimes et aériennes, les
carburants alternatifs étudiés seront respectivement l’e-ammoniac et l’e-kérosène.
Les impacts sur le réseau électrique de la transition de ces secteurs seront évalués,
et l’objectif d’autonomie énergétique du territoire sera discuté.

4.2 État de l’art
Avec le développement de l’hydrogène pour la mobilité, viennent les études scien-

tifiques de dimensionnement, d’évaluation économique ou environnementale, et d’ef-
ficacité énergétique. Le sujet de l’hydrogène comme moyen de décarboner ce secteur,
bien que récurent depuis de nombreuses années, fait régulièrement l’objet de nou-
velles études.
Les différentes utilisations de l’hydrogène étant fréquemment étudiées séparément,
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l’état de l’art de chaque cas d’application sera détaillé individuellement. La présen-
tation des spécificités des cas autocars et train à La Réunion sera faite au début des
Sections 4.4 et 4.5.

Réseau de cars interurbains
Le secteur des transports publics, composé d’autobus et d’autocars, est fréquem-

ment analysé dans la littérature scientifique pour trouver des moyens efficaces de
réduire les émissions de carbone. Alors que les premiers opèrent principalement dans
les villes, avec des itinéraires entrecoupés de nombreux arrêts et transportant plus de
passagers, les seconds sont principalement utilisés pour les itinéraires interurbains,
plus longs et comportant moins d’arrêts. Les autobus étant les véhicules les plus étu-
diés, les principales solutions pour décarboner le secteur sont les suivantes : hybride
diesel-électrique, gaz naturel, électrique à batterie ou électrique avec pile à combus-
tible et hydrogène. En tant que solution qui n’a pas encore été pleinement développée
pour cette application, les autobus à hydrogène avec moteur à combustion interne
(ICE, Internal Combustion Engine) ne sont que peu abordés dans la littérature. Les
principaux travaux décrits par la suite sont résumés dans la Table 4.1.

Le choix d’une technologie ou d’une autre dépend souvent de l’application et
peut être basé sur différents critères techniques, économiques ou environnementaux.
Sur le plan économique dans [158], les auteurs analysent le coût total de possession
(TCO, Total Cost of Ownership) des autobus électriques et à hydrogène dans les
transports publics d’une ville de 60 000 habitants, en 2020 et en 2030. Ce critère
regroupe l’ensemble des coûts directs et indirects d’une flotte de véhicules, et s’ex-
prime en fonction de la distance parcourue. Ce même paramètre économique est
évalué dans [159], mais cette fois pour les technologies diesel, gaz, hybride et hy-
drogène en Australie, dans une ville de près de 2 millions d’habitants. Ce critère
est également calculé dans [160], centré sur la comparaison des autobus diesel, élec-
triques et à pile à combustible, et fournissant une évaluation des émissions de CO2
sur la durée de vie des autobus, et dans [161], où les autobus diesel, à gaz naturel,
à pile à combustible et électriques à Singapour sont comparés, avec un critère sup-
plémentaire sur les émissions polluantes des autobus. Enfin, ce critère se retrouve
également dans des études sans hydrogène, comme dans [162], où les auteurs se
concentrent sur la comparaison détaillée de deux types de recharge pour les autobus
électriques, la recharge au dépôt ou la recharge rapide aux terminus, ou dans [163]
avec une étude économique complète impliquant le calcul de la valeur actuelle nette,
du taux de rendement interne et du délai de récupération pour les autobus diesel,
au gaz naturel et électriques à batterie.
Certaines études n’envisagent pas d’évaluation économique et s’intéressent à une
comparaison environnementale, comme dans [164] où les émissions carbone sont cal-
culées pour différents autobus alimentés en énergies fossiles (diesel, gaz de pétrole
liquéfié -GPL-, et gaz naturel), électriques ou à pile à combustible. L’étude se fait
dans une ville de près de 2 millions d’habitants à Taïwan. Dans [165] et dans [166],
une évaluation du cycle de vie de différents types d’autobus est réalisée. Dans la
première étude, différents moyens de production de l’hydrogène sont comparés, sur
des critères énergétiques, de consommation d’eau ou d’occupation des sols. Dans la
seconde, les critères étudiés de chaque solution technologique sont comparés « du
puits au réservoir » et « du réservoir à la roue ». Par rapport aux précédentes, cette
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étude introduit l’estimation des émissions de composés organiques volatiles (VOC).
Dans [167], les auteurs introduisent le critère de potentiel de réchauffement global
(GWP). Ils évaluent aussi l’impact de l’origine de l’électricité, et diverses sources
d’énergie sont considérées, dont l’énergie éolienne, l’énergie solaire, les déchets et
l’électricité du réseau.
Enfin, certaines études comparent les technologies sur la base de critères écono-
miques et environnementaux, comme dans [168], où sont évalués les coûts sur le
cycle de vie des véhicules et les émissions de CO2 des autobus diesel, au gaz naturel,
hybrides, à pile à combustible et électriques, ou dans [169], avec une étude centrée
sur les deux derniers types de véhicules et évaluant la transition d’une flotte de vé-
hicules diesel. Parfois, des critères supplémentaires peuvent être étudiés, comme la
pollution sonore, le confort dans le véhicule ou la vitesse de circulation [170].

L’une des principales limites de toutes ces études est le manque de précisions
concernant le dimensionnement des infrastructures nécessaires au ravitaillement des
véhicules à hydrogène. Cela a été fait dans la littérature, mais les études corres-
pondantes se concentrent souvent uniquement sur la technologie hydrogène et ne
permettent donc pas une comparaison avec d’autres solutions décarbonées. C’est le
cas de [171], qui étudie le dimensionnement d’un électrolyseur pour produire de l’hy-
drogène pour une flotte d’autobus, et propose l’évaluation économique de celle-ci.
Dans [172], la chaîne d’approvisionnement en hydrogène est optimisée afin de mini-
miser le coût actualisé de l’hydrogène pour des autobus avec pile à combustible, mais
aucune évaluation environnementale n’est réalisée. C’est également le cas dans [173],
qui optimise la production d’hydrogène afin de minimiser les coûts. Enfin, [174] cal-
cule le coût actualisé et l’intensité carbone d’une flotte de bus diesel, en optimisant
la proportion de véhicules convertis à l’hydrogène, et [175] étudie la configuration
du système d’approvisionnement en électricité et du système de production d’hy-
drogène pour alimenter une flotte de bus alimentés par ce dernier. Cette dernière
évaluation est basée sur une analyse énergétique, économique et environnementale.
Toutes ces études couvrent les aspects technico-économiques et l’évaluation du cycle
de vie des véhicules à zéro émission.

Alors que la littérature est très complète en ce qui concerne les études sur les
autobus, le présent chapitre étudiera les autocars, type de véhicules non étudié
dans la littérature. Les technologies sont similaires, mais les données peuvent varier
(consommation, technologies embarquées), tout comme l’état de la recherche et de
la commercialisation, et les profils de vitesse. En outre, très peu d’études prennent
en compte des profils de vitesse réels lors de l’estimation de la consommation des
véhicules, ou le dimensionnement des technologies de recharge des véhicules au sein
même de l’étude.
Dans l’ensemble, les études économiques proposent des résultats cohérents. A court
terme, elles concluent que les véhicules à batterie sont économiquement plus avan-
tageux que les véhicules à hydrogène (secteur encore émergent, coûts élevés, rende-
ment de la chaîne de conversion faible et manque d’infrastructures). A long terme,
cependant, les conclusions sont souvent inversées en fonction du cas étudié. En ef-
fet, les avantages de la solution hydrogène résident dans une meilleure autonomie
(davantage d’énergie embarquée) et un temps de remplissage des réservoirs proche
de celui d’un carburant fossile, deux paramètres pouvant être cruciaux selon les cas
d’étude. Les études environnementales omettent régulièrement de prendre en compte
l’impact des technologies embarquées au sein des véhicules (batteries, piles à com-

95



Chapitre 4. Intégration de l’hydrogène pour le secteur de la mobilité

bustible, stockage de l’hydrogène). Cela est souvent pris en compte dans des études
sur les véhicules individuels, comme dans [176], mais pas pour les transports publics.
Enfin, il existe peu d’articles comparant les véhicules électriques et à hydrogène sur
la base à la fois du coût total de possession et du potentiel de réchauffement global.
Toutes ces limites seront abordées au sein de ce chapitre.

Réf. Année Cas d’étude Solutions Critères d’évaluation
[170] 2005 - Diesel, gaz naturel, GPL,

méthanol, hybride diesel/gaz
naturel/GPL-électrique, bat-
teries, H2 PAC

Conso. énergétique, efficacité éner-
gétique, pollution de l’air, pollution
sonore, CAPEX, OPEX, caractéris-
tiques véhicules, adaptation de la
route, confort usagers

[168] 2016 Finlande,
Etats Unis

Diesel, gaz naturel, hybride
diesel-électrique, batteries, H2
PAC

Conso. énergétique, efficacité énergé-
tique, coûts sur le cycle de vie, émis-
sions CO2, coûts émissions CO2

[159] 2016 Australie Diesel, gaz naturel, hybride
diesel-électrique, H2 PAC

TCO

[161] 2017 Singapour Diesel, gaz naturel, hybride
diesel-électrique, batteries, H2
PAC (avec ou sans batterie)

TCO, émissions CO2, CO, NOx,
SOx, HC et PM

[163] 2018 Turquie Diesel, gaz naturel, batteries TCO
[164] 2019 Taïwan Diesel, gaz naturel, GPL, bat-

teries, H2 PAC
Émissions CO2

[158] 2021 Allemagne Diesel, batteries, H2 PAC TCO
[160] 2021 Autriche Diesel, batteries, H2 PAC TCO, émissions CO2
[165] 2021 Argentine Diesel, H2 PAC Conso. énergétique, occupation du

sol, conso. eau, émissions CO2
[166] 2021 Maroc Diesel, hybride diesel-

électrique, batteries, H2
PAC

Conso. énergétique, émissions CO2,
CO, NOx, SOx, VOC et PM

[169] 2022 Australie Batteries, H2 PAC Réduction conso. énergétique, coûts
totaux, réduction des émissions

[167] 2023 Pologne Diesel, batteries, H2 PAC GWP
[177] 2024 - Diesel, essence, hybride

essence-électrique, batteries,
H2 PAC, H2 ICE

Autonomie, efficacité énergétique,
coûts, émissions CO2

Table 4.1 – Principales caractéristiques des études comparant différentes solutions pour la décar-
bonation des transports en commun.

Ligne ferroviaire
L’utilisation de l’hydrogène dans des trains fait moins souvent l’objet d’études

de la littérature que dans le cas des transports en commun. Le choix d’une telle
solution, par rapport à une solution tout électrique par exemple, se fait très souvent
par rapport à des critères techniques, laissant peu de choix aux autres critères,
économiques ou environnementaux entre autres. De fait, l’utilisation de l’hydrogène
en remplacement de la solution diesel permet soit d’éviter l’électrification d’une ligne

96



Chapitre 4. Intégration de l’hydrogène pour le secteur de la mobilité

ferroviaire, soit de proposer une meilleure autonomie qu’une solution à batteries. En
effet, si une ligne ferroviaire existe déjà, et que celle-ci est électrifiée, la question de
l’hydrogène ne se pose pas.

Le premier avantage évoqué pour une solution hydrogène, à savoir l’évitement de
l’électrification d’une ligne existante, est discuté dans [178]. Dans cet article, un état
de l’art des trains à pile à combustible est présenté. Le temps de recharge, comme
évoqué dans le paragraphe précédent, est aussi cité comme point fort de la solution
hydrogène. Toutefois, de nouveau comme évoqué dans l’application précédente, les
inconvénients de rendement de la chaîne de production et de coûts élevés sont mis
en avant, de même que l’opinion publique sur la sécurité du stockage hydrogène.
Tous ces inconvénients devront être palliés pour permettre une utilisation durable
de l’hydrogène dans le secteur ferroviaire.

Certaines études scientifiques traitent du dimensionnement du train avec pile à
combustible [179], avec par exemple des calculs de la consommation de celui-ci à
partir du nombre de wagons compris ou encore de sa taille totale [180]. Dans [181],
les infrastructures de la station de ravitaillement en hydrogène sont optimisées, sur
des aspects énergétiques et économiques. Un cas avec des passagers et un cas de
frêt sont étudiés, et différents indicateurs économiques sont évalués : coût actualisé
de l’hydrogène, TCO, délai de récupération ou encore retour sur investissement.
En conclusion, le TCO de la solution hydrogène avec PAC est moins élevé qu’une
solution à batteries ou reliée par caténaire. La comparaison est aussi faite dans
[182], qui prend en compte les trains diesel et ceux avec de l’hydrogène dans un
moteur à combustion interne. Plusieurs méthodes de production de l’hydrogène sont
considérées, ainsi que différents moyens de production de l’électricité. Les scénarios
introduits sont comparés sur des critères de consommation énergétique, de coûts
kilométriques et d’émissions de dioxyde de carbone.

Une nouvelle fois, la prise en compte de l’impact carbone des technologies em-
barquées dans les trains à hydrogène n’a pas encore été traitée dans la littérature
scientifique. Cela sera abordé dans le présent chapitre, et une comparaison écono-
mique du coût total de possession sera effectuée entre solution hydrogène et solution
électrique, afin de vérifier les résultats obtenus par [181].

Le seul train à hydrogène commercialisé aujourd’hui est le Coradia iLint de l’en-
treprise Alstom (considéré dans la présente étude, en Section 4.5). Dans les pas de
ce premier modèle, Siemens devrait proposer prochainement son modèle de train
à hydrogène en Europe. De nombreux pays mènent aujourd’hui des tests sur les
trains à hydrogène : Japon, Portugal, États-Unis, etc. Le constat est le même pour
les trains à batterie : si des essais sont menés, et des projets sont lancés, aucun
véhicule n’est aujourd’hui commercialisé. En France, l’entreprise Bombardier déve-
loppe actuellement un train à batterie pour remplacer les trains diesel sur les lignes
régionales.

Électro-carburants pour les secteurs maritime et aérien
Dans les secteurs aérien et maritime, l’hydrogène peut être pris en compte comme

carburant en tant que tel, ou comme réactif pour la production d’autres carburants
alternatifs. Ces deux secteurs utilisent encore aujourd’hui de grosses quantités de
combustibles fossiles, et les solutions électriques ne sont cette fois pas soutenables
dans la majeur partie des cas. En effet, l’utilisation de moteurs électriques reste envi-
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sagée pour de petites navettes maritimes, des avions légers ou ultra-légers ou encore
des hélicoptères. Les carburants alternatifs parmi les plus prometteurs aujourd’hui
sont des électro-carburants, c’est-à-dire des carburants produits à partir d’électricité
décarbonée.

Quelques études font état du développement actuel des carburants alternatifs des
deux secteurs évoqués [183–185]. C’est le cas par exemple de [186] qui évoque plu-
sieurs électro-carburants : e-diesel, e-ammoniac, e-gasoline, e-méthane, e-kérosène ou
encore e-méthanol. Dans cette étude, des coûts sont évalués pour ces deux derniers
carburants. Ceux-ci sont aussi parfois comparés sur davantage de critères, comme
leur potentiel de réduction des émissions de GES ou leur consommation énergé-
tique [187].
En raison de l’avancée technique de la transition du secteur maritime, cette der-
nière est souvent étudiée dans la littérature. Par exemple, [188] établie une étude
de coûts d’une unité de production d’e-ammoniac, alors que [189] optimise la pres-
sion, la température et le nombre de réacteurs d’une telle unité, afin de minimiser la
consommation énergétique du processus et de maximiser son rendement. Dans [190],
une minimisation des coûts d’investissement et d’opération est effectuée, afin de di-
mensionner une unité de production d’e-ammoniac, ainsi que le stockage hydrogène
associé. Une comparaison économique et environnementale est ensuite effectuée, et
différentes sources d’électricité sont considérées. Une dernière étude évalue les be-
soins énergétiques nécessaires pour la transition du secteur maritime à l’hydrogène,
au e-ammoniac ou au e-méthanol [191].

L’analyse présentée dans ce chapitre permettra de combiner ces recherches sur
le secteur maritime, en offrant une évaluation des besoins énergétiques du secteur
et un dimensionnement des infrastructures nécessaires. Le seul carburant alternatif
pris en compte pour le secteur maritime sera l’e-ammoniac, car étant le plus étudié
aujourd’hui.
La même méthodologie sera appliquée pour évaluer la transition énergétique du
secteur aérien, afin de proposer une étude scientifique répondant à ce problème. Le
seul carburant alternatif étudié pour le secteur aérien sera l’e-kérosène, carburant
qui contribuera le plus probablement à la transition du secteur. Des critères de
consommation d’eau et d’impact global sur le réseau électrique seront aussi évalués.
L’hydrogène pur ne sera considéré comme carburant alternatif pour aucun des deux
secteurs. La principale raison est la faible maturité des solutions hydrogène prévue
pour 2050, en particulier pour l’aviation. De plus, bien que l’Union Européenne
souhaite intégrer progressivement les carburants durables d’aviation (SAF, pour
Sustainable Aviation Fuels) jusqu’à atteindre les 70 % en 2050 [192], l’hydrogène
pur ne fait initialement pas partie de cette catégorie. Ceci reflète les limitations
perçues de cette technologie dans le cadre de la transition énergétique.

Pour l’évaluation des besoins énergétiques des deux secteurs, deux rapports ré-
cents seront particulièrement utilisés.
Le premier, datant de février 2023, traite des propriétés, des moyens de productions
et des usages des électro-carburants suivants : e-méthane, e-méthanol, e-essence, e-
kérosène, e-gazole et e-ammoniac [193]. Plusieurs projets en cours sont cités, et les
propriétés et usages de chacun sont détaillés.
Le second rapport, datant d’octobre 2023, traite des besoins des secteurs maritimes
et aériens en France à l’horizon 2050 [194]. L’obtention des besoins énergétiques y
est détaillée, et les besoins totaux en électricité sont assimilés en termes de quanti-

98



Chapitre 4. Intégration de l’hydrogène pour le secteur de la mobilité

tés de réacteurs pressurisés européens (EPR) à installer. Les besoins en dioxyde de
carbone sont aussi quantifiés. Une limite de cette étude est qu’elle ne prend pas en
compte la consommation énergétique liée à la production du diazote, nécessaire à la
production d’e-ammoniac.
La France bénéficiant d’un large réseau électrique de type continental interconnecté,
la demande énergétique supplémentaire pourrait en effet être satisfaite à l’aide de
réacteurs nucléaires. Dans le cas présent d’un réseau non interconnecté, les moyens
nécessaires pour produire une telle demande énergétique additionnelle seront éva-
lués, et les impacts sur le réseau électrique seront analysés. Les besoins en termes
de dioxyde de carbone et d’eau seront aussi quantifiés.

4.3 Méthodologie
Pour chaque cas d’application, la consommation projetée sera d’abord évaluée.

Pour l’application autocars, celle-ci sera évaluée pour l’horizon 2030, tandis que pour
les trois autres applications, la consommation sera estimée pour l’horizon 2050. En
effet, le niveau de maturité des technologies est différent. La méthodologie d’esti-
mation de cette demande énergétique étant propre à chaque cas d’étude, elle sera
détaillée individuellement par la suite.

Dans cette section, la modélisation du réseau électrique avec PyPSA est détaillée.
En effet, pour chaque cas, les infrastructures hydrogène seront dimensionnées et les
impacts sur le réseau seront évalués.
Un modèle de comparaison économique, puis un modèle de comparaison environne-
mentale, sont ensuite présentés. Ces deux modèles seront utilisés afin de comparer
différentes solutions aux carburants fossiles dans le cas des autocars et de la ligne
ferroviaire.

4.3.1 Mise à jour du modèle
Le modèle sur PyPSA, présenté dans le Chapitre 2, est mis à jour afin de pou-

voir prendre en compte une consommation en hydrogène au sein du système énergé-
tique global. Pour cela, de nouvelles variables d’optimisation ainsi que de nouvelles
contraintes sont ajoutées. Finalement, la fonction objectif est mise à jour.

La modélisation des stations de ravitaillement en hydrogène est identique quel
que soit le cas d’étude modélisé. Une station est rattachée à un poste source élec-
trique, reliée par un élément Lien représentant un électrolyseur. Ce lien connecte
deux éléments Bus, celui représentant le poste source électrique, et celui représentant
un vecteur hydrogène basse pression (BP). Afin de passer à un vecteur hydrogène
haute pression (HP), représenté lui aussi par un élément Bus, on utilise un élément
Lien pour symboliser un compresseur. Cet élément est connecté en entrée à la fois au
vecteur hydrogène BP et au poste source électrique, afin de matérialiser sa consom-
mation en électricité. Un élément Charge est finalement ajouté au vecteur hydrogène
HP, afin de représenter la demande en hydrogène pour la mobilité. Un stockage est
aussi ajouté, modélisé de la même façon qu’un stockage électrique. Seuls les para-
mètres technico-économiques précisés seront différents. Cette représentation d’une
station de ravitaillement en hydrogène avec PyPSA est schématisée en Figure 4.2.
Afin de simplifier la figure, les éléments propres à la modélisation du poste source
électrique précédemment introduits n’ont pas été représentés (voir Figure 2.2). Pour
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une meilleure compréhension de la modélisation, un schéma simplifié est proposé en
Figure 4.3. En particulier sur celui-ci, les différents bus, ou nœuds, ne sont pas affi-
chés et le sens des flux est précisé. Le choix des postes source sur lesquels connecter
une station de ravitaillement hydrogène diffère selon le cas étudié. Ce choix sera
ainsi détaillé dans la suite de ce chapitre.

Bus électrique X

Bus hydrogène BP X Bus hydrogène HP X

Lien électrolyseur X

Lien Compresseur X

Charge hydrogène X

Bus stockage hydrogène HP X

Stockage hydrogène HP X

Lien vers le stockage 
hydrogène HP X

Lien depuis le stockage 
hydrogène HP X

Figure 4.2 – Modélisation détaillée d’une station de ravitaillement en hydrogène sur un poste
source du réseau électrique insulaire avec PyPSA. Les éléments propres à la modélisation du poste
source électrique n’ont pas été représentés.

Stockage Consommation Production

Électricité Électricité

Électricité

Électricité

Réseau 63kV

Poste source

Consommation H2

Stockage H2CompresseurElectrolyseur

H2 30 bar

H2 350 bar

H2 350 bar

H2 350 bar

Électricité

Figure 4.3 – Modélisation simplifiée d’une station de ravitaillement en hydrogène sur un poste
source du réseau électrique insulaire.

Avec cette nouvelle modélisation, un nouvel ensemble est défini : l’ensemble
k ∈ {1, ..., K} représente les postes source du réseau modélisé, ayant une sta-
tion de ravitaillement en hydrogène installée. De nouvelles variables d’optimisation
sont introduites :

— puissance nominale des électrolyseurs et compresseurs (ḡhk,ely et ḡhk,comp en
MW),
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— leur puissance horaire (ghk,ely,t et ghk,comp,t en MW),
— capacité des stockages HP (ēhk,HP en MWh),
— leur état de charge horaire (ehk,HP,t en MWh),
— leur flux d’entrée et de sortie (hhi,k,HP,t et hho,k,HP,t en kgH2).

Les variables précédemment présentées dans le Chapitre 2 sont maintenues.

La fonction objectif minimisant les coûts d’investissement et de fonctionnement
est mise à jour afin de prendre en compte ces nouvelles variables. Cette fonction est
décrite avec l’équation 4.1.

min
∑
n,s

cs

[
ḡn,s + h̄n,s

]
+
∑

l

clFl +
∑
k,s

cs

[
ḡhk,s + ēhk

]

+
∑

t

[∑
n,s

os [gn,s,t + ho,n,s,t]
]

+
∑

t

∑
k,s

os [ghk,s,t + hho,k,HP,t]
 (4.1)

Pour rappel, le paramètre cs représente les coûts d’investissement, tandis que le
paramètre os représente les coûts d’opération.

La contrainte principale du modèle, la satisfaction de la demande électrique, est
mise à jour sur les postes source avec une station de ravitaillement. En effet, l’élec-
tricité utilisée par les électrolyseurs et compresseurs doit être prise en compte dans
la loi des Nœuds. De plus, une seconde contrainte, cette fois de satisfaction de la de-
mande en hydrogène, est ajoutée sur les mêmes postes source. Ces deux contraintes
sont décrites par les équations 4.2 et 4.3. L’équation 2.1 introduite dans le Chapitre
2 reste valide pour les postes source sans hydrogène.∑

s

gk,s,t −
∑

s

hi,k,s,t +
∑

s

ho,k,s,t · ηo

−
∑

l

Kklfl,t = dk,t + ghk,ely,t + ghk,comp,t

PCIH2
· βcomp

(4.2)

ghk,ely,t

ηely

− hhi,k,HP,t + hho,k,HP,t = dhk,t (4.3)

Les paramètres suivants sont introduits : βcomp la consommation d’un compres-
seur (prise à 1,68 kWh/kgH2 [195]), ηely la consommation d’un électrolyseur (pris
à 50 kWh/kgH2 [196]), PCIH2 le pouvoir calorifique inférieur de l’hydrogène pris à
33,33kWh/kgH2 et dhk,t la demande en hydrogène sur une station k à un instant t
en kgH2.

Afin d’éviter que certaines installations soient sur-dimensionnées et utilisées de
manière intermittente tout au long de l’année simulée, un facteur de charge est intro-
duit, contraignant le nombre minimal d’heures de fonctionnement. Celui-ci concerne
les technologies électrolyseur et compresseur, et son utilisation est décrite par l’équa-
tion suivante : ∑

t

ghk,s,t ≥ CF × ḡhk,s × 8760 (4.4)

avec CF le facteur de charge des technologies concernées, pris initialement à 0,9.
L’impact de cette contrainte sera évalué lors de chaque simulation, avec des facteurs
de charge plus faible ou sans facteur de charge.
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Le fonctionnement des stockages hydrogène est décrit avec les contraintes sui-
vantes :

ehk,HP,t = ehk,HP,t−1 + hhi,k,HP,t − hho,k,HP,t (4.5)
ehk,HP,tinitial × (1 − 10%) ≤ ehk,HP,tfinal ≤ ehk,HP,tinitial × (1 + 10%) (4.6)

ēhk,HP ≥ max
∑
24h

dhk,t (4.7)

ehk,HP,t ≥ max
∑
24h

dhk,t (4.8)

L’équation (4.5) détermine l’énergie stockée avec un taux d’auto-décharge considéré
comme nul, et l’équation (4.6) définit un fonctionnement cyclique sur l’année simu-
lée comprenant une tolérance de 10 %.
L’équation (4.7) impose une capacité minimale pour chaque stockage d’hydrogène
ēhk,HP . Sur chaque station, ceux-ci doivent être suffisamment grands pour couvrir le
maximum de la demande en hydrogène pendant une journée entière max

∑
24h dhk,t.

Cette demande sur une journée varie sur l’année selon les cas. En effet, cela sera
détaillé par la suite, mais la demande pourra varier entre un jour ouvré et un jour
férié, ou d’un mois à l’autre.
De plus, l’équation (4.8) contraint l’état de charge de ces stockages à être toujours
au moins égal à cette même demande journalière maximale. Cette mesure renforce
la contrainte précédente, et permet de stocker localement la demande d’une journée
entière, afin de minimiser le risque de ne pas pouvoir faire fonctionner les diffé-
rents véhicules concernés en raison d’un problème au niveau de l’électrolyseur ou du
compresseur [197]. Ces deux contraintes influencent ainsi directement la taille des
stockages optimisés.

4.3.2 Modèle pour la comparaison économique
Dans le cas de l’utilisation de l’hydrogène pour des applications de mobilité ter-

restre, une comparaison économique entre plusieurs solutions est menée. En effet, si
d’autres alternatives viables et déjà commercialisées existent, l’hydrogène ne peut
être la seule solution envisagée pour la transition énergétique de La Réunion. En
particulier dans le cas de la mobilité, il a été précisé dans le Chapitre 1 que d’autres
alternatives peuvent être plus adaptées. Différentes solutions vont ainsi être compa-
rées sur des critères économiques et environnementaux. Pour les secteurs aériens et
maritimes, aucune comparaison ne sera faite, car peu de solutions concurrentes sont
envisagées aujourd’hui.

Pour la comparaison économique des technologies, leur coût total de possession
(TCO) est calculé. Pour rappel, ce critère regroupe l’ensemble des coûts directs et
indirects d’une flotte de véhicules, et s’exprime en fonction de la distance parcourue
[198]. Celui-ci est souvent utilisé dans la littérature et permet donc de comparer
différentes technologies, différents modèles ou différentes études de cas. Le TCO
d’un scénario j (type de technologie étudié) est calculé comme suit :

TCOj = (ICj + IIj) × CRFj − RVj + CCj + MCj + MIj

KM
(4.9)

avec ICj le coût d’investissement d’un véhicule, IIj le coût d’investissement des
infrastructures, RVj la valeur résiduelle du véhicule si celui-ci n’a pas atteint sa
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fin de vie à la fin de la période simulée, CCj les coûts du carburant pour une
année de fonctionnement, MCj le coût de maintenance annuel du véhicule et MIj le
coût de maintenance annuel des infrastructures. Toutes ces données sont en euros.
Enfin, le nombre de kilomètres parcourus pendant une année par la flotte entière est
représenté par KM . CRFj représente le facteur de récupération du capital, calculé
comme suit :

CRFj = i × (1 + i)nj

(1 + i)nj − 1 (4.10)

avec i le taux d’intérêt pris à 4,5 % [117] et nj la durée de vie de la technologie.

Quelques hypothèses ont été retenues pour les calculs.
➾ Le coût du carburant sera déterminé à partir du prix de l’électricité, et le

coût d’exploitation de l’électrolyseur sera pris en compte pour les véhicules avec de
l’hydrogène.

➾ Dans le cas des autocars, comme ceux-ci existent déjà sur le cas d’étude, des
opérations de rétrofit électrique seront considérées. Une telle opération consiste à
remplacer la motorisation d’un véhicule, en retirant le moteur thermique et en lui
substituant un moteur électrique. Dans ce cas, aucune valeur résiduelle n’est prise
en compte pour les anciens éléments (moteur thermique, batterie initiale).

➾ L’assurance du véhicule et les coûts de main-d’œuvre ne sont pas inclus dans
les calculs, et l’hypothèse d’une faible influence dans la comparaison a été faite.

➾ Aucune aide nationale à l’achat n’a été prise en compte, que ce soit pour des
opérations de rétrofit, l’achat de nouveaux véhicules ou l’installation de nouvelles in-
frastructures. Les résultats obtenus pourront donc être considérés comme une borne
supérieure par rapport aux coûts qui peuvent être présentés dans les rapports de
retour d’expérience.
Les données économiques utilisées seront détaillées pour chaque application, dans
les Sections 4.4 et 4.5.

4.3.3 Modèle pour la comparaison environnementale
Une évaluation sur un critère environnemental sera ensuite menée pour les deux

applications du secteur routier. Le critère choisi est le potentiel de réchauffement
global (GWP). Celui-ci, exprimé en kgCO2eq ou kgCO2eq/km, représente l’impact
d’une seule unité de gaz à effet de serre sur l’effet de serre global, et permet de
prendre en compte le dioxyde de carbone mais aussi d’autres gaz à effet de serre,
ramenés à leurs équivalents en termes de dioxyde de carbone.
Dans le présent chapitre, ce critère est calculé pour les piles à combustible, les réser-
voirs d’hydrogène et les batteries embarqués dans les différents véhicules. Le calcul
porte sur les différentes étapes du cycle de vie : extraction des matières premières,
production, transport, recyclage et fin de vie. La phase de recyclage aura un impact
sur l’extraction et la production des matières premières, réduisant ainsi les émissions
de ces deux étapes. Le recyclage ne sera toutefois pas envisagé pour les réservoirs
d’hydrogène : il n’est pas encore possible de les recycler, en raison de leur forte te-
neur en fibres de carbone [199].
Les données utilisées pour toutes les étapes du cycle de vie, à l’exception du transport
des technologies, figurent dans la Table 4.2. Dans celle-ci, deux types de batteries
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sont spécifiés. En effet, pour des applications de mobilité, différentes compositions de
batteries lithium-ion peuvent être utilisées. La première composition considérée est
celle au lithium-fer-phosphate (LFP), tandis que la seconde est au nickel-manganèse-
cobalt (NMC).
Les impacts des infrastructures, comme les électrolyseurs ou les compresseurs, ne
sont pas pris en compte ; ceux-ci peuvent être utilisés pour d’autres applications.

Technologie GWP sans recyclage GWP avec recyclage Référence
Batterie LFP 227,72 kgCO2eq/kWh 127,45 kgCO2eq/kWh [200]
Batterie NMC 160,85 kgCO2eq/kWh 128,48 kgCO2eq/kWh [200]
PAC 42,94 kgCO2eq/kW 29,47 kgCO2eq/kW [199]
Stockage H2 8,49 kgCO2eq/kWh x [199]

Table 4.2 – Données de GWP des technologies considérées.

Pour évaluer l’impact de la phase de transport des technologies, il est possible
de prendre en compte différents pays d’origine et différents modes de transport.
La méthodologie de [201] est suivie, et l’équation (4.11) de [200] est utilisée pour
calculer le GWP de cette étape :

GWPtransport,s = 1
Es

×
∑

i

FiDi (4.11)

avec Es la densité de puissance ou d’énergie d’une technologie (les données utilisées
sont résumées dans la Table 4.3), Fi le facteur d’émission d’un mode de transport
par tonne transportée et par kilomètre parcouru (en gCO2eq/t.km, données utilisées
résumées dans la Table 4.4) et Di la distance parcourue par ce moyen de transport
en kilomètre. Différents scénarios seront simulés, afin d’évaluer l’impact de différents
modes de transport et de différents pays d’origine, lorsque le lieu d’origine exact de
la technologie n’est pas connu.

Finalement, les émissions de CO2 générées par le fonctionnement des véhicules
composeront le dernier élément pris en compte dans l’évaluation du GWP. Pour ce
faire, les données de la Table 3.9 du Chapitre 3 seront utilisées.

Technologie Valeur Référence
Batterie LFP 151,3 Wh/kg [200]
Batterie NMC 207,4 Wh/kg [200]
PAC 650,0 W/kg [202]
Stockage H2 1400,0 Wh/kg [203]

Table 4.3 – Données de densité de puissance et d’énergie.
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Mode de transport Valeur (gCO2eq/t.km)
Camion (26 tonnes) 161,00
Camion (40 tonnes)* 94,00
Porte-conteneurs 10,70
Train électrique France 1,55
Train diesel 28,10
* Utilisé quand le mode de transport principal est le porte-

conteneurs

Table 4.4 – Facteur d’émissions selon le mode de transport [200].

4.4 Réseau de cars interurbains
Le réseau de cars étudié dans ce document est Car Jaune, le réseau interurbain

de l’île. Les cinq autres réseaux de bus urbains ont été considérés dans le Chapitre
3, abordant l’autonomie électrique du territoire.
La carte du réseau régional étudié est visible sur la Figure 4.4. En 2017, les bus de ce
réseau de 17 lignes ont parcouru au total près de 8 millions de kilomètres [204]. En
2010, l’Agence Régionale Energie Réunion, publiait un rapport étudiant le passage
à l’hydrogène d’une ligne de ce réseau [205]. Dans celui-ci, plusieurs configurations
étaient modélisées, et une comparaison économique et environnementale étaient me-
née par rapport aux véhicules à moteur thermique. À l’époque, la filière hydrogène
présentait des coûts trois fois plus élevés que les filières classiques. Aujourd’hui, un
projet de plusieurs autocars à hydrogène est à l’étude pour ce même réseau.

L’âge moyen des véhicules de la flotte actuelle, inférieur à sept ans, a été obtenu
par l’intermédiaire du gestionnaire du réseau. Étant donné que la durée de vie d’un
autocar est estimée à 16 ans [117], nous supposons que la flotte a atteint la moitié
de sa durée de vie. Par conséquent, l’analyse des critères économiques et environ-
nementaux s’appuiera sur la méthodologie de [206] et sera menée sur une période
de 8 ans (de la huitième à la seizième année de vie du véhicule). Cela permettra
d’inclure des scénarios envisageant des opérations de rétrofit, une solution de plus
en plus considérée pour les solutions hydrogène dans les transports en commun.
Les différents scénarios considérés sont les suivants :

— Rétrofit électrique : opération de rétrofit des véhicules thermiques actuels
après huit ans d’exploitation, avec la mise en place d’un moteur électrique et
d’une nouvelle batterie,

— Nouveau électrique : achat de nouveaux véhicules, comportant un moteur
électrique et une batterie, d’une durée de vie de seize ans,

— Rétrofit hydrogène : opération de rétrofit des véhicules thermiques actuels
après huit ans d’exploitation, avec la mise en place d’un moteur électrique,
d’une nouvelle batterie et d’une pile à combustible,

— Nouveau hydrogène : achat de nouveaux véhicules, comportant un moteur
électrique, une batterie et une pile à combustible, d’une durée de vie de seize
ans.

La possibilité d’utiliser un moteur thermique brûlant de l’hydrogène sera considérée
dans la Sous-section 4.4.1, traitant de la consommation des véhicules.
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Figure 4.4 – Carte des lignes du réseau d’autocars régional. Pour éviter les chevauchements, seules
les principales lignes ont été tracées, et six lignes n’apparaissent pas. Les lignes étudiées dans la
section sont les suivantes : E1, O1 et S2. Carte produite avec QGIS.

La Table 4.5 résume les technologies présentes dans les véhicules des différents scé-
narios présentés, ainsi que les infrastructures de recharge impliquées.

Technologie PAC
(kW)

Stockage H2
(kgH2)

Batterie
(kWh) Référence Infrastructures de recharge

Rétrofit électrique x x 192 (LFP) [207] Recharge lente au dépôt,
rapide aux principaux arrêts

Nouveau électrique x x 375 (LFP) [207] Recharge lente au dépôt,
rapide aux principaux arrêts

Rétrofit hydrogène 150 36 84 (NMC) [208] Électrolyseur, compresseur,
stockage H2 stationnaire

Nouveau hydrogène 180 72,8 160 (NMC) [207] Électrolyseur, compresseur,
stockage H2 stationnaire

Table 4.5 – Détail des technologies présentes dans les véhicules considérés.

4.4.1 Consommation des véhicules
Afin d’évaluer la faisabilité technique des différents scénarios introduits, la pre-

mière étape est d’estimer leur consommation énergétique moyenne. Pour ce faire, la
consommation énergétique d’un véhicule à chaque pas de temps sur un trajet type
est étudiée. Les différentes forces appliquées au véhicule sont calculées à chaque
instant [209] :

Fa(t) = 1
2 × ρ × A × Cx × v(t)2 (4.12)

Fr(t) = m × Cr × g × cos α(t) (4.13)
Fg(t) = m × g × sin α(t) (4.14)

avec Fa la résistance aérodynamique (N), Fr la résistance au roulement (N), Fg la
résistance à la montée (N), ρ la densité de l’air prise à 1,21 kg/m3 [210], g l’accélé-
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ration de pesanteur (9,81 m/s2) et m la masse du véhicule (kg). La surface frontale
du véhicule A en m2, le coefficient de traînée du véhicule Cx et le coefficient de résis-
tance au roulement Cr sont trois paramètres spécifiques au véhicule modélisé. Enfin,
la vitesse v (m/s) et l’angle α (radians) sont deux variables évoluant à chaque pas
de temps, estimés à l’aide d’un profil de vitesse et de dénivelé, réel ou simulé. Pour
obtenir la puissance au niveau des roues Proues (W), toutes les forces introduites
sont sommées [211] :

Proues(t) = v(t) ×
(

m
dv(t)

dt
+ Fa(t) + Fr(t) + Fg(t)

)
(4.15)

La puissance instantanée Ptraction (W) est ensuite calculée [162] :

Ptraction(t) = PAC +


Proues(t)
η

, si Proues(t) ≥ 0
Proues(t) × η × r, si Proues(t) < 0

(4.16)

avec PAC la puissance additionnelle nécessaire pour la climatisation ou le chauffage
du véhicule (en W, supposée constante durant le trajet), η l’efficacité de la chaîne
de transmission prise à 0,8 [209] et r le pourcentage d’énergie récupérée en descente.
Enfin, l’énergie consommée en kWh pendant le trajet du véhicule est obtenue en
intégrant le profil de puissance :

Eelec =
∫

Ptraction(t) dt (4.17)

Les paramètres manquants, propres au cas d’étude, sont détaillés dans la Table 4.6.
Le pourcentage de récupération en descente a été considéré comme inférieur à ce
qui peut être utilisé dans la littérature, car les lignes du réseau local peuvent com-
prendre de nombreux virages, ce qui implique une forte utilisation des freins et une
récupération faible.

Pour comparer les véhicules fonctionnant seulement à l’électricité et ceux fonc-
tionnant avec de l’hydrogène, la consommation d’hydrogène est obtenue à partir de
la consommation globale d’énergie :

EH2_P AC = Eelec × 3, 6
LHV × ηP AC

et EH2_ICE = Eelec × 3, 6
LHV × ηH2ICE

, (4.18)

L’une ou l’autre des deux équations est utilisée en fonction de l’utilisation de l’hy-
drogène, pour alimenter un moteur électrique ou un moteur à combustion.
Dans l’équation 4.18, LHV est le pouvoir calorifique inférieur de l’hydrogène pris à
120,1 MJ/kg [209], ηP AC est le rendement de la pile à combustible, pris à 0,47 [210]
et ηH2ICE est le rendement du moteur à combustion pris à 0,40 [212]. Les deux effi-
cacités ont été considérées comme constantes pour les estimations de consommation
du présent travail. Pour simplifier les estimations, le fonctionnement de la batte-
rie des véhicules avec pile à combustible n’a pas été modélisé. Les résultats de la
consommation d’hydrogène seront donc légèrement surestimés.
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Paramètre Symbole Valeur Unité Référence
Masse véhicule plein m 23 tonnes [213]
Surface frontale A 8,59 m2 [213]
Coefficient de traînée Cx 0,66 - [214]
Coefficient de résistance au roulement Cr 0,0075 - [162]
Puissance climatisation PAC 6 800 W [215]
Récupération d’énergie r 20 % Hypothèse

Table 4.6 – Paramètres utilisés pour l’estimation de la consommation d’énergie, propres au cas
d’étude.

Afin d’obtenir les données de consommation propres à notre cas d’étude, trois
profils de vitesse et d’élévation différents ont été obtenus, pour trois lignes différentes
du réseau étudié : deux lignes longeant le littoral (E1 et O1 sur la Figure 4.4), et
une ligne avec un relief plus marqué (S2 sur la Figure 4.4). Ces profils sont présentés
via la Figure 4.5.
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Figure 4.5 – Profils de vitesse et de dénivelé pour trois lignes du réseau d’autocars étudié. La
première ligne sera appelée « ligne littoral 1 » (ligne E1) par la suite, la deuxième « ligne littoral
2 » (ligne O1) et la troisième « ligne avec relief » (ligne S2).

Les données de vitesse, de latitude et de longitude ont été collectées avec l’ap-
plication GPS logger, utilisée à l’intérieur d’un autocar pendant son trajet. Les
données d’altitude ont été obtenues avec GPS Visualizer [216] à partir des données
de latitude et de longitude. Afin de ne pas prendre en compte les erreurs de mesure
liées à la faible précision de l’appareil utilisé, les données enregistrées par seconde
ont été moyennées toutes les cinq secondes. Les données présentant des différences
d’altitude trop importantes par seconde ont également été corrigées.

À partir de ces profils, des équations détaillées ci-dessus et des différents para-
mètres introduits, les consommations de la Table 4.7 ont été obtenues.
Dans le cas d’une ligne longeant le littoral, on constate que les résultats obtenus
sont proches des données moyennes décrites dans la littérature, que ce soit pour les
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véhicules électriques [217] ou à pile à combustible [165]. Les résultats obtenus dans
le cas de la ligne avec relief montrent l’impact de celui-ci sur la consommation du
véhicule, avec une augmentation de 36,5 % de la consommation.

Scénario Ligne littoral 1 Ligne littoral 2 Ligne avec relief
Consommation
électrique 152,1 kWh/100km 176,7 kWh/100km 206,7 kWh/100km

Consommation
hydrogène (PAC) 9,7 kgH2/100km 11,3 kgH2/100km 13,2 kgH2/100km

Consommation
hydrogène (ICE) 11,4 kgH2/100km 13,2 kgH2/100km 15,5 kgH2/100km

Table 4.7 – Résultats de l’estimation de la consommation des autocars.

Une analyse de sensibilité a été réalisée pour évaluer l’incertitude entourant les
différents paramètres utilisés pour estimer la consommation. Les résultats de celle-
ci sont détaillés dans la Figure 4.6. Si cette analyse valide l’importance d’utiliser
un profil de vitesse réel et souligne l’impact de la masse du véhicule, elle montre
également que l’influence de la consommation de la climatisation et de l’énergie
récupérée en descente est faible.

80 100 120 140 160 180 200 220 240
Consommation énergétique (kWh/100km)

Récupération d'énergie

Puissance climatisation

Poids

Profil de vitesse

17%23%

5,78kW 7,82kW

19,55t 26,45t

vitesse moy. 35,8km/h vitesse moy. 48,5km/h

- 15%
+15%

Figure 4.6 – « Tornado chart » sur la consommation de la ligne littoral 1, montrant une analyse
de sensibilité de ± 15 % sur la consommation électrique d’un véhicule.

En ce qui concerne la consommation de carburant des véhicules à hydrogène, une
amélioration de 15 % du rendement de la pile à combustible (0,54) et du moteur
thermique (0,46) conduirait à une consommation de carburant de 8,4 kgH2/100km
et de 9,9 kgH2/100km respectivement pour la ligne littoral 1 (-13 %).
Il est important de rappeler que le fonctionnement de la batterie à l’intérieur des
véhicules hydrogène n’a pas été pris en compte. Les résultats obtenus permettent
d’estimer une consommation moyenne, mais ne sont pas suffisants dans le cas d’un
dimensionnement en puissance des technologies embarquées. Pour ce faire, une étude
plus précise devrait être menée. La technologie de combustion de l’hydrogène ne sera
pas considérée par la suite : une consommation énergétique supérieure est observée
en raison du plus faible rendement du moteur thermique par rapport à la pile à
combustible, pour une autonomie supposée équivalente (absence de données sur la
taille des stockages embarqués).

Une fois la consommation moyenne obtenue, il est possible d’évaluer la faisabilité
technique des différents scénarios, en tenant compte de l’autonomie des véhicules,
de leur temps de recharge et des distances moyennes parcourues chaque jour.
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Pour les véhicules à hydrogène, on considère un débit de ravitaillement moyen de
3,6 kgH2/min [218] et une capacité totale des stockages embarqués comprise entre
25 and 73 kgH2 [207]. Le ravitaillement d’un autocar ne dépassera pas 20 minutes,
ce qui ne constitue pas une contrainte forte pour la faisabilité de la technologie.
Selon l’opérateur du réseau Car Jaune, certains véhicules parcourent jusqu’à 400
kilomètres par jour. On supposera, pour la présente évaluation de l’autonomie, que
tous les autocars parcourent en moyenne 400 kilomètres par jour. À l’aide des don-
nées de la Table 4.5 et des résultats de la Table 4.7, les conclusions suivantes sont
obtenues :

— deux pleins par jour pour le scénario Rétrofit hydrogène (autonomie d’environ
300 kilomètres) ;

— deux pleins pour trois jours d’exploitation pour le scénario Nouveau hydrogène
(autonomie de plus de 600 kilomètres en moyenne).

Pour les véhicules 100 % électriques, le problème d’autonomie est abordé diffé-
remment. On suppose que les batteries des véhicules ne peuvent être déchargées en
dessous de 10 %, ni chargées au-dessus de 95 % [162]. Cette contrainte a un impact
direct sur l’autonomie des véhicules considérés :

— Rétrofit électrique : autonomie de 100 kilomètres en moyenne pour une ligne
littoral et de 80 kilomètres pour la ligne avec relief ;

— Nouveau électrique : autonomie de 195 kilomètres en moyenne pour une ligne
littoral et de 154 kilomètres pour la ligne avec relief.

En ce qui concerne le temps de recharge des véhicules, on suppose qu’un véhicule
ne doit pas s’arrêter plus de cinq minutes sur le parcours pour recharger sa batterie.
Cela signifie qu’un maximum de 25 kWh seulement pourrait être rechargé avec une
puissance de 300 kW. Avec les données de consommation obtenues dans la Table 4.7,
cela correspond à 15 kilomètres sur un itinéraire littoral.
Compte tenu des longueurs des différentes lignes composant le réseau et bien que la
consommation des véhicules ait été surestimée, il ne semble pas opportun d’un point
de vue technique d’envisager des autocars avec rétrofit électrique pour l’ensemble
du réseau étudié. Bien que des recharges puissent être considérées aux terminus, la
ligne la plus longue du réseau est de 110 kilomètres et comporte très peu d’arrêts
(ligne Z0 sur la Figure 4.4).
Dans le cas où les véhicules électriques ne pourraient pas être entièrement rechargé
une seconde fois pendant la journée (temps de recharge, disponibilité des opérateurs,
etc.), le scénario Rétrofit électrique est impossible. En effet, la recharge rapide ne
sera pas forcément utilisée pour la recharge complète du véhicule, afin de ne pas
entraîner des pics de puissance trop importants. Les temps de recharge peuvent
alors varier entre deux [219] et quatre heures [220].
La mise en place de nouveaux autocars 100 % électriques pourrait être envisagée
avec des stations de recharge rapide et une réduction du kilométrage journalier de
certains véhicules, mais reste compromise pour les lignes avec relief.

Ainsi, d’un point de vue technique, il est préférable de ne pas mettre en œuvre
la transition du réseau d’autocars réunionnais en investissant uniquement dans des
véhicules 100 % électriques, tels qu’ils sont actuellement disponibles sur le marché,
avec les technologies de recharge actuelles et les parcours actuels des véhicules.
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La composition optimale de la flotte entre véhicules électriques et véhicules à hy-
drogène, ainsi que le kilométrage journalier de chaque véhicule n’ont pas été étudiés
dans le présent travail. Cela nécessiterait davantage de données sur le réseau, telles
que le nombre de véhicules par ligne ou les distances parcourues par les véhicules
entre les trajets commerciaux.
Les différents résultats obtenus sont résumés dans la Table 4.8.

Scenario Autonomie Temps de recharge Remarques
Rétrofit électrique 80 à 110 km 2h [219] / 38 mn Recharge lente / rapide 300 kW
Nouveau électrique 180 à 210 km 4h [220] / 1h15 Recharge lente / rapide 300 kW
Rétrofit hydrogène 270 à 370 km < 20 mn 2 pleins max. par jours
Nouveau hydrogène 550 à 750 km < 20 mn Jusqu’à 2 pleins pour 3 jours

Table 4.8 – Comparaison de l’autonomie et des temps de recharge des différents véhicules. Les
fourchettes d’autonomie dépendent de la ligne considérée : la valeur basse concerne celle avec le
plus de dénivelé.

La première partie de l’étude portant sur la consommation des véhicules conclut
donc sur un désavantage technique du côté des autocars à batterie.
Afin de pouvoir comparer les différentes technologies d’un point de vue écono-
mique et environnemental, les installations nécessaires à la production de l’hydrogène
doivent être dimensionnées. Pour cela, une demande en hydrogène tout au long de
l’année doit être modélisée.
Dans cette étude autocars, l’horizon 2030 est simulé. Les technologies évoquées sont
aujourd’hui commercialisées, et un projet est en cours d’étude à La Réunion. Sur
la base du réseau actuel, une évolution possible pour 2030 est déterminée. Seule la
fréquence des bus a été augmentée, afin d’atteindre une augmentation de 12,5 % de
la distance parcourue par les bus par jour.
Les spécificités du réseau sont présentées dans la Table 4.9. Les valeurs affichées
concernent l’ensemble de la flotte. Les kilomètres par jour ont été établis notam-
ment en considérant des trajets jusqu’à 22 ou 23 heures, une fréquence de passage
horaire, ou un nombre de passages plus important les dimanches et jours fériés. Le
nombre de véhicules de la flotte a été augmenté en conséquences.

Horizon Kilomètres
annuels

Kilomètres
jours ouvrables

Kilomètres
dimanches et jours fériés

Nombre
de bus

Actuel 7,917 M [204] 24 000 11 200 94 [204]
2030 8,980 M 27 000 12 600 105

Table 4.9 – Comparaison des spécificités du réseau étudié.

En combinant ces données kilométriques ainsi que les données de consommation
précédentes, il est possible d’obtenir une consommation journalière des véhicules.
Cette demande peut ensuite être modélisée, en utilisant une profil tiré de [174] et
en l’adaptant selon les contraintes locales (heures de travail principalement). On
supposera un total de trois distributeurs d’hydrogène par station, et deux stations
de ravitaillement sur l’île.
Pour localiser ces stations, on s’intéresse aux zones de l’île avec le plus de terminus
de lignes. Dans ces zones, on sélectionne les postes source avec le plus de puissances
de production électrique installées. Ainsi, une station sera située dans le Sud et
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l’autre dans le Nord.
Modéliser davantage de stations entraîne une répartition de la demande et une ré-
partition des puissances des électrolyseurs/compresseurs. Seules les capacités des
stockages peuvent varier, en fonction du poste source où est modélisé la station de
ravitaillement (demande électrique et puissances installées de production d’électri-
cité varient selon le poste). Le profil de charge sur une des deux stations en jour
ouvrable, dans le cas d’une demande pour des autocars à pile à combustible, est
visible sur la Figure 4.7.
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Figure 4.7 – Consommation en hydrogène sur une des deux stations de ravitaillement des autocars
avec PAC sur un jour ouvrable.

4.4.2 Comparaison économique
Les résultats du dimensionnement des installations, obtenu grâce au modèle d’op-

timisation mis en place, sont détaillés dans la Table 4.10. Le mix électrique optimisé
sera détaillé plus loin, pour l’évaluation de l’impact carbone de celui-ci. Les besoins
en stockages batteries obtenus lors des optimisations ne seront pas détaillés pour ce
cas d’étude.

Scénario Électrolyseurs Compresseurs Stockages H2

Autocars PAC 3,06 MW / station
Total : 6,12 MW

2,04 MW / station
Total : 4,08 MW

2,23 tH2 / station
Total : 4,46 tH2

Table 4.10 – Résultats du dimensionnement des infrastructures hydrogène dans le cas des auto-
cars.

Il est important de noter que la taille des technologies est directement proportion-
nelle à la demande totale d’hydrogène sur l’île. Pour un même nombre de stations,
si la demande est divisée par deux, la taille des technologies sera divisée par deux.
Toutefois, si le nombre de stations devait changer (par exemple, 3 stations installées
ou 4), le stockage total d’hydrogène installé variera légèrement.
Sur chaque station hydrogène, les mêmes dimensionnements sont obtenus, la de-
mande totale étant la même. On constate que dans les deux scénarios, une capacité
de stockage de plus de deux tonnes d’hydrogène serait nécessaire. Cela implique
des procédures administratives lourdes en France, car un tel projet doit faire l’objet
d’une autorisation. Il pourrait donc être plus avantageux d’installer davantage de sta-
tions de ravitaillement afin de répartir la consommation et de réduire les procédures
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administratives. Une autre solution pourrait être la suppression de la contrainte
minimisant la taille des stockages afin d’assurer un seuil critique d’approvisionne-
ment (Eq. 4.7 et 4.8). Enfin, une dernière solution pourrait être l’évolution de la
réglementation actuelle, en prenant l’exemple de l’Allemagne, où le stockage d’hy-
drogène peut atteindre 3 tonnes sur le même site avant de nécessiter des procédures
plus lourdes [221].

Les données concernant les investissements nécessaires pour l’achat de nouveaux
autocars ou pour une opération de rétrofit sont détaillés dans la Table 4.11.

Paramètre Valeur Unité Référence
Rétrofit hydrogène 400 k€ Fabricant
Nouveau hydrogène 620 k€ [174]
Rétrofit électrique 300 k€ [222]
Nouveau électrique 440 k€ [220]
Maintenance autocar 0,11 €/km [158]

Table 4.11 – Paramètres économiques pour le calcul du TCO pour les autocars. Le coût de
maintenance est le même pour les deux types de véhicules.

Les données économiques concernant les infrastructures nécessaires pour la re-
charge ou le ravitaillement des autocars sont détaillées dans la Table 4.12.

➾ Le terme « station électrique » regroupe la station de recharge au dépôt,
la connexion au réseau, la planification, ainsi que les coûts de transformateur. On
supposera qu’une station de ravitaillement en hydrogène comprend une station élec-
trique. Pour chaque scénario, deux stations électriques sont considérées, composées
de trois distributeurs.

➾ De même, pour la « station recharge rapide », les coûts de couplage au réseau
et de transformation sont pris en compte. Dans les deux scénarios Rétrofit élec-
trique et Nouveau électrique, six stations de recharge rapide sont modélisées aux six
principaux arrêts du réseau.

➾ Le prix de l’électricité a été pris à 0,1166 €/kWh. Il s’agit du prix moyen actuel
de l’électricité pour les collectivités territoriales qui souscrivent à une puissance
significative (supérieure à 250 kVA). Ce choix a été fait car ce prix est commun à tous
les territoires français grâce au principe de péréquation tarifaire, et son évolution
dans le temps est difficile à prévoir.

Les résultats obtenus sont visibles dans la Table 4.13. Pour rappel, les coûts de
carburant et de maintenance, ainsi que les kilomètres parcourus, sont évalués sur
huit ans.
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Technologie Paramètre Valeur Unité Source
Électrolyseur CAPEX 410 €/kW [180]

O&M variable 0,154 €/kWh [196]
O&M fixe 2 % CAPEX / an [180]

Compresseur CAPEX 550 €/kW [180]
O&M fixe 4 % CAPEX / an [180]

Stockage hydrogène CAPEX 1350 €/kgH2 [218]
O&M fixe 3 % CAPEX / an [158]

Distributeur hydrogène CAPEX 65 k€ [174]
O&M fixe 3 % CAPEX / an [174]

Station électrique CAPEX 34 k€ [158]
Borne de recharge électrique CAPEX 35 k€ [220]

O&M variable 0,14 €/kWh [158]
Station recharge rapide CAPEX 515,5 k€ [158]

O&M fixe 5 k€/an [158]

Table 4.12 – Paramètres économiques pour le calcul du TCO pour les infrastructures des autocars.

Scenario Conso. moyenne Autonomie Conso. annuelle TCO
Rétrofit électrique 178,5 kWh/100km 110 km max. 16 GWh 1,16 €/km
Nouveau électrique 178,5 kWh/100km 210 km max. 16 GWh 1,39 €/km
Rétrofit hydrogène 11,4 kgH2/100km 320 km 50,4 GWh 2,54 €/km
Nouveau hydrogène 11,4 kgH2/100km 650 km 50,4 GWh 2,91 €/km

Table 4.13 – Résultats de la comparaison économique des différents scénarios d’autocars.

Le coût total de possession calculé montre une nette différence entre une utilisation
de l’hydrogène ou non. Dans le cas de la flotte d’autocars étudiée, une flotte utilisant
de l’hydrogène aurait un TCO en euros par kilomètre environ deux fois plus élevé que
celui d’une flotte entièrement électrique. Ce résultat valide l’optimalité économique
d’un parc composé à la fois de véhicules à batterie et à pile à combustible, afin de
réduire le coût total de possession d’un parc composé exclusivement de ces derniers.
Les détails de ces coûts sont présentés avec la Figure 4.8.
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Figure 4.8 – Répartition du TCO de la flotte d’autocars.
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La principale différence entre les deux technologies réside dans le coût de l’alimen-
tation des véhicules. En effet, celle des véhicules à hydrogène nécessite plus d’élec-
tricité, à cause du rendement plus faible : la demande énergétique annuelle est trois
fois plus importante. Comme ce critère de TCO est évalué à partir des kilomètres
parcourus, les résultats obtenus dépendent de la configuration du réseau et des lignes.
Compte tenu de la différence importante obtenue entre le TCO d’autocar à hydro-
gène et celui d’un autocar à batterie, une analyse de sensibilité a été réalisée pour
identifier les paramètres ayant la plus grande influence sur ce critère, et ainsi étudier
l’évolution possible des résultats obtenus dans les années à venir.
Sachant que la moitié du TCO provient de l’approvisionnement en carburant, cette
analyse est réalisée sur la consommation énergétique du véhicule (paramètre qui
influence également le dimensionnement des infrastructures), le prix de l’électricité
et le coût d’exploitation de l’électrolyseur.
Un autre paramètre est également étudié comme source d’incertitude dans la modé-
lisation : le coût d’investissement de l’opération de rétrofit. Les résultats de l’analyse
de sensibilité sont détaillés dans la Figure 4.9.
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Figure 4.9 – « Tornado chart » sur le TCO d’un autocar du scénario Rétrofit hydrogène, montrant
une analyse de sensibilité de ± 15 % sur différents paramètres.

Comme attendu, la consommation moyenne des véhicules est le paramètre qui a le
plus d’impact sur le coût total de possession. Pour obtenir un TCO équivalent à
celui de nouveaux véhicules électriques, si seule la consommation des véhicules à
hydrogène variait, il faudrait une réduction de 66 % de la consommation, soit une
consommation de 3,7 kgH2/100 km. Comme nous l’avons vu plus haut, la consom-
mation peut être réduite, mais probablement pas à un tel niveau. Pour que le coût
total de possession soit compétitif, le rendement complet de la chaîne hydrogène
devra diminuer : c’est en effet en raison d’un rendement plus faible que celui de la
solution batterie, que la différence de consommation énergétique est aussi notable.

La décision de calculer le TCO sur une période de huit ans peut être remise en
question. Cette durée a été sélectionnée pour permettre la comparaison entre les
opérations de rétrofit et les achats de véhicules neufs. Dans le cas d’une étude à plus
long terme, davantage de données seraient nécessaires, comme le remplacement des
technologies dans les véhicules (batterie, pile à combustible).
Toutefois, les résultats obtenus sont cohérents avec ceux de l’étude [160], qui compare
les autobus électriques (TCO de 1,45 €/km) et les autobus à pile à combustible
(TCO de 2,7 €/km) sur une période de 14 ans. D’autres études comparatives entre
l’électricité et l’hydrogène montrent des résultats très différents pour l’hydrogène,
comme [158] (TCO d’environ 0,9 €/km pour les autobus électriques et d’environ
1,4 €/km pour les autobus à pile à combustible). Cela pourrait être dû à la plus
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faible consommation énergétique des véhicules à hydrogène (8 kgH2/100km), mais
d’autres paramètres pourraient influer, expliquant la différence de ratio entre le
TCO des véhicules hydrogène et celui des véhicules électriques à batteries (56 %
dans l’article, 89 % ici).

4.4.3 Comparaison environnementale
Avant de présenter les résultats du calcul du GWP, les impacts obtenus pour la

phase de transport des technologies sont présentés dans la Table 4.14.
On suppose que tous les éléments des nouveaux autocars à hydrogène doivent s’arrê-
ter au Portugal, lieu de fabrication des véhicules considérés dans la présente étude.
Comme attendu, cette étape n’a qu’un faible impact sur l’ensemble du GWP. Ainsi,
pour chaque cas, l’impact impliqué par le moyen de transport le plus défavorable
(transport par camion) est affiché dans la Table 4.14, et est considéré pour la suite
des calculs.

Technologie Application Pays d’origine GWP transport
Batterie LFP Rétrofit électrique France 0,886 kgCO2eq/kWh
Batterie LFP Nouveau électrique Chine 1,962 kgCO2eq/kWh
Batterie NMC Rétrofit hydrogène France 0,717 kgCO2eq/kWh
Batterie NMC Nouveau hydrogène Turquie 4,418 kgCO2eq/kWh
PAC Rétrofit hydrogène France 0,269 kgCO2eq/kW
PAC Nouveau hydrogène Japon 3,426 kgCO2eq/kW
Stockage H2 Rétrofit hydrogène Corée du Sud 0,270 kgCO2eq/kWh
Stockage H2 Nouveau hydrogène Japon 1,590 kgCO2eq/kW

Table 4.14 – Données calculées de la phase de transport du GWP.

Les données de la Table 3.9 du Chapitre 3 sont utilisées avec le mix électrique
simulé, détaillé dans la Table 4.15. L’impact du mix électrique ainsi obtenu est de
123,3 gCO2/kWh.

Technologie GWh
PV 777
Eolien onshore 153
Hydraulique 797
Biomasse 1 197
Biogaz 210

Table 4.15 – Mix électrique résultant de la simulation du système avec les scénarios 100 % EnR
2030 et consommation EE, ainsi qu’une demande en hydrogène pour le cas autocars.

Les résultats obtenus pour le calcul du GWP sont visibles dans la Table 4.16.
La colonne présentant le GWP sans la phase d’exploitation du véhicule concerne
seulement un seul véhicule de la flotte, tandis que la colonne prenant en compte
l’exploitation concerne l’ensemble de la flotte sur huit ans.
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Scenario GWP sans exploitation GWP avec exploitation
Rétrofit électrique 24,6 tCO2eq 28,4 kgCO2eq/100km
Nouveau électrique 48,5 tCO2eq 32,3 kgCO2eq/100km
Rétrofit hydrogène 25,8 tCO2eq 81,1 kgCO2eq/100km
Nouveau hydrogène 51,6 tCO2eq 85,3 kgCO2eq/100km

Table 4.16 – Résultats de la comparaison environnementale du cas des autocars.

L’impact de la phase d’exploitation pendant huit ans est bien plus important que
l’impact des autres étapes : si le GWP n’est pas ramené au nombre de kilomètres
parcourus, il faut compter un peu moins de 200 tCO2eq pour les scénarios électriques
à batterie, et environ 500 tCO2eq pour les scénarios hydrogène. L’importance de la
phase d’exploitation est visible dans la Figure 4.10, où la composition du GWP de
tous les scénarios est détaillée.
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Figure 4.10 – Répartition du GWP d’un autocar.

En ce qui concerne un véhicule avec rétrofit hydrogène, son GWP est inférieur à
celui d’un véhicule électrique neuf, en ne considérant que les technologies qui le
composent, mais devient significativement supérieur en prenant en compte la phase
d’exploitation sur huit ans. Ces résultats montrent l’importance d’avoir un mix élec-
trique décarboné, une faible consommation des autocars et un rendement élevée de
la chaîne de production d’hydrogène.
En effet, tous ces paramètres sont à l’origine de l’impact plus important des véhi-
cules à hydrogène sur la phase d’exploitation ; si le mix électrique utilisé avait un
impact carbone de 10 gCO2eq/kWh, le GWP global des deux véhicules (hydrogène
rétrofité et nouveau véhicule électrique) serait équivalent.
Si aucune étape de recyclage n’était envisagée dans chaque scénario, le GWP des
technologies dans le cas Rétrofit hydrogène serait de 30,6 tCO2eq, 59,3 tCO2eq
dans le cas Nouveau hydrogène, 43,9 tCO2eq dans le scénario Rétrofit électrique
et 86,1 tCO2eq dans le scénario Nouveau électrique. Cela montre l’importance de
prendre en compte le recyclage des batteries lors de l’étude du développement de
nouveaux véhicules. Pour rappel, bien que cette filière soit encore naissante, la phase
de recyclage aura un impact sur l’extraction et la production de matières premières,
en utilisant des matériaux recyclés.

Les résultats obtenus peuvent être comparés à ceux de [167]. Dans cet article,
les auteurs proposent plusieurs scénarios, en considérant différentes consommations
des véhicules et différents mix électriques. Un scénario en particulier est similaire à
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la présente étude, avec une consommation des véhicules proche (120 kWh/100 km
et 9 kgH2/100 km), ainsi qu’une composition du mix électrique proche (moitié so-
laire - moitié biomasse avec capture du CO2). Dans ce scénario, le GWP est égal à
26,9 kgCO2eq/100km pour les véhicules électriques à batteries, et a une valeur de
99,2 kgCO2eq/100km pour les véhicules avec pile à combustible.

D’autres impacts environnementaux tels que les émissions polluantes d’oxyde
d’azote, d’oxyde de carbone, d’hydrocarbures ou de particules fines auraient pu être
quantifiés. Des coûts indirects pourraient également être pris en compte, par exemple
sur le système de santé [223].
Enfin, la consommation en eau des autocars hydrogène a été évaluée. Avec une
donnée de 11 litres d’eau nécessaires pour produire 1 kg d’hydrogène [224], 10 621 m3

seraient nécessaires pendant un an pour alimenter l’ensemble de la flotte d’autocars.
Cela représente environ 0,7 % des besoins quotidiens de l’île (approvisionnement
en eau potable, irrigation, industrie). Ce critère peut donc être considéré comme
négligeable.

4.5 Ligne ferroviaire
Le deuxième cas d’application concerne l’installation d’un train sur l’île. Entre

la fin du XIXème siècle et celle du XXème siècle, un chemin de fer était exploité à
La Réunion. Celui-ci permettait un transport de marchandises et de personnes. En
raison de coûts d’entretien élevés et du développement de la place de la voiture, le
train a été stoppé, et les lignes démontées.
Depuis lors, la question de la réinstallation d’une ligne ferroviaire est fréquente.
Le dernier projet en date, un tram-train électrique faisant le tour de l’île (voir
Figure 4.11), a été abandonné en 2010 au profit de la construction de la Nouvelle
route du Littoral [225].

Figure 4.11 – Tracé du projet de tram-train abandonné en 2010. Carte produite avec QGIS.

De nombreux Réunionnais souhaitent qu’un tel projet se concrétise un jour à La
Réunion. Le développement d’une ligne ferroviaire est souvent évoqué lors des consul-
tations publiques sur le sujet de la mobilité [149,226].
L’installation d’un train à hydrogène permettrait d’éviter l’électrification de la ligne
ferroviaire, ce qui éviterait des coûts supplémentaires voire quelques problématiques
potentielles liées au terrain.
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Cette étude suit la même méthodologie que pour l’application autocars : une
comparaison sur un critère économique (TCO) sera faite, puis l’impact environne-
mentale des technologies sera évalué. Cependant, l’horizon simulé ici est l’horizon
2050 ; un tel projet de transformation du territoire n’est pas envisageable d’ici 2030,
et devra se construire sur le long terme.

4.5.1 Projections de consommation
En l’absence de profils de vitesse réels, une donnée de consommation de tests

effectués en Allemagne est utilisée [227] : une consommation de 20 kgH2/100km
pour un train hydrogène avec pile à combustible est supposée. Le kilométrage du
projet initial est repris, soit une ligne d’une distance de 146 km. Des hypothèses ont
été faites sur le nombre de trajets par jour : en supposant un départ toutes les 30
minutes de 5h30 à minuit, 11 096 km seraient parcourus par jour.
Afin de proposer une recharge des trains tous les deux jours, on choisira un nombre
de 26 rames pour la simulation, parcourant ainsi chacune environ 440 km par jour.
La Table 4.17 détaille les technologies embarquées dans un train hydrogène. À l’aide
de la capacité du stockage hydrogène embarqué et de la consommation choisie,
l’autonomie du train est estimée à 900 km. Une seule recharge suffirait donc pour
deux jours de fonctionnement.

Technologie PAC Stockage H2 Batterie Source
Train hydrogène 396 kW 180 kgH2 111 kWh (NMC) [228]

Table 4.17 – Détail des technologies présentes dans un train hydrogène.

Deux stations de ravitaillement sont modélisées, une à chaque extrémité de la
ligne ferroviaire. Un ravitaillement des rames en début de journée est supposé [227].
Chaque jour, treize trains sont alimentés, sept dans le Sud, et six dans le Nord.
Cette hypothèse a été faite afin de répartir la demande énergétique. D’après les
essais effectués en Allemagne, un train peut être ravitaillé en 15 minutes [227]. On
supposera que quatre trains sont ravitaillés entre 5 et 6h sur les deux stations, puis
de 6h à 7h trois trains sont ravitaillés dans le Sud, et deux dans l’Est. Le profil de
charge sur une des deux stations est visible sur la Figure 4.12.

03:00 06:00 09:00 12:00 15:00 18:00 21:00
 

0

100

200

300

400

500

600

700

Co
ns

om
m

at
io

n 
(k

gH
2)

Figure 4.12 – Consommation en hydrogène du cas ferroviaire sur une des deux stations de ravi-
taillement.
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4.5.2 Résultats des simulations
De la même manière que dans le cas des autocars, le TCO du train hydrogène est

calculé, puis comparé à celui d’un train électrique relié à un caténaire. L’autonomie
des trains à batterie n’est aujourd’hui pas suffisante pour que cette solution soit
considérée ici. Du biberonnage aux stations pourrait cependant être mis en place.
Les résultats du dimensionnement, obtenus avec les données de consommation pré-
cédemment présentées, sont détaillés dans la Table 4.18.

Électrolyseurs Compresseurs Stockages H2
Avec CF Sans CF Avec CF Sans CF Avec CF Sans CF

Station Sud 2,92 MW 3,36 MW 1,94 MW 2,24 MW 2,40 tH2 2,39 tH2
Station Est 2,5 MW 2,78 MW 1,67 MW 1,85 MW 2,12 tH2 2,05 tH2
Total 5,42 MW 6,14 MW 3,61 MW 4,09 MW 4,52 tH2 4,44 tH2

Table 4.18 – Résultats du dimensionnement des infrastructures hydrogène dans le cas du train.

Comme attendu, des installations plus grandes sont nécessaires sur la station du
Sud, la demande énergétique étant plus importante. L’impact du facteur de charge
des électrolyseurs et compresseurs a été évalué (Eq. 4.4). Sans contrainte sur le
fonctionnement minimal de ces installations, leur capacité nominale est plus impor-
tante, et leur fonctionnement plus intermittent, comme le montre la Figure 4.13.
Cette contrainte a très peu d’impact sur les stockages hydrogène, et aucun impact
dans le cas présent sur le renforcement des lignes du réseau électrique ainsi que sur
le besoin en batteries additionnelles à chaque poste source.
De même que dans le cas des autocars, de larges stockages hydrogène sont néces-
saires aux deux stations de recharge. La ligne de train possédant deux terminus,
il ne serait pas ici intéressant de rajouter des stations pour répartir la production
d’hydrogène. Cependant, sur le long terme, le transport de l’hydrogène pourrait être
développé, que ce soit par pipeline ou par camion. Cela permettrait de réduire le
besoin de stockage à un seul endroit.
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Figure 4.13 – Monotone de production de l’électrolyseur d’une des deux stations du cas ferroviaire,
dans le cas d’une simulation avec facteur de charge à 0,9, et dans le cas d’une simulation sans.
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Comme il n’existe plus de chemin de fer sur l’île, le calcul du TCO est effectué sur
toute la durée de vie d’un train à hydrogène, à savoir quinze ans [181]. La différence
de la durée de vie d’un train électrique, estimée à 20 ans [180], sera prise en compte
dans le facteur de récupération du capital. Les coûts des infrastructures sont tirés
d’un projet français [229] et doublés pour tenir compte des coûts d’importation et
des potentiels problèmes liés au relief local.
Les données utilisées sont résumées dans la Table 4.19. Les coûts des infrastructures
hydrogène sont les mêmes que dans la Table 4.12, sauf s’ils sont spécifiés dans la
Table 4.20. Dans cette dernière, des coûts projetés pour 2050 sont détaillés.

Paramètre Valeur Unité Source
Train hydrogène 4 M€ [230]
Train électrique câblé 3,4 M€ [230,231]
Maintenance train hydrogène 0,72 €/km [181]
Maintenance train électrique câblé 2,8 €/km [180]
Rail 2 M€/km [229]
Électrification rail 1 M€/km [231]
Maintenance électrification rail 5,25 €/m [180]

Table 4.19 – Paramètres pour la comparaison des TCO du cas ferroviaire.

Technologie Paramètre Valeur Unité Source
Électrolyseur O&M variable 0,184 €/kWh [196]
Compresseur CAPEX 400 €/kW [180]
Stockage hydrogène CAPEX 733 €/kgH2 [36]

Table 4.20 – Paramètres économiques pour le calcul du TCO pour les infrastructures hydrogène
variant entre 2030 et 2050.

Les résultats de comparaison de TCO entre train hydrogène et train électrique
câblé sont détaillés dans la Table 4.21. Dans le cas d’étude présent, les deux TCO,
aux alentours de 13 €/km, sont très proches. La répartition des coûts est visible en
Figure 4.14.

Scenario Conso. moyenne Autonomie Conso. annuelle TCO
Hydrogène 20 kgH2/100km 900 km 44 GWh 13,25 €/km
Électrique relié 500 kWh/100km [231] - 20 GWh 13,56 €/km

Table 4.21 – Résultats de la comparaison économique du cas ferroviaire.

Cette répartition est inégale entre les différents paramètres. Pour le cas du train
électrique câblé, la maintenance des rames ainsi que l’électrification de la ligne re-
présentent une forte dépense. Dans le cas du train hydrogène, le carburant coûte le
plus cher, en raison d’une forte consommation énergétique et de la prise en compte
du coût de fonctionnement de l’électrolyseur. Les deux coûts obtenus avec les para-
mètres décrits étant très proches, il est possible de conclure qu’une baisse du facteur
de maintenance du train électrique ou des caténaires entraînerait une baisse du TCO
de la solution correspondante. Celle-ci serait alors plus intéressante sur un critère
économique.
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Figure 4.14 – Répartition du TCO du cas ferroviaire.

Le TCO obtenu est cohérent avec celui de [181] : dans cette étude, un TCO de
12,1 €/km est obtenu pour un train doté d’une pile à combustible. La répartition
des coûts est aussi similaire pour ce qui concerne l’investissement dans les rames
(3,23 €/km) ou le coût du carburant (3,12 €/km). Des différences notables sont ce-
pendant observées pour l’investissement dans la station hydrogène (0,43 €/km) ou
les activités de maintenance (2,64 €/km). D’autres coûts sont pris en compte dans
l’étude, comme des coûts de dépréciation et de main d’œuvre. Finalement, le TCO
d’un train électrique câblé est nettement supérieur à celui obtenu ici (44,9 €/km).

Afin d’estimer le GWP de la solution hydrogène dans le cas ferroviaire, la même
méthodologie que dans le cas précédent est suivie. Les données de la Table 3.9
du Chapitre 3 sont utilisées avec le mix électrique simulé, détaillé en Table 4.22.
L’impact du mix électrique ainsi calculé est de 80,2 gCO2/kWh.

Technologie GWh
PV 1 578
Eolien onshore 203
Eolien offshore 143
Hydraulique 1 198
Biomasse 963
Biogaz 154
ETM 110
Géothermie 174

Table 4.22 – Mix électrique résultant de la simulation du système avec le scénario Combiné 2050
et une demande en hydrogène pour le cas ferroviaire.

Les résultats finaux obtenus sont détaillés dans la Table 4.23. L’impact du fonc-
tionnement du train électrique relié a été estimé en supposant une consommation
de 5 kWh/km [231].
Ceux-ci sont relativement proches par rapport à ceux obtenus dans le cas des au-
tocars, bien que légèrement supérieurs (Table 4.16). La colonne présentant le GWP
sans la phase d’exploitation du véhicule concerne un seul véhicule de la flotte, tandis
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que la colonne prenant en compte l’exploitation concerne l’ensemble de la flotte sur
quinze ans. Si ce deuxième GWP n’est pas ramené au nombre de kilomètres parcou-
rus, il faut compter plus de 2 000 tCO2eq pour l’évaluation du GWP sur un train
hydrogène, prenant en compte l’exploitation sur quinze ans, ainsi que l’extraction
des matières premières, la production, le transport, le recyclage et la fin de vie des
technologies PAC, batterie et réservoir hydrogène embarqués.
L’impact de la phase de transport des technologies n’a ici pas été détaillé : pour
une PAC, un réservoir hydrogène et une batterie venant d’Allemagne, les impacts
du transport sont respectivement de 197 kgCO2eq, 1,4 tCO2eq et 173 kgCO2eq. Si
aucune étape de recyclage n’était envisagée, le GWP du train hydrogène serait de
87,6 tCO2eq.
Une nouvelle fois, la différence importante entre les deux technologies se trouve dans
la différence de consommation, et donc dans le plus faible rendement de la solution
hydrogène.

Scenario GWP sans exploitation GWP avec exploitation
Train hydrogène PAC 78,6 tCO2eq 90,8 kgCO2eq/100km
Train électrique cablé - 40,1 kgCO2eq/100km

Table 4.23 – Résultats du GWP de l’application ligne ferroviaire. Les technologies embarquées
dans le train électrique relié ne sont pas prises en compte.

La consommation en eau de la production d’hydrogène pour alimenter les trains
de la ligne ferroviaire est évaluée. Avec une donnée de 11 litres d’eau nécessaires
pour produire 1 kg d’hydrogène [224], 9 395 m3 seraient nécessaires pour une année
de fonctionnement. Cela représente environ 0,6 % des besoins quotidiens de l’île
(approvisionnement en eau potable, irrigation, industrie). Ce critère peut donc être
négligé.

4.6 Carburants alternatifs pour le secteur
maritime

Afin d’atteindre l’autonomie énergétique d’un territoire insulaire, les carburants
fossiles utilisés pour le secteur maritime, entièrement importés, doivent être rem-
placés. Après avoir comparé plusieurs solutions alternatives aux carburants fossiles
utilisés actuellement, l’e-ammoniac a été choisi pour la présente étude, car pouvant
être produit principalement à partir de ressources locales, et étant envisagé pour la
transition du secteur par la plupart des études existantes.

Dans un premier temps, l’estimation de la consommation électrique nécessaire
pour la production d’e-ammoniac sur le long terme sera détaillée. La méthodologie
suivie est visible en Figure 4.15.
Pour rappel, l’étude de carburants alternatifs pour le secteur maritime se fait sur
l’horizon 2050. Une telle transition totale du secteur sur le moyen terme semble
difficilement réalisable, bien que quelques projets soient prévus pour 2030 en Afrique
et en Australie [193].
Dans un second temps, les impacts sur le réseau local de La Réunion seront analysés.
Aucune évaluation économique ou environnementale ne sera faite, en raison des
fortes incertitudes entourant la transition du secteur maritime.
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Conso. unitaire H2 et élec.  

Demande éner. horaire

Demande H2 et 
élec. horaire

Demande éner. annuelle

Figure 4.15 – Méthodologie d’estimation de la demande énergétique liée au secteur maritime.

4.6.1 Estimation de la consommation énergétique
Afin de produire du e-ammoniac, seuls de l’hydrogène et du diazote sont néces-

saires. La réaction chimique utilisée est la suivante, aussi appelé procédé de Haber-
Bosch :

N2 + 3 H2 2 NH3 (4.19)
Dans la présente étude, l’hydrogène est produit via électrolyse de l’eau à par-
tir d’électricité du réseau. Une consommation de 11 L d’eau pour produire 1 kg
d’hydrogène [224] est supposée, de même qu’un rendement de l’électrolyseur de
50 kWh/kgH2 [196]. Concernant la production de diazote, on supposera une consom-
mation moyenne de 0,8 kWh par kilogramme d’azote liquide produit par procédé
cryogénique [193].
La Figure 4.16 résume les besoins énergétiques pour la production d’une tonne d’e-
ammoniac.

N2

NH3

H2

H2O

0,82 t

1 t

e-

0,18 t

1,98 m3

e-0,66 MWh

8,91 MWh

Figure 4.16 – Schéma de la production d’e-ammoniac à partir d’hydrogène et de diazote. Les
consommations en eau et en électricité sont issues d’hypothèses sourcées.

Pour estimer l’efficacité énergétique du e-ammoniac, il est possible de calculer sa
consommation électrique en MWhé/MWh. À partir de la figure précédente, une
consommation de 1,82 MWhé/MWh a été obtenue en considérant une densité
énergétique de l’ammoniac de 11,47 MJ/L et une densité volumique de 610 kg/m3

[232]. Pour estimer la consommation électrique totale du secteur, il suffit ainsi de
connaître les besoins énergétiques de celui-ci.

Afin d’estimer ceux-ci sur le long terme, on s’intéresse aux données de consom-
mation annuelles de 2019, principalement en gazole et en super sans plomb. En
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2019, le secteur maritime a consommé 15,1 ktep de ces carburants fossiles [233]. On
supposera une consommation en baisse sur le long terme, atteignant une diminution
de 25 % à l’horizon 2050. En effet, l’importation d’essence, de fioul lourd, de gazole,
de GPL, de kérosène et de charbon représentait 25 % des importations en 2019.
Si l’autonomie énergétique venait à être atteinte, toutes ces importations seraient
réduites à zéro. Les autres mouvements au port représentent des importations et
exportations de denrées alimentaires, de véhicules, de matériaux de construction, ou
encore des produits manufacturés.
En raison de l’incertitude encore existante sur le sujet, on supposera un rendement
de combustion du e-ammoniac proche de celui des carburants fossiles utilisés ac-
tuellement. Ainsi, un besoin annuel de 11,3 ktep sera supposé pour les simulations.
Avec le rendement énergétique obtenu précédemment, cela représente 240 GWhé
supplémentaires à fournir chaque année.

Afin d’obtenir une répartition mensuelle de l’énergie nécessaire, représentative
des variations du trafic maritime au cours de l’année, les données statistiques men-
suelles de la société Port Réunion sont utilisées. Il est ainsi possible de répartir le
besoin annuel précédemment évoqué en besoin mensuel.
Finalement, avec la consommation électrique du e-ammoniac précédemment calcu-
lée, il est possible d’obtenir une estimation de la consommation électrique mensuelle
pour la production d’e-ammoniac. En supposant une répartition égale sur chaque
jours du mois, les différentes données journalières sont représentées en Figure 4.17.
Sur celle-ci, les besoins énergétiques en tep d’e-ammoniac sont représentés, ainsi que
leur équivalent en demande électrique.

Janvier
Février

Mars Avril Mai Juin
Juillet

Août

Septembre
Octobre

Novembre

Décembre

Mois

0
5

10
15
20
25
30
35

Co
ns

o.
 é

ne
rg

ét
iq

ue
 jo

ur
na

liè
re

 (t
ep

)

525
550
575
600
625
650
675
700

De
m

an
de

 é
le

c.
 jo

ur
na

liè
re

 (M
W

h)Consommation énergétique Demande électrique

Figure 4.17 – Évolution de la consommation du secteur maritime sur une journée pour chaque
mois de l’année. Sur l’axe de gauche, les besoins énergétiques en tep d’e-ammoniac sont représentés,
leur équivalent en demande électrique se trouvant sur l’axe de droite.

En moyenne, pour une répartition uniforme sur chaque heure de la journée, les be-
soins du secteur maritime représentent une consommation électrique d’une trentaine
de mégawatts. En utilisant la donnée de consommation en eau pour la production
d’hydrogène précédemment évoquée, environ 65 000 m3 seraient nécessaires à l’année.
Cela représente 4 % des besoins journaliers de La Réunion (1,5 millions de m3 [234]).

Le port de La Réunion étant situé sur la côte Nord-Ouest de l’île, on attri-
bue la totalité de la demande électrique et hydrogène à un seul poste source. Il
s’agit du poste source Marquet, utilisé aujourd’hui principalement pour la centrale
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Diesel convertie récemment à la biomasse liquide. La consommation journalière pré-
cédemment décrite est répartie de manière égale sur chaque heure de la journée.
En effet, les heures de ravitaillement des différents bateaux ne sont pas connues.
Cette hypothèse permet un dimensionnement minimal des installations nécessaires.
La demande horaire additionnelle à l’année sur le poste source concerné est visible
sur la Figure 4.18.
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Figure 4.18 – Demande énergétique horaire sur le poste source Marquet sur l’année simulée. La
demande électrique est liée à la production de diazote.

4.6.2 Résultats des simulations
Les résultats décrits ci-dessous ont été obtenus avec les paramètres de simu-

lation suivants : scénario 1 du projet BRIO concernant l’évolution du changement
climatique, scénario de puissances installées de production électrique Combiné 2050,
scénario de consommation électrique Tendanciel, parc de véhicules individuels entiè-
rement électrifié avec une recharge pilotable à 80 % et fonctionnement des réseaux
de bus urbains similaire à l’année 2017.
Dans la Table 4.24, l’influence des différentes contraintes ajoutées au problème d’op-
timisation a été étudiée (équations 4.4 à 4.8).

Électrolyseur Compresseur Stockage H2 Batteries Lignes
à renforcer

Eq. 4.4 à 4.8 28,3 MW 18,8 MW 30,7 tH2 1,3 GWh 2 lignes
Aucune 46,8 MW 31,2 MW 29,0 tH2 1,03 GWh 2 lignes
Eq. 4.4 28,3 MW 18,8 MW 17,0 tH2 1,3 GWh 2 lignes
Eq. 4.5 à 4.8 48,9 MW 32,6 MW 38,5 tH2 1,06 GWh 2 lignes

Table 4.24 – Résultats du dimensionnement du système avec une demande supplémentaire pour
la synthèse d’e-ammoniac.

On observe tout d’abord qu’avec les paramètres utilisés pour la simulation, il est
possible de fournir localement la demande supplémentaire modélisée pour le secteur
maritime. Cependant, de gros aménagements du réseau électrique local sont néces-
saires : en prenant en compte toutes les contraintes du problème d’optimisation, un
électrolyseur de 37,7 MW, un compresseur de 25,1 MW et un stockage hydrogène
de 40,9 tH2 seraient nécessaires. De plus, des quantités importantes de batteries aux
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postes source pourraient être nécessaires : jusqu’à 1,3 GWh pour toute l’île, avec des
stockages allant de quelques mégawatts à plus de 200 selon les postes source.
Ce résultat est identique aux cas de simulation sans demande hydrogène (voir Cha-
pitre 3). L’hydrogène n’a donc aucun impact sur les stockages batteries supplémen-
taires requis. Cependant, lors des simulations, deux lignes auraient besoin d’être
renforcées de quelques MVA. La première est située dans le Nord et la seconde dans
le Sud, près des deux principaux pôles de consommation d’électricité. L’hydrogène a
une nouvelle fois peu d’impact, ces deux lignes étant régulièrement à renforcer lors
des simulations (voir Chapitre 3).
Comme attendu, la contrainte sur le facteur de charge des technologies électrolyseur
et compresseur (équation 4.4) implique une baisse de leur capacité nominale, et un
fonctionnement moins intermittent.
Les contraintes sur le stockage hydrogène (équations 4.5 à 4.8) impliquent une aug-
mentation de sa capacité nominale. Si ces contraintes n’ont pas d’influence sur les
lignes à renforcer, elles peuvent en avoir sur le nombre de batteries additionnelles
optimisé : lorsque l’électrolyseur n’est pas contraint à fonctionner une certaine quan-
tité d’heure sur l’année, celui-ci fonctionne de manière intermittente, en suivant la
production d’électricité. Moins de batteries additionnelles sont requises dans ce cas.
Le diagramme des flux totaux induits sur l’année simulée est visible en Figure 4.19.

Une analyse de sensibilité a été menée sur l’influence de la demande électrique
annexe à la demande énergétique du e-ammoniac. Une simulation avec un scénario
de consommation EE réduit les contraintes sur le réseau et permet de baisser la taille
des stockages hydrogène. Une évolution du changement climatique selon le scénario
3 du projet BRIO (le plus pessimiste en termes d’évolution des émissions de CO2)
produit l’effet inverse, et le stockage hydrogène nécessaire est plus important. Dans
les deux cas, la taille de l’électrolyseur et du compresseur ne varie pas. De plus, les
deux mêmes lignes doivent être renforcées, toujours de quelques MVA.
Les deux autres scénarios de puissances installées de production électrique ont aussi
été testés. Si une simulation avec le scénario Intermittent implique une hausse de
la taille du stockage hydrogène, en raison de la part importante des énergies inter-
mittentes, le scénario Base permet lui une diminution des batteries supplémentaires
aux postes source.
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Géothermie

ETM

Electricité

Demande Tendanciel

VE

Bus urbains

Diazote
Hydrogène
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 Total électricité produite : 4796 GWh

Loading [MathJax]/extensions/MathMenu.jsFigure 4.19 – Diagramme de Sankey sur l’année simulée avec une demande en e-ammoniac pour le
secteur maritime. La première colonne concerne l’électricité produite, et ne représente pas l’énergie
primaire.
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Si une transition du secteur maritime semble réalisable localement, certains choix
pris ici peuvent être remis en question. En effet, si l’e-ammoniac a été choisi comme
carburant alternatif pour le secteur, celui-ci présente des inconvénients notables en
termes de santé humaine : des vapeurs toxiques et corrosives peuvent être observées,
pouvant provoquer des brûlures au niveau des voies respiratoires [193]. De plus, le
carburant est classé comme très toxique pour les organismes aquatiques [235]. Ainsi,
l’opinion publique pourrait s’opposer au développement de l’ammoniac, et d’autres
solutions devraient être alors envisagées pour la transition du secteur maritime (hy-
drogène pur ou méthanol par exemple).

4.7 Carburants alternatifs pour le secteur aérien
De même que pour le secteur maritime, pour permettre une autonomie éner-

gétique complète, les carburants du secteur aérien doivent pouvoir être produits
exclusivement localement.
Après avoir comparé plusieurs solutions alternatives aux carburants fossiles utilisés
actuellement, l’e-kérosène a été choisi pour la présente étude. Celui-ci peut être pro-
duit principalement à partir de ressources locales, et fait partie des solutions les plus
probables pour l’évolution du secteur aérien.
Dans un premier temps, l’estimation de la consommation en électricité nécessaire
pour la production d’e-kérosène sur le long terme sera détaillée. La méthodologie
suivie est visible en Figure 4.20. De même que dans le cas maritime, la présente
étude est menée sur le long terme.
Dans un second temps, les impacts sur le réseau local de La Réunion seront analy-
sés. Aucune évaluation économique ou environnementale ne sera faite, en raison des
fortes incertitudes entourant la transition du secteur aérien.

Conso. unitaire H2 et élec.  

Demande éner. horaire

Demande H2 et 
élec. horaire

Demande éner. annuelle

Figure 4.20 – Méthodologie d’estimation de la demande énergétique liée au secteur aérien.

4.7.1 Estimation de la consommation énergétique
Afin de produire du e-kérosène, seuls de l’hydrogène et du dioxyde de carbone

sont nécessaires. Les deux réactions chimiques impliquées sont les suivantes :
CO2 + H2 e-crude (4.20)

e-crude + H2 e-kerosene + naphta (4.21)
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Dans la première équation, le procédé de Fischer-Tropsch intervient après produc-
tion de CO à partir de CO2.
La deuxième équation décrit le raffinage de l’e-crude (pétrole de synthèse) créé par
hydrotraitement. Le naphta créé peut être utilisé dans la pétrochimie.
Dans la présente étude, l’hydrogène est produit via électrolyse de l’eau à partir
d’électricité du réseau. Les mêmes hypothèses que précédemment sont conservées,
à savoir une consommation en eau de 11 L/kgH2 et un rendement de l’électrolyseur
de 50 kWh/kgH2.
Concernant l’origine du dioxyde de carbone consommé, deux options sont possibles.
Celui-ci peut être capté à partir de fumées, ou capturé directement dans l’air. Le
premier procédé est plus efficace énergétiquement, puisqu’il implique une consom-
mation de 0,2 MWhé/tCO2 [194]. Cependant, celui-ci a un désavantage majeur :
une quantité suffisante de fumées doit être émise localement. Le second procédé,
très onéreux et encore peu développé aujourd’hui [236], implique une consommation
électrique plus élevée : 0,5 MWhé/tCO2 [194]. Ce procédé sera choisi pour notre cas
d’étude ; la justification de ce choix sera détaillée par la suite.
La Figure 4.21 résume les besoins énergétiques pour la production de 0,7 tonnes
d’e-kérosène. Plusieurs hypothèses ont été faites pour estimer les consommations
décrites sur la figure : une consommation du procédé de Fischer-Tropsch en hydro-
gène de 13,9 kWh/te-crude et en dioxyde de carbone de 3,2 tCO2/te-crude, un besoin
de 2 % en masse d’hydrogène pour le raffinage de l’e-crude, et enfin une sélectivité
de l’hydrotraitement de 0,7 [194].

Pour estimer l’efficacité énergétique du e-kérosène, il est possible de calculer sa
consommation électrique en MWhé/MWh. À partir de la Figure 4.21, il suffit d’esti-
mer l’énergie contenue dans une tonne de produit. On convertit d’abord la quantité
d’e-kérosène en ktep (on assimile l’e-kérosène au kérosène, soit 1 t = 1,045 tep), et
le tout est converti en joules puis en wattheures. Ainsi, on obtient une consomma-
tion énergétique de 2,75 MWhé/MWh. Pour estimer la consommation électrique
totale du secteur, il suffit ainsi de connaître les besoins énergétiques de celui-ci.

CO2

H2

e-crude e-kérosène

naphta

H2

H2O
H2O

1 t 0,7 t

e-

3,2 t

0,02 t

0,42 t

0,3 t

4,62 m3

0,22 m3

e-

e-1,60 MWh

21,06 MWh

1,01 MWh

Figure 4.21 – Schéma de la production d’e-kérosène à partir d’hydrogène et de dioxyde de carbone.
Les consommations en eau et en électricité sont issues d’hypothèses sourcées.

Afin d’estimer ceux-ci sur le long terme, on s’intéresse aux données de consom-
mation annuelles de 2019, principalement en kérosène. En 2019, le secteur aérien
a consommé 213,4 ktep de ce carburant fossile [233]. On supposera une consom-
mation stable sur le long terme. En raison de l’incertitude encore existante sur le
sujet, on supposera un rendement de combustion du e-kérosène proche de celui des
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carburants fossiles utilisés actuellement. Ainsi, un besoin annuel de 213,4 ktep sera
supposé pour les simulations. Avec le rendement énergétique obtenu précédemment,
cela représente 6 840 GWhé supplémentaires à fournir chaque année.

Afin d’obtenir une répartition mensuelle, représentative des variations du trafic
aérien au cours de l’année, les données de l’Observatoire Régional du Tourisme
ont été utilisées. Celles-ci décrivent les mouvements d’avions pour chaque mois de
l’année sur l’aéroport principal de l’île. Il est ainsi possible de répartir le besoin
annuel précédemment évoqué en besoin mensuel.
Finalement, avec la consommation électrique du e-kérosène précédemment calculée,
il est possible d’obtenir une estimation de la consommation électrique mensuelle pour
la production d’e-kérosène. En supposant une répartition égale sur chaque jours du
mois, les différentes données journalières sont représentées en Figure 4.22.

En moyenne, pour une consommation uniforme sur chaque heure de la journée,
les besoins du secteur aérien représentent une consommation électrique de plus de
700 MW. En utilisant la donnée de consommation en eau pour la production d’hy-
drogène précédemment évoquée, environ 1 400 000 m3 seraient nécessaires à l’année.
Cela représente la totalité des besoins de La Réunion sur une journée [234].
Ainsi, il est possible que d’autres solutions soient envisagées. Par exemple, si un
procédé de dessalement de l’eau de mer devait être mis en place, une consomma-
tion électrique supplémentaire devra être prise en compte. Sur le long terme, la
consommation de centrales de dessalement d’eau de mer par osmose inverse pour-
rait atteindre en moyenne 2,3 kWh/m3 [237]. Dans le cas présent, cela représenterait
une demande électrique annuelle supplémentaire de 3,22 GWh.
Par rapport aux besoins énergétiques de la production d’e-kérosène, cette demande
reste négligeable. Toutefois, les impacts environnementaux, tels que le rejet de sel
dans l’océan, pourraient être significatifs.
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Figure 4.22 – Évolution de la consommation du secteur aérien sur une journée pour chaque mois
de l’année. Sur l’axe de gauche, les besoins énergétiques en tep d’e-kérosène sont représentés, leur
équivalent en demande électrique se trouvant sur l’axe de droite.

Il est aussi possible d’estimer la quantité de dioxyde de carbone nécessaire à
l’année pour la production d’e-kérosène.
Pour produire 213,4 ktep de ce carburant, 934 ktCO2 doivent être utilisées. Cela re-
présente 23 % des émissions de CO2 issues de la combustion de produits énergétiques
à La Réunion en 2022 [18]. On suppose que l’on souhaite extraire ce dioxyde de car-
bone des fumées générées par la combustion d’éléments organiques.
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Pour estimer la masse de biomasse nécessaire pour produire 934 ktCO2, on utilise les
données suivantes ( [130], catégorie déchets de bois « adjuvantés ») : 296 kg de com-
bustible sont nécessaires pour produire 1 MWh thermique, ce qui émet 17,4 kgCO2eq.
Ainsi, environ 16 Mt de combustible seraient nécessaire pour émettre 934 ktCO2. À
titre de comparaison, en 2022, 0,4 Mt de bagasse locale ont été utilisées et 0,039 Mt
de pellets ont été importés pour la production d’électricité.
Ainsi, une utilisation de la biomasse locale telle qu’il en serait nécessaire sur le long
terme pour la production d’e-kérosène localement, semble difficilement réalisable.
Pour cette raison, on suppose une capture du dioxyde de carbone directement dans
l’air pour les simulations.

L’aéroport principal de La Réunion étant situé au Nord de l’île, on attribue la
totalité de la demande électrique et hydrogène à un seul poste source. Des puissances
horaires de plusieurs centaines de mégawatts étant impliquées, on suppose la création
d’un nouveau poste source à proximité de l’aéroport et du poste source de Sainte-
Marie.
On suppose aussi un total de trois lignes électriques reliant ce poste source : une
ligne reliant le poste le plus proche, Sainte-Marie, et deux lignes pour le relier aux
mêmes postes que ce dernier. Ces lignes sont supposées avec une capacité initiale
de 44,7 MVA, comme la grande majorité des autres lignes du réseau de transport de
l’île. Leur capacité pourra être étendue lors des simulations.

Finalement, la consommation journalière précédemment décrite est répartie de
manière égale sur chaque heure de la journée. En effet, les heures de ravitaillement
des différents avions ne sont pas connues. La demande horaire additionnelle à l’an-
née sur le poste source concerné est visible sur la Figure 4.23.
Au vu de l’importance des puissances horaires modélisées, la limitation de renfor-
cement des lignes électriques, initialement fixée à 88 MVA, est supprimée pour les
simulations de ce cas d’application.
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Figure 4.23 – Demande énergétique horaire sur le nouveau poste source sur l’année simulée. La
demande électrique est liée à la captation carbone.

4.7.2 Résultats des simulations
De la même façon qu’avec les carburants alternatifs pour le maritime, les simula-

tions ont été faites sur l’horizon 2050, avec une même base de scénario : scénario de
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puissances installées de production électrique Combiné 2050, scénario de consomma-
tion électrique Tendanciel, parc de véhicules individuels entièrement électrifié avec
une recharge pilotable à 80 % et fonctionnement des réseaux de bus urbains simi-
laire à l’année 2017. Si le sujet de la transition du secteur aérien est d’actualité, une
modification complète du système prendra un certain temps.
Comme cela a été précisé précédemment, l’utilisation du e-kérosène avec une consom-
mation du secteur aérien égale à celle de l’année 2019 implique une demande énergé-
tique de plus de 6 000 GWh localement. Pour rappel, la consommation électrique de
l’île était de 2 800 GWh en 2022 [18]. Sans surprise, il n’est pas possible de satisfaire
une telle demande énergétique avec des ressources uniquement locales. Ainsi, les
simulations suivantes ont été menées, afin d’envisager des solutions pour planifier la
transition du secteur aérien via la synthèse d’e-kérosène :

A. Dimensionnement d’une nouvelle centrale électrique.
B. Dimensionnement d’un parc éolien offshore.
C. Estimation de la quantité d’e-kérosène pouvant être produite à partir des res-

sources locales.

La première méthode (A) consiste à ne plus viser l’autonomie énergétique et à
synthétiser l’e-kérosène grâce à une nouvelle centrale installée sur l’île. Celle-ci, pou-
vant être thermique ou nucléaire, ne pourra pas être alimentée par des ressources
locales, en raison de la limitation de la filière biomasse et de l’absence d’autres types
de combustibles localement.
Pour estimer la taille de cette centrale, un élément Générateur est ajouté au modèle
sur le poste source de l’aéroport, avec des coûts de fonctionnement et d’investisse-
ment particulièrement élevés par rapport aux autres moyens de production, dans le
but d’obtenir une capacité minimale optimisée. Un facteur de charge de 80 % est
précisé pour ce générateur, simulant ainsi un fonctionnement proche de celui d’une
centrale électrique.
Les résultats obtenus sont décrits dans la Table 4.25. Il a été vu dans la section
précédente que l’utilisation ou non d’un facteur de charge pour les technologies
électrolyseur et compresseur a un impact notable sur les résultats obtenus. Une
simulation avec ce facteur de charge, et une simulation sans, sont donc décrites.

Centrale Électrolyseur Compresseur Stockage H2 Batteries Lignes
à renforcer

Avec CF 940 MW 810 MW 540 MW 540 tH2 900 MWh 6 lignes
jusqu’à 77 MVA

Sans CF 980 MW 1 GW 665 MW 420 tH2 100 MWh 11 lignes
jusqu’à 124 MVA

Table 4.25 – Résultats du dimensionnement du système avec une demande supplémentaire pour
la synthèse d’e-kérosène fournie par un générateur optimisé.

L’impact de la contrainte du facteur de charge de l’électrolyseur et du compresseur
est notable sur les résultats : contraindre le fonctionnement de ces installations
diminue leur capacité, de la même façon que dans les autres cas d’application. Les
besoins en stockage sont cependant nettement plus importants : + 30 % pour le
stockage hydrogène, + 800 % pour les batteries additionnelles aux postes source.
Cependant, comme l’énergie est stockée localement aux postes source grâce aux
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capacités de stockage importantes, les contraintes sur le réseau de transport sont
moindres, et moins de lignes nécessitent d’être renforcées.
Dans les deux cas simulés, opter pour une telle solution de décarbonation du secteur
aérien entraîne une nécessité d’adaptation importante du réseau électrique.
Le diagramme des flux totaux induits sur l’année simulée, avec un facteur de charge
de 0,9 pour l’électrolyseur et le compresseur, est visible en Figure 4.24.
Sur celle-ci, d’importantes pertes énergétiques peuvent être observées. Pour les dimi-
nuer, d’autres carburants alternatifs pourraient être envisagés pour le secteur aérien,
comme par exemple l’hydrogène pur.
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secteur aérien satisfaite par un générateur additionnel. La première colonne concerne l’électricité
produite, et ne représente pas l’énergie primaire.

Une deuxième méthode (B) consiste à miser sur l’éolien offshore pour atteindre
l’autonomie énergétique de l’île. En prenant en compte la disponibilité foncière res-
treinte sur l’île et les surfaces requises de chaque filière de production d’électricité
à La Réunion, la filière éolien offshore s’impose comme celle ayant la capacité d’ex-
tension la plus importante.
La production d’hydrogène à partir d’électricité produite par des éoliennes en mer
est déjà évaluée dans la littérature [238], de même que la production d’hydrogène di-
rectement en mer [239]. Cette deuxième solution pourrait s’avérer économiquement
plus intéressante qu’une production à terre.
Dans le cas présent, les éoliennes offshore ne seront pas directement liées à la produc-
tion d’hydrogène ; suivant la modélisation du réseau choisie, la production électrique
sera disponible aux postes sources.

Afin d’estimer quelle quantité d’éolien offshore serait nécessaire pour répondre
à la demande supplémentaire, les puissances installées du scénario Combiné ont été
optimisées. Dans ce scénario un seul site est exploité à hauteur de 40 MW - il s’agit
du site le plus favorable à l’installation d’éoliennes offshore à La Réunion, et celui-ci
est étudié activement.
Les résultats obtenus sont détaillés dans la Table 4.26. Une nouvelle fois, l’impact
du facteur de charge des technologies hydrogène a été étudié.
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Eolien
offshore Électrolyseur Compresseur Stockage H2 Batteries Lignes

à renforcer

Avec CF 4,3 GW 800 MW 540 MW 4,1 ktH2
3 GWh total

50 GWh aéroport
10 lignes

jusqu’à 125 MVA

Sans CF 3,4 GW 3 GW 2 GW 5,7 ktH2 1,9 GWh 5 lignes
jusqu’à 85 MVA

Table 4.26 – Résultats du dimensionnement du système avec une demande supplémentaire pour
la synthèse d’e-kérosène fournie par de l’éolien offshore.

On observe que plusieurs gigawatts d’éolien offshore permettent de satisfaire la de-
mande additionnelle en e-kérosène. De telles puissances paraissent difficilement réa-
lisables : la feuille de route régionale [19] fixe un potentiel de 40 MW sur le moyen
terme, et un projet actuellement à l’étude vise un total de 200 MW.
Les puissances optimisées des électrolyseurs, compresseurs ou stockages hydrogène
sont elles aussi très importantes. Finalement, dans le cas d’un fonctionnement contraint
de l’électrolyseur et du compresseur, un stockage batterie de près de 50 GWh serait
nécessaire à proximité de l’aéroport. Tous ces résultats obtenus laissent à penser
l’impossibilité d’une fourniture d’énergie supplémentaire exclusivement d’éoliennes
offshore.

Par rapport au cas A, la demande énergétique pour la synthèse d’e-kérosène,
constante chaque heure, doit être principalement satisfaite par une énergie intermit-
tente. Cela entraîne des besoins en stockage d’hydrogène bien plus importants qu’en
cas de fonctionnement quasi constant d’une centrale électrique.
L’impact du facteur de charge est lui aussi notable : comme l’électrolyseur et le
compresseur fonctionnent de manière régulière tout au long de l’année, la puissance
installée d’éoliennes offshore augmente, de même que la taille du stockage hydrogène.
De plus, d’importantes quantités de batteries sont nécessaires sur les postes source
du réseau de l’île, afin d’absorber le surplus de la production éolienne si nécessaire.
Ces résultats montrent l’importance de la prise en compte de différents paramètres
lors du dimensionnement de projets avec de l’hydrogène.
Le diagramme des flux totaux induits sur l’année simulée, avec un facteur de charge
pour l’électrolyseur et le compresseur, est visible en Figure 4.25.
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Une fois de plus, des pertes énergétiques sont observées. Celles-ci sont plus impor-
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tantes que dans le cas précédent, en raison d’une utilisation plus importante des
stockages batterie. Ces résultats démontrent l’importance d’étudier le réseau élec-
trique dans son intégralité et de prendre en compte des paramètres non seulement
économiques, mais aussi énergétiques, lors de projets de dimensionnement.

Enfin, une troisième méthode (C) consiste à estimer la quantité d’e-kérosène
qui pourrait être produite en conservant l’objectif d’autonomie énergétique avec les
scénarios électriques proposés dans le présent travail.
Pour estimer cette quantité, le système suivant est simulé : scénario de puissances
installées Combiné 2050, parc de véhicules individuels entièrement électrifié avec
une recharge pilotable à 80 %, fonctionnement des réseaux de bus urbains similaire
à l’année 2017, et utilisation d’e-ammoniac pour le secteur maritime. Cela permet de
simuler une situation où la quantité d’e-kérosène pouvant être produite localement
ne serait pas surestimée. Afin de simplifier le problème, la contrainte du facteur de
charge des électrolyseurs et compresseurs a été retirée.

Dans le cas d’une simulation avec scénario de consommation électrique EE, en-
viron 5 ktep d’e-kérosène pourraient être produits annuellement, selon la forme du
profil de consommation introduit en Figure 4.22. Cela correspond à une baisse de
plus de 97 % de la consommation du secteur par rapport à 2019. En termes de
mouvements d’avions, cela représenterait environ 310 mouvements par an (13 200
en 2019, 5 842 en 2020 durant la période de COVID), soit environ 25 mouvements
d’avions par mois. Le diagramme des flux totaux induits sur l’année simulée est
visible en Figure 4.26.
Une telle réduction du trafic aérien aurait des répercussions économiques et socié-
tales importantes, qui mériteraient une analyse approfondie. En particulier, si une
telle mesure entraînerait une diminution significative des flux touristiques, avec des
impacts non négligeables sur l’économie locale, elle mènerait aussi à une restriction
des déplacements des habitants eux-mêmes.
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Dans le cas d’une simulation avec scénario de consommation électrique Tendanciel,
environ 1 ktep pourrait être produit annuellement. Cela correspond à une diminution
de plus de 99 % de la consommation, soit moins de 70 mouvements d’avions par an
(environ 5 mouvements par mois).
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Finalement, une dernière solution pourrait être envisagée, probablement celle qui
sera suivie sur le long terme, en considération des résultats présentés. Cette solution
consiste à importer du carburant, de la même manière qu’aujourd’hui. Dans ce cas,
l’objectif d’autonomie énergétique ne pourrait pas être respecté.

4.8 Conclusion
Dans ce chapitre, l’intégration de l’hydrogène dans le secteur de la mobilité a été

étudiée. Tout d’abord, le réseau d’autocars régional de La Réunion a été pris comme
cas d’étude sur le moyen terme. Le parc étant actuellement entièrement fossile, une
analyse a été réalisée pour comparer les solutions 100 % électriques et hydrogène
sur plusieurs aspects : technique (consommation et autonomie des véhicules), éco-
nomique (calcul du coût total de possession en €/km) et environnemental (calcul
du potentiel de réchauffement global en kgCO2/véhicule et kgCO2/100km).
Différents scénarios ont été pris en compte : un rétrofit électrique-batterie ou électrique-
PAC des autocars fossiles, ou un remplacement de la flotte par de nouveaux véhicules
100 % électriques ou par des véhicules à PAC.
La comparaison effectuée conclut sur la nécessité d’utiliser de l’hydrogène sur cer-
taines lignes du réseau, les solutions tout électrique n’apportant pas aujourd’hui
une autonomie suffisante ni un temps de recharge rapide bénéficiant à l’organisation
du réseau. Ces solutions sont néanmoins plus intéressantes sur les critères écono-
miques et environnementaux évalués. Un mix entre solutions électriques à batterie
et hydrogène bénéficierait ainsi sur tous les points au réseau local. Les technologies
batteries et hydrogène sont complémentaires et peuvent être utilisées au sein d’un
même réseau énergétique [161].
L’optimisation du réseau d’autocars, que ce soit sur le ratio électrique/hydrogène,
ou sur le nombre de véhicules et la courbe de charge, n’a cependant pas été effectuée
dans le cadre du travail de thèse. Une trop grande incertitude subsiste sur la place
future qui sera allouée aux transports en commun sur le moyen et long terme à La
Réunion.
Une fois que celle-ci aura été levée, il sera possible d’appliquer de nouveau la mé-
thodologie présentée ici, d’optimiser les temps de recharge [240] et de comparer les
nouveaux résultats obtenus. Le nombre de bus composant la flotte locale et leurs iti-
néraires peuvent également être optimisés pour favoriser un type de véhicule plutôt
qu’un autre. Si la Région devait investir dans davantage de véhicules, et si les trajets
venaient à être raccourcis, la solution tout électrique serait la plus intéressante sur
tous les points.

Un projet de tram-train faisant le tour de l’île ayant déjà été envisagé par le
passé, l’utilisation de l’hydrogène pour une ligne ferroviaire a été étudiée. Solution
encore peu développée aujourd’hui, de grosses incertitudes subsistent, que ce soit
en termes de consommation ou d’investissement. Une comparaison avec une ou plu-
sieurs autres solutions est plus compliquée que dans le cas précédent, aucune donnée
locale n’étant disponible pour le cas d’étude. L’étude permet ainsi, dans un cas pré-
cis détaillé, de dimensionner les installations hydrogène nécessaires, et d’évaluer la
demande énergétique totale supplémentaire. Les principaux résultats qui ont été ob-
tenus sont résumés dans la Table 4.27.
Bien que le projet de train hydrogène soit moins intéressant sur des aspects éco-
nomiques et environnementaux qu’un projet d’autocars hydrogène, celui-ci présente
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une consommation énergétique totale moindre, ainsi que des investissements moins
importants dans des technologies de production et de stockage de l’hydrogène.
Si un choix devait être fait sur l’investissement dans l’une ou l’autre des applica-
tions, et que la pertinence de l’hydrogène dans des applications ferroviaires venait à
être renforcée d’ici quelques années, cette dernière application pourrait être favorisée
grâce aux avantages cités ci-dessus.
Cependant, afin de soutenir l’objectif d’autonomie énergétique, tous les transports
en communs devront être favorisés, afin de réduire l’utilisation des véhicules indi-
viduels. Comme cela a été vu précédemment, l’électrification du parc actuel de vé-
hicules individuels entraîne une consommation annuelle de plus de 1 000 GWh, une
consommation très nettement supérieure à celle d’un train ou d’un réseau d’autocars
sur une année. Cependant, les comportements restent difficiles à prévoir.

Enfin, la transition des secteurs maritimes et aériens a été traitée. Pour le pre-
mier, l’e-ammoniac a été choisi pour remplacer les carburants fossiles, tandis que
l’e-kérosène a été choisi pour la transition du second secteur. Les besoins actuels des
deux applications étant aujourd’hui très différents, il a été supposé que leurs besoins
futurs seraient tout autant différents.
Si la production d’e-ammoniac impliquerait une consommation énergétique quatre
fois inférieure à celle du parc de VI actuel entièrement électrifié, la production d’e-
kérosène engendrerait quant à elle une consommation énergétique deux fois supé-
rieure à la consommation actuelle de l’île.
De nombreuses hypothèses ont été faites, en particulier sur l’évolution constante des
besoins du secteur ou l’efficacité énergétique des appareils. Cependant, comme cela
a été vu dans le développement, pour réellement atteindre l’autonomie énergétique,
une réduction drastique des trajets en avion sera nécessaire.

Autocars Train Maritime Aérien
Horizon 2030 2050 2050 2050
Conso. unitaire 11,4 kgH2/100km 20 kgH2/100km 1,82 Whé/Wh 2,75 Whé/Wh
Conso. annuelle 50 GWh 44 GWh 240 GWh 6 840 GWh
Conso. eau 10 621 m3 9 395 m3 65 000 m3 1 400 000 m3

Electrolyseur 6 MW 5,4 MW 30-50 MW 800 MW
Compresseur 4 MW 3,6 MW 20-30 MW 540 MW
Stockage H2 4,5 tH2 4,5 tH2 20-40 tH2 >500 tH2
Batteries sup. 324 MWh 900 MWh 1 GWh 1->3 GWh
Renforcement x 1 ligne 2 lignes 6-10 lignes

Table 4.27 – Résumé des résultats obtenus pour chaque cas d’application de l’utilisation de l’hydrogène
dans le secteur de la mobilité.
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CHAPITRE 5

Intégration de l’hydrogène comme
moyen de stockage de l’électricité

Points clés
• L’hydrogène comme stockage réseau est considéré à chaque poste source,

avec la possibilité de réinjecter l’hydrogène produit par le biais d’une pile
à combustible.

• Si une optimisation économique favorise l’utilisation de batteries comme
moyen de stockage de l’électricité, une optimisation sur critère environ-
nemental favorise l’installation de stockages hydrogène. Le GWP d’une
batterie est en effet plus élevé que celui d’un stockage hydrogène.

• L’hydrogène est utilisé comme moyen de stockage inter-saisonnier, pour
fournir de l’énergie les jours de faible ensoleillement, caractérisés par une
baisse de la production photovoltaïque.

Le réseau électrique, tel qu’étudié dans ce chapitre, est schématisé en Fi-
gure 5.1.

Figure 5.1 – Schéma du système étudié dans le Chapitre 5.
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5.1 Introduction
Il a été vu dans le Chapitre 1 que le développement des énergies intermittentes

peut causer des instabilités sur le réseau. Afin de maximiser l’intégration de celles-
ci, le recours à des unités de stockages de l’énergie est nécessaire. Celles-ci peuvent
être utilisées quotidiennement (en fonctionnement complémentaire à la production
photovoltaïque par exemple) ou sur de plus longues durées, pouvant aller de plusieurs
semaines à plusieurs mois (pour pallier à la baisse de production photovoltaïque en
hiver par exemple). Cette deuxième utilisation en particulier, dépend des régions du
monde étudiées, et un tel stockage n’est pas forcément nécessaire dans tous les cas
de figure.

Plusieurs moyens de stockage ont été cités dans le Chapitre 1. Dans le présent
manuscrit, seules les batteries et le stockage hydrogène sont détaillés. Après avoir
étudié séparément quelques applications de l’hydrogène pour la mobilité, l’usage de
l’hydrogène comme moyen de stockage peut être étudié. Ainsi, la possibilité d’ins-
taller un stockage hydrogène à chaque poste source du réseau électrique est consi-
dérée, ainsi qu’une ré-injection sur le réseau de l’hydrogène converti en électricité
via l’utilisation d’une pile à combustible. Dans le but d’étudier plusieurs trajectoires
énergétiques de La Réunion en tenant compte de plusieurs aspects, une optimisation
multi-objectifs sera mise en place. Celle-ci intégrera une dimension environnemen-
tale. Plusieurs cas seront ensuite détaillés pour évaluer la pertinence de l’utilisation
de l’hydrogène comme stockage réseau :

• un cas sans demande en hydrogène pour la mobilité ;
• un cas avec demande en hydrogène pour la mobilité ;
• un cas de simulation sur plusieurs années.

Enfin, une conclusion clora ce chapitre.
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5.2 L’hydrogène comme moyen de stockage de
l’électricité

Dans la littérature, la comparaison entre stockage batterie et stockage hydro-
gène est fréquente, et le couplage des deux moyens est souvent considéré. Le but
d’une telle installation est souvent de convertir l’électricité en hydrogène en cas de
pic de production lorsque les batteries sont chargées. Ensuite, cet hydrogène peut
à nouveau être converti en électricité en cas de pic de consommation, lorsque l’état
de charge des batteries atteint un seuil minimal.
L’emploi de ce couplage implique des coûts moins importants que l’utilisation d’une
batterie de grande taille ou d’un stockage hydrogène seul. Globalement, les batteries
sont le moyen de stockage réseau le plus utilisé pour de courtes périodes (quelques
heures à quelques jours), en raison de leur capacité à réagir rapidement et efficace-
ment aux variations de la demande et de la production d’électricité. Comme décrit
sur la Figure 5.2, plusieurs moyens de stockage de l’énergie peuvent être complé-
mentaires.
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Figure 5.2 – Diagramme tiré de [241], représentant la plage de temps de décharge et de puissance
des moyens de stockage évoqués dans le présent manuscrit.

Dans [242], les auteurs comparent les trois configurations suivantes sur des îles
françaises : stockage hydrogène, stockage batterie et couplage des deux. C’est cette
dernière solution qui résulte de la minimisation du coût actualisé de l’électricité du
système étudié. En effet, cette étude dimensionne aussi des installations éoliennes et
photovoltaïques, et le couplage des deux moyens de stockage permet de minimiser
la taille des installations de production intermittente.
La conclusion est la même dans [243], étude portant sur un système off-grid plus
petit, où la solution hybride est plus intéressante économiquement que l’utilisation
d’une batterie seule. Dans leurs simulations, les auteurs intègrent un fonctionnement
de l’électrolyseur et de la pile à combustible couplé à l’état de charge de la batterie.
Cela est aussi le cas dans [244], où un cycle d’hysteresis est considéré dans les
algorithmes de gestion de la puissance, permettant ainsi de réduire les périodes où
la batterie a un niveau de charge minimale.
Sans couplage, des résultats différents peuvent être obtenus. C’est le cas par exemple
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dans [245], où un micro-réseau en Guadeloupe composé d’une ferme éolienne et de
stockages batterie et hydrogène est étudié. Les auteurs cherchent à minimiser le
coût actualisé de l’énergie ainsi qu’un facteur de non respect de la prévision de
l’alimentation électrique prévue un jour avant. Après une simulation sur quinze
années à un pas de temps de dix minutes, le stockage batterie seul résulte comme
la meilleure solution.

Globalement, l’utilisation de l’hydrogène comme moyen de stockage varie selon
les régions. C’est en effet ce que montre [246], via une optimisation bi-objectifs (coûts
et émissions de CO2) du système considéré. Si l’hydrogène n’est pas sollicité dans
le cas d’une minimisation des coûts, les résultats montrent une différence selon les
pays considérés lorsque les émissions de CO2 sont prises en compte : en Norvège
et en République tchèque, l’utilisation saisonnière du stockage hydrogène sera plus
marquée qu’en Espagne ou en France.
Dans [247], trois villes d’Italie, d’Allemagne et du Royaume-Uni sont étudiées. Cette
fois, l’utilisation d’un stockage hydrogène est indispensable, le système énergétique
des trois villes étant composé d’une turbine fonctionnant à l’hydrogène. L’utilisation
d’une batterie reste facultative. Une nouvelle fois, l’utilisation de celle-ci diminue les
coûts, et les villes les plus au Nord nécessitent l’installation de davantage de stockage
hydrogène en raison d’une saisonnalité plus marquée. Ce résultat est directement lié
aux profils météorologiques fournis en entrée de l’optimisation.
Dans [248] un cas d’étude avec une turbine hydraulique utilisée de manière très
intermittente est modélisé. Face à une demande électrique constante chaque jour de
l’année, le coût actualisé du stockage hydrogène qui en résulte est moins élevé que
celui du stockage batterie, pour un stockage sur une durée supérieure à deux jours.

Plusieurs études proposent un contexte particulier qui met en valeur la perti-
nence de l’hydrogène dans certains cas. Par exemple, les auteurs de [249] étudient à
partir de quel pourcentage d’autoconsommation du système modélisé, l’hydrogène
devient indispensable. Dans l’article, le système est constitué de panneaux photovol-
taïques, d’une demande électrique constante de 1 MW, d’un réseau électrique avec
un prix d’achat de l’électricité variable, d’une batterie et d’une chaîne hydrogène.
Le système est optimisé de façon à ce que la production PV soit utilisée pour satis-
faire la demande, l’électrolyseur étant activé dans un second temps pour absorber
le surplus de production. S’agissant d’une minimisation des coûts, l’hydrogène n’est
globalement pas utilisé, jusqu’à atteindre un pourcentage d’autoconsommation de
plus de 92 %. À partir de ce pourcentage, l’hydrogène est économiquement avanta-
geux pour une utilisation saisonnière.
En parallèle, [250] étudie la variation des puissances installées en éolien et en PV sur
les besoins en stockage hydrogène : une augmentation progressive de la puissance
éolienne, avec une diminution progressive de la puissance PV. L’étude met en valeur
le fait que la taille optimisée de l’électrolyseur et de la pile à combustible est di-
rectement proportionnelle à la puissance installée des filières éolienne et PV, tandis
que la taille du stockage hydrogène est directement proportionnelle à la puissance
installée de la filière éolienne seule.
Finalement, [251] étudie différents moyens de stockage hydrogène saisonniers, ainsi
qu’un transport possible par pipeline ou par camion. Les moyens de stockage consi-
dérés sont les suivants : liquide, en caverne ou par voie chimique (hydrogénation de
molécules puis déshydrogénation). Ce sont ces deux dernières solutions qui s’avèrent
économiquement optimales.
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L’hydrogène comme moyen de stockage a déjà été étudié sur l’île de La Réunion,
sur un site pilote dans le cirque de Mafate [252]. Ce système, constitué de 8 kW de
panneaux photovoltaïques, quatre batteries de 16 kWh au total, un électrolyseur de
5 kW, une pile à combustible de 2,5 kW et un stockage hydrogène de 3 kgH2 à 33 bars,
a été mis en place en avril 2017. L’installation a servi à alimenter un dispensaire, une
école, un atelier et quelques maisons. En raison d’un problème de dimensionnement,
la consommation des usagers ayant été sous-estimée, la pertinence de l’hydrogène n’a
pas été observée après un an de fonctionnement, ni durant les années qui ont suivi.
Le projet s’est arrêté mi-2022, suite à un incendie à proximité ayant endommagé les
installations.

Dans plusieurs des études de la littérature évoquées, des optimisation multi-
objectifs sont mises en place. Afin de proposer une telle optimisation dans le présent
chapitre, plusieurs méthodes sont comparées.

5.3 Optimisation multi-objectifs de systèmes
énergétiques

Fréquemment, lorsqu’une étude emploie une optimisation multi-objectifs, celle-
ci considère en réalité deux objectifs entrant en conflit. Par exemple dans [253], la
consommation d’énergie des centrales fossiles est minimisée, ainsi que la valeur ac-
tuelle nette du système. De même, dans [99] le coût annuel est minimisé, ainsi que
le coût actualisé de l’hydrogène.
Les auteurs de [254] mettent eux en place la comparaison de trois objectifs : minimi-
sation des coûts totaux annualisés, des émissions annuelles de CO2, et de l’énergie
importée du réseau. Chaque fonction est minimisée individuellement lors des simu-
lations, et les résultats sont ensuite comparés par les auteurs.
Dans [255], trois objectifs sont considérés, dont un seul est réellement minimisé, avec
les deux autres sous contrainte. Il s’agit du coût journalier, du potentiel de réchauffe-
ment global, et du risque relatif total (prenant en compte le stockage, le transport et
la production d’hydrogène). Il existe deux méthodes particulièrement utilisées dans
la littérature pour mettre en place une optimisation multi-objectifs dans le cas d’un
problème de programmation linéaire. Les autres méthodes ne seront pas détaillées
ici [256].

La première méthode, celle de la somme pondérée, consiste à minimiser ou à
maximiser tous les objectifs regroupés dans une seule fonction, en pondérant chaque
objectif. Pour tracer un front de Pareto, permettant de comparer des résultats sur
deux dimensions, il est possible de faire varier ces poids. La fonction objectif est
alors la suivante, dans le cas d’une optimisation bi-objectifs :

min wA × fA(x) + wB × fB(x) (5.1)

avec les poids wA et wB compris entre 0 et 1 et dont la somme vaut 1.
Le principal avantage de cette méthode est sa facilité d’implémentation : les outils
utilisés dans le cadre d’une optimisation mono-objectif n’ont pas besoin d’être adap-
tés, puisqu’un seul objectif est conservé ici.
Le principal désavantage de cette méthode est l’impossibilité de trouver les zones
concaves du front de Pareto tracé [257]. Le fait de sommer des paramètres parfois
très différents voire opposés peut aussi être problématique.
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La deuxième méthode, évoquée précédemment, est la méthode ϵ-contrainte.
Dans le cas d’une optimisation bi-objectifs, un seul objectif est conservé comme
fonction objectif principale (fA), le second étant modélisé sous forme de contrainte
(fB). La méthode se modélise comme suit :

min fA(x) (5.2)
s.c. fB(x) ≤ e, e ∈ [xB,min, xB,max] (5.3)

Le principe de la méthode est illustré dans la Figure 5.3.
La première étape consiste à minimiser le système avec la fonction A. À la suite de
cette étape, un système est obtenu, avec comme caractéristique d’être le minimum
de la fonction A et le maximum de la fonction B (Figure 5.3a).
La deuxième étape consiste à minimiser le système avec la fonction B, pour obte-
nir un nouveau résultat spécifique, représentant le minimum de la fonction B et le
maximum de la fonction A (Figure 5.3b). Les deux extrémités du front de Pareto
sont ainsi obtenues.
Ensuite, on s’intéresse à l’intervalle de résultats obtenu sur la fonction B (Figure 5.3c).
En fonction du nombre de points souhaité sur le front de Pareto, cet intervalle est
divisé en un certain nombre de sous-intervalles.
Pour obtenir le deuxième point du front de Pareto, le système est de nouveau op-
timisé, avec les spécificités suivantes : minimisation de la fonction A et contrainte
de la fonction B, qui doit forcément être inférieure à la valeur du premier sous-
intervalle (Figure 5.3d). Le système optimisé constitue le deuxième point du front
de Pareto, et l’opération est répétée autant de fois que nécessaire avec chaque valeur
de chaque intervalle (Figure 5.3e) pour finalement obtenir le front de Pareto complet
(Figure 5.3f).
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(f) Front de Pareto obtenu.

Figure 5.3 – Illustration de la méthode ϵ-contrainte.
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5.4 Méthodologie
Pour les simulations de ce chapitre, deux changements principaux sont opérés :

la mise à jour du modèle, afin de prendre en compte une pile à combustible ainsi
qu’un stockage BP d’hydrogène à chaque poste source, et la mise en place d’une
optimisation bi-objectifs.

5.4.1 Mise à jour du modèle
Le modèle sur PyPSA, présenté dans les Chapitres 2 et 4, a dans un premier

temps été mis à jour afin de prendre en compte un stockage de l’hydrogène à basse
pression (BP) et une ré-injection de l’hydrogène dans le réseau électrique. Pour cela,
de nouvelles variables d’optimisation ont été ajoutées et la fonction objectif a été
mise à jour.

Dans le cas d’une modélisation selon le Chapitre 4, c’est-à-dire d’une modé-
lisation où certains postes source sont équipés d’une station de ravitaillement en
hydrogène, deux éléments Lien sont ajoutés, l’un entre le vecteur électrique et le
vecteur hydrogène BP pour symboliser une pile à combustible, et l’autre entre le
vecteur hydrogène BP et HP, pour symboliser un détendeur. Ces deux éléments per-
mettent de ré-injecter l’hydrogène dans le réseau électrique. Enfin, un stockage est
ajouté au vecteur hydrogène BP, modélisé de la même façon qu’un stockage élec-
trique.
Sur tous les autres postes source, ceux qui sont modélisés comme dans le Chapitre
2, c’est-à-dire sans hydrogène, les éléments suivants sont ajoutés : un Bus hydrogène
BP, deux Liens pour l’électrolyseur et la pile à combustible, un Bus de stockage
hydrogène BP, et deux Liens pour relier celui-ci à un Stockage. Cette représentation
avec PyPSA est schématisée en Figure 5.4. Sur celle-ci, seuls les nouveaux éléments
entre les différents vecteurs sont spécifiés : les éléments propres à la modélisation
du poste source électrique précédemment introduits ne sont pas représentés (voir
Figure 2.2), de même que les éléments propres à la modélisation d’une station de
ravitaillement en hydrogène (voir Figure 4.2). La consommation en oxygène des piles
à combustible ne sera pas prise en compte dans le cadre de la présente étude.
Pour une meilleure compréhension de la modélisation, un schéma simplifié est pro-
posé en Figure 5.5. En particulier sur celui-ci, les différents bus, ou nœuds, ne sont
pas affichés et le sens des flux est précisé.

Avec cette nouvelle modélisation, de nouvelles variables d’optimisation sont in-
troduites :

— puissance nominale des piles à combustibles (ḡhk,P AC en MW),
— leur puissance horaire (ghk,P AC,t en MW),
— capacité des stockages BP (ēhBP,s en MWh),
— leur état de charge horaire (ehk,BP,t en MWh),
— leur flux d’entrée et de sortie (hhi,k,BP,t et hho,k,BP,t en kgH2)

Le détendeur, bien qu’optimisé dans le problème, ne sera pas étudié par la suite.
Les variables précédemment présentées dans les Chapitres 2 et 4 sont maintenues.

La fonction objectif minimisant les coûts d’investissement et de fonctionnement
est ainsi mise à jour afin de prendre en compte ces nouvelles variables. Cette fonction
est décrite avec l’équation 5.4.
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Figure 5.4 – Modélisation détaillée d’un poste source du réseau électrique insulaire avec un
stockage hydrogène basse pression et une ré-injection possible de l’hydrogène sur le réseau avec
PyPSA. Les éléments propres à la modélisation du poste source électrique et de la station de ravi-
taillement en hydrogène pour la mobilité n’ont pas été représentés. La partie encadrée correspond
au cas où une station de ravitaillement en hydrogène pour la mobilité est reliée au poste source.

Stockage Consommation Production

Électricité Électricité

Électricité

Électricité

Réseau 63kV

Poste source

Stockage H2
Electrolyseur

H2 30 bar

PAC

H2 30 bar

ÉlectricitéÉlectricité

Si ravitaillement hydrogène

Depuis 
détendeur

Vers 
compresseur

H2 30 barH2 30 bar

Figure 5.5 – Modélisation simplifiée d’un poste source du réseau électrique insulaire avec un
stockage hydrogène basse pression et une ré-injection possible de l’hydrogène sur le réseau.

min
∑
n,s

cs

[
ḡn,s + h̄n,s

]
+
∑

l

clFl +
∑
n,s

cs

[
ḡhn,s + ēhn,HP + ēhn,BP

]

+
∑

t

[∑
n,s

on,s,t

[
gn,s,t + hi/o,n,s,t

]]

+
∑

t

[∑
n,s

on,s,t

[
ghn,s,t + hhi/o,n,HP,t + hhi/o,n,BP,t

]]
(5.4)

Pour rappel, le paramètre cs représente les coûts d’investissement, tandis que le
paramètre on,s,t représente les coûts d’opération.
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5.4.2 Optimisation multi-objectifs
Une optimisation économique seule a été privilégiée dans les premiers chapitres

du présent manuscrit, car ce critère reflète le mode de fonctionnement actuel princi-
pal des réseaux énergétiques, basé sur un dispatching économique. Cette approche
a permis d’établir une base solide pour l’analyse du système. Cependant,une op-
timisation avec seulement une minimisation économique constitue une limitation
de la présente étude. L’introduction d’une optimisation bi-objectifs dans ce dernier
chapitre répond donc à une volonté d’approfondir l’étude en intégrant les aspects
environnementaux. Toutefois, pour des raisons de temps, il n’a pas été possible de
reprendre l’ensemble des simulations précédentes avec cette nouvelle méthodologie.

La méthode ϵ-contrainte détaillée précédemment a ainsi été implémentée dans
l’optimisation afin de pouvoir prendre en compte deux fonctions objectif. La fonction
objectif minimisant les impacts environnementaux est la suivante :

min
∑

n

Envbatt · h̄n

+
∑

n

[Envely · ḡhn,ely + EnvP AC · ḡhn,P AC + EnvH2 · h̄hn]

+
∑

t

∑
n,s

Envs · gn,s,t

(5.5)

Puis la contrainte modélisée pour la méthode ϵ-contrainte :∑
n

Envbatt · h̄n

+
∑

n

[Envely · ḡhn,ely + EnvP AC · ḡhn,P AC + EnvH2 · h̄hn]

+
∑

t

∑
n,s

Envs · gn,s,t ≤ eCO2

(5.6)

avec Envbatt et EnvH2 les impacts environnementaux fixes des deux technologies
de stockage en kgCO2eq/MWh (batterie et stockage hydrogène, indifféremment
pour haute ou basse pression), Envely et EnvP AC les impacts environnementaux
fixes des deux technologies électrolyseur et PAC en kgCO2eq/MW, et Envs les im-
pacts environnementaux variables des technologies de production de l’électricité en
kgCO2eq/MWh. On ne considérera pas l’impact environnemental fixe impliqué par
la construction des technologies de production d’électricité (en kgCO2eq/MW), car
les puissances installées ne sont pas des variables d’optimisation. Concernant les
lignes électriques, aucune donnée d’impact environnemental homogène à celles in-
troduites n’a été identifiée pour évaluer l’impact de leur renforcement. Pour éviter
que l’optimisation effectuée ne propose un renforcement sur-estimé des lignes, une
valeur non nulle très faible (de l’ordre du gCO2eq) est ajoutée à la fonction objectif
de l’équation 5.5 ainsi qu’à la contrainte de l’équation 5.6.

Le critère environnemental pris en compte se limite ainsi aux émissions en équi-
valent CO2, ce qui ne reflète qu’une partie de l’impact global. D’autres aspects
environnementaux ne sont en effet pas inclus, comme par exemple l’eutrophisation
ou l’acidification des océans, les impacts sur la santé humaine (voies respiratoires,
effets cancérogènes, etc.) ou l’écotoxicité [166].

Les données environnementales variables des technologies de production de l’élec-
tricité utilisées sont celles de la Table 3.9. Les données fixes utilisées sont rappelées
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dans la Table 5.1 ci-dessous, et sont constituées des potentiels de réchauffement glo-
bal des technologies hors phase de transport. Pour une utilisation stationnaire, on
supposera l’utilisation d’une batterie de technologie LFP [258]. La filière de recyclage
des différentes technologies est encore en pleine émergence, et les valeurs utilisées ici
sont appelées à évoluer significativement en fonction de son développement [259].

Technologie GWP sans recyclage GWP avec recyclage Référence
Batterie LFP 227,72 kgCO2eq/kWh 127,45 kgCO2eq/kWh [200]
PAC 42,94 kgCO2eq/kW 29,47 kgCO2eq/kW [199]
Électrolyseur 378,4 kgCO2eq/kW 244,58 kgCO2eq/kW [260]
Stockage H2 8,49 kgCO2eq/kWh x [199]

Table 5.1 – Données de GWP des technologies considérées, sans la phase de transport.

L’impact de la phase de transport des technologies est détaillé dans la Table 5.2.
La méthodologie de calcul est la même que celle présentée dans le Chapitre 4, la
seule donnée manquante étant celle de la densité de puissance de l’électrolyseur,
prise à 200 W/kg [261]. On supposera une origine de France hexagonale pour les
technologies.

Technologie GWP phase transport
Batterie LFP 0,988 kgCO2eq/kWh
PAC 0,269 kgCO2eq/kW
Électrolyseur 0,537 kgCO2eq/kW
Stockage H2 0,107 kgCO2eq/kWh

Table 5.2 – Données de la phase de transport du GWP des technologies considérées.

Les données technico-économiques des technologies hydrogène utilisées lors des
simulations sont détaillées dans la Table 5.3. Ces données concernent l’horizon 2050.
Toutes les autres données utilisées ont été présentées précédemment (Tables 3.4 et
3.5). Il a été supposé un taux d’auto-décharge nul pour les stockages hydrogène.

5.5 Cas sans demande en hydrogène pour la
mobilité

Dans un premier temps, le système énergétique initial, comprenant un scénario
de puissances installées de production d’électricité, un scénario de consommation
d’électricité, des lignes électriques dont la capacité peut être optimisée et des bat-
teries additionnelles à chaque poste est repris. Une chaîne électrolyseur - stockage
hydrogène basse pression - pile à combustible est ajoutée à chaque poste source.
Aucune demande en hydrogène n’est considérée pour ce premier cas.
Pour les simulations principales, les scénarios suivants seront considérés : scénario
de production Combiné 2050, scénario de consommation EE, parc de VI électrifié à
100 % dont la recharge est pilotable à 80 %. L’optimisation bi-objectifs est ainsi réa-
lisée, afin d’obtenir différentes configurations d’un système énergétique à l’horizon
2050, sans demande en hydrogène, avec utilisation possible de stockage d’hydrogène.
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Technologie Paramètre Valeur Unité Source
Électrolyseur CAPEX 410 k€/MW [180]

O&M variable 184 €/MWh [196]
O&M fixe 2 % CAPEX [180]

Consommation 50 kWh/kgH2 [196]
Durée de vie 15 / [196]

Compresseur CAPEX 400 k€/MW [180]
O&M fixe 4 % CAPEX [180]

Consommation 1,68 kWh/kgH2 [195]
Durée de vie 15 / [180]

PAC CAPEX 40 k€/MW [180]
Rendement 0,65 / [180]

Durée de vie 10 / [123]
Stockage gazeux CAPEX 22 k€/MWh [36]

O&M fixe 3 % CAPEX [158]
Durée de vie 30 / [36]

Table 5.3 – Données techniques et économiques des technologies hydrogène.

5.5.1 Analyse des systèmes obtenus
Une première simulation est réalisée, ne comprenant aucune contrainte supplé-

mentaire, autres que celles limitant ou encadrant la production électrique (voir Cha-
pitre 2).
Les résultats obtenus pour chaque système du front de Pareto sont détaillés sur la
Figure 5.6. Sur celle-ci, les puissances installées en électrolyseur et pile à combus-
tible, ainsi que les capacités installées en batterie et en stockage hydrogène sont
comparées.

On remarque que, plus on se dirige vers l’optimum environnemental, plus l’hydro-
gène comme moyen de stockage est développé, et moins les batteries sont sollicitées.
Le critère élevé de GWP pour une batterie, par rapport à celui d’un stockage hy-
drogène, permet de répartir les capacités installées de stockage.
Dans le cas de l’optimum économique, le système est optimisé de façon à n’utiliser
qu’un seul stockage hydrogène, un seul électrolyseur d’une centaine de kilowatts,
avec un facteur de charge de 8 %, et une seule pile à combustible avec un facteur
de charge de 1,5 %. Dans ce système, la chaîne hydrogène est très peu utilisée : la
Figure 5.7 montre que l’énergie stockée dans le stockage hydrogène est utilisée une
seule fois autour du mois de mars, après que les batteries n’ont pas pu être rechar-
gées à leur maximum suite à plusieurs jours avec peu de vent.
Cette utilisation de l’hydrogène se conserve sur les deux premiers points du front
de Pareto. La différence entre ces deux points réside dans l’utilisation de la filière
ETM, non exploitée dans le premier, et développée dans le deuxième, associée une
baisse de la production biomasse.
À partir du troisième point, les stockages hydrogène sont utilisés de la même ma-
nière que les batteries, c’est-à-dire à plusieurs postes source avec des cycles réguliers
tout au long de l’année (voir Figure 5.7).
Finalement, pour l’optimum environnemental, des batteries de petite taille sont
installées à tous les postes source et cinq lignes doivent être renforcées, pour des

149



Chapitre 5. Intégration de l’hydrogène comme moyen de stockage de l’électricité

capacités allant de 47 à 78 MVA.
La Figure 5.8 compare les stockages optimisés ainsi que les lignes renforcées de deux
points extrêmes du front de Pareto.
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Figure 5.6 – Comparaison des capacités optimisées des différents points du front de Pareto de
la simulation initiale. Les valeurs affichées sont arrondies : un électrolyseur est optimisé à 0,2 MW
pour le premier système.
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Figure 5.7 – Comparaison du fonctionnement des stockages des deux points extrêmes du front
de Pareto de la simulation initiale sans demande en hydrogène.
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Figure 5.8 – Comparaison des stockages optimisés et des lignes renforcées dans le cas de la simula-
tion initiale sans demande en hydrogène ; (a) optimum économique, (b) optimum environnemental.

Une analyse de sensibilité a été menée sur cette simulation initiale afin de mesu-
rer l’impact des scénarios pris en compte.
Dans le cas du scénario de production électrique Intermittent, davantage de sto-
ckages batterie est requis pour les deux points extrêmes du front de Pareto. Une
augmentation de la capacité de 9 % seulement du point de vue de l’optimum écono-
mique, contre une augmentation de 122 % du point de vue de l’optimum environne-
mental.
Pour un scénario climatique suivant le scénario 3 du projet BRIO, ainsi que pour
une augmentation de la consommation selon les différents scénarios à disposition,
ce sont les stockages hydrogène qui subissent une augmentation de la capacité de
l’ordre de 50 % pour les deux système extrêmes.

5.5.2 Comparaison des fronts de Pareto
Afin d’étudier les réactions de l’optimisation face aux variations d’autres para-

mètres, différentes simulations sont comparées.
1. Simulation initiale : telle que décrite dans la Sous-section 5.5.1.
2. Batteries à 50 MWh : une contrainte sur la taille maximale des batteries à

50 MWh à chaque poste source est ajoutée.
3. Batteries à 25 MWh : une contrainte sur la taille maximale des batteries à

25 MWh à chaque poste source est ajoutée.
4. CF à 0,5 : le facteur de charge des électrolyseurs à chaque poste source est

contraint à 0,5.
5. GWP sans recyclage : l’étape de recyclage n’est pas prise en compte dans

l’estimation du GWP des différentes technologies à dimensionner.
6. Contrainte géographique : aucune nouvelle batterie ou technologie hydrogène

n’est autorisée sur huit postes source. Ces postes source sont ceux identifiés
comme pouvant se trouver dans des zones sensibles dans le Chapitre 2 (forte
urbanisation, mouvements de terrain ou zone de présomption de prescription
archéologique).

La taille maximale des batteries est étudiée, afin d’analyser si les optimisations
réalisées sur-dimensionnent celles-ci. L’utilisation de plus petites batteries (par rap-
port aux capacités obtenues dans le Chapitre 3) permettrait une baisse de l’emprise
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au sol, une installation possible dans des zones fortement urbanisées, ou encore une
moindre utilisation de la ressource en eau dans le cas d’un incident. La simulation
n°2 n’impliquant aucune différence dans les résultats, la simulation n°3 a été propo-
sée.
La simulation n°4 permet d’analyser si le facteur de charge introduit dans le Cha-
pitre 4 a une influence sur un système sans consommation d’hydrogène. Ce facteur
a été baissé à 0,5 (comparé à 0,9 dans le Chapitre 4).
La simulation n°5 permet finalement d’analyser les résultats d’un système énergé-
tique sans filière de recyclage des matériaux des batteries, des électrolyseurs ou des
piles à combustibles. En effet, l’importance du recyclage sur les émissions calculées a
été démontrée dans le Chapitre 4. Cette démarche pourrait considérablement réduire
les besoins en ressources [259] et, à terme, contribuer à diminuer les importations
de batteries, tout en favorisant l’émergence d’une filière locale dédiée au recyclage.

Les différents fronts de Pareto obtenus sont visibles sur la Figure 5.9. Pour rappel,
les deux fonctions objectifs sont définies aux équations 5.4 et 5.5. Le calcul des coûts
impliqués a aussi été détaillé plus tôt dans le manuscrit à travers les équations 2.12,
2.13 et 3.1.
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Figure 5.9 – Fronts de Pareto obtenus des différentes simulations sans demande en hydrogène.
Deux simulations n’ont pas été représentées, car chevauchant la simulation initiale sur tous les
points : celle avec la taille des batteries limitées à 50 MWh, et celle avec les contraintes géogra-
phiques prises en compte.

Sur cette figure, seuls les résultats de quatre simulations sont représentés. En effet,
les résultats des simulations n°2 et n°6 ne sont pas représentés. Le front de Pareto
de ces deux simulations n’a pas été tracé car très proche sur tous les points avec
celui de la simulation initiale.
En effet, la limitation de la taille des batteries à 50 MWh pour les 25 postes source ne
contraint pas les installations sur l’île globalement (capacité installée totale inférieure
à 1 GWh dans tous les cas). Cette contrainte impose une répartition des batteries
installées, et les coûts ainsi que les émissions de CO2 restent similaires.
L’observation est la même concernant les contraintes géographiques : les technologies
initialement optimisées pour un poste source ensuite retiré sont déplacées au poste
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source le plus proche. Les résultats économiques et environnementaux restent ainsi
similaires.

Concernant les résultats tracés sur la Figure 5.9, plusieurs observations peuvent
être faites. Les détails des dimensionnements obtenus pour les deux points extrêmes
de chaque front sont visible dans la Table 5.4.
Comme attendu, le fait de ne pas prendre en compte la phase de recyclage des batte-
ries, piles à combustible et électrolyseurs entraîne un impact environnemental global
du système plus important. Si les coûts sont similaires au début du front de Pareto,
ceux-ci augmentent à mesure que le système se rapproche de l’optimum environ-
nemental. En effet, au dernier point, la capacité installée des stockages hydrogène
est plus de deux fois supérieure à celle des batteries. Dans la simulation initiale, les
capacités énergétiques des deux types de stockages sont proches.
Ensuite, la limitation des batteries à 25 MWh à chaque poste source constitue une
véritable contrainte sur le système : lors de la simulation initiale, la capacité installée
totale en batterie dépasse les 625 MWh pour le premier point du front de Pareto.
Pour répondre à cette contrainte, davantage de stockage hydrogène doit être installé,
impliquant des coûts plus importants. Plus le système se rapproche de l’optimum
environnemental, plus la capacité des batteries diminue, et le front de Pareto tracé
rejoint celui de la simulation initiale (cf. Figure 5.8).
Enfin, la contrainte sur le fonctionnement des électrolyseurs constitue une fois de
plus une contrainte importante. Dans la simulation initiale ceux-ci ont un facteur de
charge au maximum d’une dizaine de pourcents selon les points étudiés. L’optimum
économique est proche de celui de la simulation initiale, avec des installations de
stockage similaires, et une diminution de la puissance nominale des électrolyseurs
pour permettre un fonctionnement plus régulier.
Du point de vue de l’optimum environnemental cependant, aucune technologie hy-
drogène n’est installée, des batteries de plus grande capacité sont installées et cer-
taines lignes ont une capacité optimisée plus importante. Cela implique des coûts
moins importants que dans le cas de la simulation initiale.

Batteries Électrolyseur Stockage H2 PAC
Opt. éco. Opt. env. Opt. éco. Opt. env. Opt. éco. Opt. env. Opt. éco. Opt. env.

N°1 655 MWh 213 MWh 0,2 MW 69 MW 2 tH2 8 tH2 6 MW 17 MW
N°3 568 MWh 213 MWh 19 MW 69 MW 12 tH2 8 tH2 33 MW 17 MW
N°4 663 MWh 504 MWh 0,02 MW 0 2 tH2 0 5 MW 0
N°5 655 MWh 121 MWh 0,2 MW 110 MW 2 tH2 11 tH2 6 MW 24 MW

Table 5.4 – Résultats de la comparaison des fronts de Pareto des différentes simulations. Pour
les simulations, aucune ligne n’est à renforcer pour l’optimum économique, alors que cinq lignes le
sont pour l’optimum environnemental.

En conclusion de cette section, nous avons vu que de nombreux paramètres
peuvent influencer les résultats de dimensionnement des installations : critères éco-
nomique ou environnemental, contraintes de fonctionnement des technologies, ou
encore maximisation des capacités installées. Chaque paramètre doit être étudié en
amont pour permettre une intégration optimale des moyens de stockages dans un
système énergétique.
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5.6 Cas avec demande en hydrogène pour la
mobilité

Dans un deuxième temps, une demande en hydrogène pour la mobilité est consi-
dérée dans le système énergétique. Ceci permet d’analyser si des résultats différents
de ceux décrits dans le Chapitre 4 peuvent être obtenus suite à la prise en compte
de la ré-injection de l’hydrogène dans le réseau électrique.
Le même scénario de base que dans la Section 5.5 sera utilisé, avec différents cas
de demande en hydrogène. Le premier cas considérera une demande pour le réseau
d’autocars inter-urbains. Le deuxième cas prendra en compte une demande pour
une ligne ferroviaire, et le troisième cas modélisera une demande en hydrogène (et
en électricité) pour la conversion du secteur maritime au e-ammoniac. Toutes ces
demandes ont été détaillées dans le Chapitre 4.

La Figure 5.10 représente les fronts de Pareto obtenus pour chaque simulation.
Comme attendu suite à la modélisation des différentes consommations additionnelles
modélisées, le cas maritime est plus impactant sur les deux fonctions objectif prises
en compte.
La Table 5.5 compare les résultats obtenus pour chaque extremum de ces fronts aux
résultats du Chapitre 4, simulés à nouveau avec le scénario de consommation EE.
Les mêmes contraintes de fonctionnement ont été prises, c’est-à-dire un facteur de
charge pour les électrolyseurs et compresseurs de 0,9, et un état de charge minimal
des stockages haute pression hydrogène pour les simulations avec autocars et train.
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Figure 5.10 – Fronts de Pareto obtenus des différentes simulations avec demande en hydrogène.

Les puissances des électrolyseurs et compresseurs ne sont pas comparées, car
égales à celles obtenues dans les résultats du Chapitre 4. On remarque que le dimen-
sionnement des optimums économiques avec possibilité de stockage hydrogène BP
sont proches des résultats obtenus sans ces installations ; l’utilisation des stockages
hydrogène basse pression permet de diminuer la capacité les batteries installées de
l’ordre de la dizaine de mégawattheures dans les cas autocars et train.
Dans le cas de l’optimum environnemental, le renforcement des lignes électriques
permet une réduction des besoins en batteries additionnelles. Un investissement
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Autocars Train Maritime
Modélisation du
Chapitre 4 Stockage HP 5,1 tH2 4,5 tH2 13,7 tH2

Batteries 701 MWh 698 MWh 892 MWh
Renforcement x x x

Opt. économique Stockage HP 5,2 tH2 4,6 tH2 13,7 tH2
Stockage BP 1,8 tH2 2,2 tH2 0
PAC 5,4 MW 6,6 MW 0
Batteries 652 MWh 638 MWh 892 MWh
Renforcement x x x

Opt. environnemental Stockage HP 3,8 tH2 3,6 tH2 0,7 tH2
Stockage BP 8,2 tH2 8,5 tH2 0,5 tH2
PAC 15,8 MW 15,9 MW 0,3 MW
Batteries 212 MWh 213 MWh 0

Renforcement 5 lignes
jusqu’à 79 MVA

5 lignes
jusqu’à 78 MVA

12 lignes
jusqu’à 86 MVA

Table 5.5 – Comparaison des extremums des points du front de Pareto dans le cas d’une simulation
avec une demande en hydrogène. Les données renseignées sont des données totales pour toute l’île.

plus important des moyens de stockage basse pression est aussi constaté.
Dans le cas d’une simulation avec prise en compte de la transition du secteur ma-
ritime, aucune batterie additionnelle n’est requise, le système fonctionnant avec les
deux batteries déjà installées sur l’île actuellement, et avec un stockage hydrogène
basse pression de 500 kilogrammes.
Ces résultats soulèvent la limite des données prises en compte, un impact environ-
nemental très faible ayant été utilisé pour le renforcement des lignes électriques. Les
autres points du front de Pareto présentent une variation semblable à ceux de la
Section 5.5.

En conclusion de cette section, les résultats obtenus confirment ceux obtenus
précédemment : les paramètres économiques et environnementaux influencent le di-
mensionnement des installations énergétiques. Cependant, la prise en compte d’une
consommation en hydrogène pour la mobilité terrestre impacte peu le réseau : les
besoins en stockage hydrogène BP, en batteries et en pile à combustible sont proches
de ceux de la simulation n°1 de la section précédente. Dans le cas de la mobilité ma-
ritime cependant, les besoins en stockage dans le cas d’un optimal environnemental
pourraient être considérablement réduits. Pour rappel, la taille des stockages hydro-
gène n’est pas contrainte dans ce cas, en raison de l’incertitude entourant la demande
journalière modélisée. Cette réduction des besoins en stockage se répercute sur un
renforcement de plus d’un quart des lignes du réseau électrique, paramètre dont
l’impact environnemental est difficile à quantifier.

5.7 Cas de « sécheresse énergétique »
Un dernier cas, particulièrement intéressant du point de vue énergétique, sera dé-

taillé dans ce chapitre. C’est le cas de sécheresse énergétique, spécifiquement contrai-
gnant dans le cas d’un réseau non interconnecté comme l’est celui de La Réunion.
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5.7.1 Contexte
Le cas de sécheresse énergétique, aussi connu sous le terme allemand « Dunkel-

flaute », représente une succession de plusieurs jours où les conditions météorolo-
giques ne sont pas favorables à la production éolienne et photovoltaïque [262–265].
Dans un système énergétique où ces énergies intermittentes produisent une part
importante du mix électrique, une baisse de la production sur plusieurs jours peut
être problématique. Dans le cas d’un réseau interconnecté, des importations d’éner-
gie sont possibles, par exemple de régions dont les conditions météorologiques sont
favorables. Dans le cas d’un réseau isolé, d’autres moyens de production d’électri-
cité pilotables doivent être utilisés en contrepartie, comme des centrales thermiques
ou de l’hydro-électricité par exemple. Le dernier moyen possible est le recours aux
moyens de stockage de l’électricité.
Les auteurs de [266] utilisent des données météorologiques historiques enregistrées
au Japon pendant 28 ans pour démontrer que les capacités en stockage nécessaires
dépendent principalement de ces périodes de sécheresse énergétique. De plus, via
une minimisation des coûts, les résultats montrent la nécessité d’utiliser un stockage
hydrogène saisonnier pour répondre aux problématiques soulevées par ces périodes,
conjointement avec une batterie pour absorber les fluctuations journalières et ainsi
réduire les besoins en stockage et donc les coûts.
Dans [267], ce sont 35 années de données météorologiques collectées en Allemagne
qui sont utilisées. Les auteurs montrent qu’une optimisation sur chaque année in-
dividuellement (minimisation des coûts) a tendance à sous-estimer les besoins en
stockage nécessaires, comparé à une optimisation sur les 35 années en une fois. Ces
stockages se font principalement sous forme de réserves sous-terraines d’hydrogène
(aucun autre moyen de stockage de l’hydrogène n’est considéré). Toujours en Alle-
magne, les auteurs de [268] modélisent un cas particulier de sécheresse énergétique
pour quantifier les besoins en stockage sous-terrain d’hydrogène, en comparaison à
un cas « classique ».
Enfin, ce sont les données de 15 années qui sont utilisées dans [269] pour un cas
Australien. Une nouvelle fois, les auteurs insistent sur l’importance de simuler plu-
sieurs années en une seule fois, afin de prendre en compte l’ensemble des impacts
d’une ou de plusieurs périodes avec une baisse de la production éolienne et/ou pho-
tovoltaïque. Cependant, cette étude ne conclut pas en faveur du stockage long terme.
L’utilisation de centrales thermiques entraînerait des coûts moins importants (pas de
considération des impacts environnementaux dans l’article). Les auteurs conseillent
aussi de diversifier les sources d’énergie, par exemple avec l’installation d’éoliennes
offshore.

5.7.2 Le cas de La Réunion
L’île de La Réunion, avec ses nombreux micro-climats, sa géographie spécifique,

et la faible saisonnalité de ses profils météorologiques, n’est pas particulièrement
soumise à de longues périodes sans soleil et/ou sans vent.
Les conditions particulièrement défavorables à l’exploitation des filières PV et éo-
lienne pendant plusieurs jours consécutifs pourraient survenir lors des épisodes cyclo-
niques durant l’été austral. Durant ces épisodes, la couverture nuageuse est impor-
tante, et le vent est trop fort pour que des éoliennes puissent exploiter son énergie.

Afin d’étudier la pertinence de l ’utilisation de l’hydrogène comme stockage
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d’énergie sur le long terme, plusieurs années sont simulées en une seule optimi-
sation. Comme cela a été présenté dans le Chapitre 2, plusieurs jeux de données
météorologiques locales ont été obtenus. Cependant, sur le jeu de données avec le
plus d’années disponibles (de 2000 à 2020), de nombreuses données sont manquantes.
La méthodologie suivie est donc d’utiliser pour chaque poste source les données ho-
raires disponibles de la station météo la plus proche. Ainsi, d’une heure à une autre,
la station dont la donnée utilisée est tirée peut varier. Quand des données sont man-
quantes pour toutes les stations à la même heure, une valeur nulle est attribuée.
En raison de l’absence de données historiques de vent en mer, la production éolienne
offshore a été estimée à l’aide des données terrestres de la station la plus proche.
Celle-ci est par conséquent sous-estimée. De plus, le vent en mer étant plus régulier
que sur terre, les cas de « sécheresse énergétique » obtenus ici pourraient être sur-
estimés.
Les simulations sont effectuées sur des périodes de cinq ans, afin de limiter les
ressources informatiques nécessaires (mémoire, temps de calcul). Les scénarios de
consommation précédemment évoqués ont de nouveau été utilisés (consommation
EE, parc de voitures 100 % électrique avec recharge pilotable à 80 %, utilisation
des bus urbains semblable à l’utilisation en 2017). Le scénario de puissances instal-
lées Combiné 2050 a aussi été utilisé, et seulement une minimisation de la fonction
objectif économique est effectuée.

Stockage BP Batteries Renforcement
2000-2004 44 tH2 1,5 GWh x
2005-2009 18 tH2 1,5 GWh x
2010-2014 78 tH2 1,5 GWh x

Table 5.6 – Description des résultats obtenus pour une optimisation économique sur une durée
de cinq ans.

Les principaux résultats obtenus sont détaillés dans la Table 5.6. Seules trois
simulations sur les quatre prévues entre 2000 et 2019, ont pu être réalisées. La der-
nière simulation, couvrant les années allant de 2015 à 2019, n’a pas convergé après
plusieurs essais, dont une simulation d’une quarantaine d’heures.
Dans la Table 5.6, on remarque des capacités importantes de stockage, sans aucun
renforcement nécessaire sur les lignes du réseau électrique. Des puissances d’électro-
lyseur allant jusqu’à 3 MW pourraient être nécessaires.
La Figure 5.11 détaille, pour chaque simulation, l’état de charge des stockages hy-
drogène au cours des cinq années simulées. Sur celle-ci, on observe une utilisation
très intermittente de l’énergie stockée sous forme d’hydrogène. Pour rappel, une
contrainte du problème d’optimisation fixe un fonctionnement cyclique des stockages
sur l’intégralité de la simulation, avec une tolérance de 10 % (éq. 4.6).

La Figure 5.12 détaille l’état du système sur une partie des chutes importantes de
l’état de charge des stockages hydrogène. Sur celle-ci, on remarque que le stockage
hydrogène est utilisé lors d’une forte baisse de la production photovoltaïque. En
particulier pour la Figure 5.12b, l’île traversait un épisode de très fortes pluies [270].

L’hydrogène pourrait ainsi être utilisé dans les territoires non interconnectés afin
de fournir de l’énergie dans les cas où la production photovoltaïque venait à bais-
ser sur une journée ou deux. Cependant, comme évoqué précédemment, les données
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météorologiques utilisées confirment que La Réunion n’est pas sujette à des épisodes
où la production photovoltaïque serait en baisse significativement plus de deux jours
consécutifs. Une utilisation aussi intermittente de l’hydrogène ne serait ainsi peut-
être pas nécessaire, et d’autres moyens de stockage pourraient être employés. Une
meilleur gestion de la demande (effacement ou pilotage par exemple) pourrait aussi
être mise en place.
Pour définitivement conclure sur la pertinence de l’utilisation de l’hydrogène comme
moyen de stockage de l’électricité sur le long terme, de nouvelles simulations pour-
raient être faites, prenant en compte l’impact environnemental, une limitation des
tailles des batteries, ou encore un jeu de données dépassant les cinq années.
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(a) Simulation de 2000 à 2004.
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(b) Simulation de 2005 à 2009.
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(c) Simulation de 2010 à 2014.

Figure 5.11 – État de charge des stockages hydrogène résultant des simulations sur cinq ans avec
des données météorologiques historiques.

5.8 Conclusion
Dans ce chapitre, l’hydrogène a été intégré aux simulations comme moyen de

stockage de l’électricité. Afin d’évaluer sa pertinence selon un deuxième critère en-
vironnemental, une optimisation bi-objectifs a été mise en place, prenant en compte
les émissions de dioxyde de carbone des filières de production d’électricité ainsi que
le potentiel de réchauffement global pour certaines technologies. Ce critère a été
introduit dans le Chapitre 4.
Plusieurs simulations ont été menées, avec ou sans demande en hydrogène pour la
mobilité. Globalement, les résultats obtenus montrent qu’un optimum économique
favorise l’installation de stockages, en particulier des batteries, sans grand impact
sur les lignes du réseau électrique. Dans le cas d’un optimum environnemental, le
renforcement des lignes électriques est favorisé en raison des hypothèses effectuées.
Les quantités de stockage utilisées baissent, avec légèrement plus de capacités ins-
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tallées en hydrogène.
Le sujet de sécheresse énergétique a ensuite été introduit, afin de caractériser

l’utilisation de l’hydrogène sur plusieurs années consécutives, comme moyen de sto-
ckage inter-saisonnier.
Les résultats obtenus montrent l’importance de mener des simulations sur plusieurs
années avec des données réelles, en considérant également l’impact sur la consom-
mation énergétique qui est susceptible d’être influencée par ces épisodes météorolo-
giques. En effet, sur les simulations réalisées, l’hydrogène est utilisé en particulier
lors des journées caractérisées par une faible production photovoltaïque. Le contexte
géographique de La Réunion permet cependant de limiter les besoins énergétiques
exceptionnels, qui se limitent aujourd’hui à quelques occurrences tous les cinq ans.

Tous les aspects énergétiques n’ont pas pu être pris en compte dans ce dernier
chapitre, et des impacts restent à étudier. Par exemple, le changement climatique
aura un impact certain sur les conditions locales et les événements extrêmes. De
plus, la demande en hydrogène pour la mobilité n’a pas été considérée dans ces
dernières simulations sur plusieurs années. Enfin, la question du stockage d’aussi
importantes quantités d’hydrogène (jusqu’à 80 tH2 dans la Section 5.7) n’a pas été
abordée dans le présent travail. Les résultats obtenus doivent ainsi constituer une
base de réflexion pour les études à venir sur le sujet.
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(b) Période du 14 au 21 février 2006.
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(c) Période du 27 janvier au 03 février 2011.

Figure 5.12 – Répartition du mix électrique sur trois périodes des simulations. La filière de
production ETM a été retirée du graphique pour aider à sa lecture.
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CHAPITRE 6

Conclusion générale
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6.1 Résumé du travail effectué
Les systèmes insulaires, avec des contextes énergétiques contraints qui leur sont

propres, sont sujets d’étude communs pour des objectifs d’autonomie électrique voire
énergétique. En particulier, le travail de thèse avait comme objectif de modéliser
un réseau insulaire, évaluer la faisabilité de son objectif d’autonomie électrique,
puis analyser l’utilisation de l’hydrogène pour atteindre un objectif d’autonomie
énergétique. Le travail a été appliqué au cas de La Réunion.

Après avoir exposé les contraintes énergétiques auxquelles sont soumis les terri-
toires insulaires, le Chapitre 1 a présenté plus en détail la situation énergétique de
l’île de La Réunion : contexte géographique, importations, consommation, parc de
production électrique, présentation du réseau et obstacles parfois rencontrés.
L’hydrogène a ensuite été introduit, et ses différentes utilisations possibles dans un
réseau insulaire ont été présentées ; en particulier, l’hydrogène comme carburant
pour la mobilité ou comme moyen de stockage de l’électricité a été introduit.
Ce chapitre introductif s’est conclu sur la présentation du projet HyLES, étudiant
l’intégration de l’hydrogène dans le réseau électrique corse, réunionnais et polyné-
sien, ainsi qu’une comparaison des spécificités de ces trois territoires français.

C’est dans ce contexte que l’étude d’un réseau électrique insulaire a été amorcée
dans le Chapitre 2. Après une comparaison de différents travaux sur le sujet ainsi
que de différents outils existants, l’utilisation de l’outil PyPSA pour notre étude
a été détaillée. Le problème d’optimisation a été décrit, avec une modélisation du
réseau par ses différents postes source et ses lignes de transport de l’électricité, et
une fonction objectif minimisant les coûts d’investissement et les coûts de fonction-
nement de celui-ci. Dans un premier temps, les variables d’optimisation introduites
ont été le fonctionnement horaire du réseau sur une année (production, stockage),
ainsi que l’investissement dans de nouvelles batteries et dans le renforcement des
lignes.
Afin de finaliser la modélisation du système électrique de La Réunion, les diffé-
rentes données utilisées ont été décrites : transport, production et consommation
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électriques, ainsi que température, rayonnement ou vent. Finalement, les modèles
de production photovoltaïque et éolien à employer pour le cas d’étude ont été déter-
minés, et les modèles de production des filières hydraulique et ETM ont été abordés.

Une fois le réseau insulaire actuel modélisé, l’objectif d’autonomie électrique sur
le long terme, avec une étude intermédiaire sur le moyen terme, a pu être étudié dans
le Chapitre 3. Dans celui-ci, différents scénarios de production et de consommation
électrique ont été proposés sur les deux horizons considérés. Ceux-ci ont ensuite
été comparés, sur des paramètres techniques (production suffisante pour satisfaire
la demande, investissement dans du stockage, renforcement des lignes électriques),
économiques (coûts d’investissements) et environnementaux (emprise au sol, émis-
sions de GES sur une année, consommation en eau).
D’un point de vue technique, un seul scénario de production électrique permet de
répondre au scénario de consommation électrique le moins favorable. Ce scénario
prévoit une exploitation maximale des potentiels photovoltaïque, éolien, hydrau-
lique et géothermique locaux, ainsi que des filières biomasse et ETM. Un tel choix
d’orientation ne sera pas sans conséquences sur les coûts d’investissement et la sur-
face occupée par les installations électriques, mais pourrait cependant réduire les
émissions de GES et la consommation en eau de celles-ci.
Le chapitre s’est conclu sur une évaluation des impacts du changement climatique
sur le territoire réunionnais sur le très long terme. Si l’évolution de la température de-
vrait avoir une influence négligeable sur la production photovoltaïque, une augmen-
tation notable de la consommation électrique pourrait être observée. La Table 6.1
résume les différentes modélisations qui ont été faites dans ce chapitre, ainsi que
dans les deux chapitres suivants.

Dans le Chapitre 4, la question de la mobilité a été abordée. Ce secteur consom-
mant de grandes quantités d’énergies fossiles, sa transition est indispensable pour
parvenir à l’objectif d’autonomie énergétique fixé par le gouvernement français pour
les différents territoires d’Outre-mer.
Le cas d’un réseau d’autocars a d’abord été étudié, comparant la mobilité électrique
à batterie à la mobilité électrique avec pile à combustible et hydrogène, sur des
critères d’autonomie, de coût total de possession et de potentiel de réchauffement
global. Si cette étude a donné raison à l’utilisation de l’hydrogène dans un des cas
étudiés grâce à l’autonomie procurée et au faible temps de ravitaillement attendu,
l’électrique à batterie reste plus intéressant sur le moyen terme sur des aspects éco-
nomiques et environnementaux.
L’installation d’une ligne ferroviaire à La Réunion a ensuite été considérée, avec
de nouveau une comparaison économique entre solution hydrogène et solution élec-
trique à caténaire. Le potentiel de réchauffement global de la solution hydrogène a
été évalué, afin de permettre une comparaison par rapport au cas des autocars.
Finalement, la transition du secteur maritime, avec la production de e-ammoniac,
et celle du secteur aérien, avec la production de e-kérosène, ont été étudiées. Cette
dernière impliquerait à elle seule une consommation électrique deux fois supérieure à
la consommation annuelle actuelle de La Réunion, ainsi que des besoins en dioxyde
de carbone et en eau non négligeables. La transition du secteur maritime, quant à
elle, est possible sur le long terme, et ses impacts sur le réseau électrique local seront
limités.

Enfin, le Chapitre 5 a introduit l’utilisation de l’hydrogène comme moyen de
stockage de l’électricité aux différents postes source du réseau modélisé. Après la mise
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en place d’une optimisation bi-objectif prenant en compte les émissions de dioxyde
de carbone, les résultats obtenus ont permis de tracer différents front de Pareto.
Si une optimisation économique favorise l’utilisation des batteries, une optimisation
basée sur le potentiel de réchauffement global des technologies favorise l’utilisation
de l’hydrogène comme moyen de stockage. De nombreux paramètres sont cependant
à prendre en compte afin de confirmer les tendances obtenues, comme l’utilisation
d’un facteur de charge pour la production d’hydrogène, la limitation de la taille des
batteries installées, ou le nombre d’années pris en compte pour les simulations.

Chapitre Objectif Horizon Optimisé Demande H2
Stockage H2

réseau

Chapitre 3 Autonomie
électrique 2030, 2050 Batteries, lignes Non Non

Chapitre 4 Autonomie
énergétique 2050

Électrolyseurs,
stockages H2,

batteries, lignes

Autocars (2030),
train,

secteur maritime,
secteur aérien

Non

Chapitre 5 Autonomie
énergétique 2050

Électrolyseurs,
stockages H2,

PAC,
batteries, lignes

Oui Oui

Table 6.1 – Récapitulatif des modélisations dans les Chapitres 3 à 5.

6.2 Réponse aux problématiques
Le travail effectué a permis de répondre aux différentes problématiques soulevées

dans le chapitre introductif.
Q1. Dans quelles mesures l’hydrogène peut-il contribuer à la transition énergétique,

notamment dans un contexte insulaire ?
Dans un nombre de cas restreint, l’hydrogène peut être intéressant pour la mobilité
terrestre lourde. Celui-ci propose en effet, avec les technologies connues aujourd’hui,
une autonomie suffisante lorsque le parcours l’impose, pour un temps de ravitaille-
ment court.
Dans le cas ferroviaire, la solution hydrogène présente un coût total de possession
légèrement inférieur à la solution électrique à caténaire. Dans les cas maritime et
aérien, l’hydrogène fait partie des solutions envisagées pour la production de car-
burants alternatifs. En particulier pour le secteur maritime, une production locale
serait possible à La Réunion.
Ensuite, le présent travail a permis de montrer que l’utilisation de l’hydrogène comme
moyen de stockage de l’électricité serait particulièrement pertinente lors de baisse
de la production photovoltaïque. Davantage d’études doivent cependant être menées
pour conclure définitivement sur le cas de La Réunion.
Q2. Quels paramètres ont le plus d’influence sur l’optimisation des systèmes éner-

gétiques dans une zone non-interconnectée ?
Dans le modèle open-source développé 1, des optimisations du réseau électrique sur

1. Accessible sur le dépôt GitHub du projet HyLES une fois le présent travail de thèse terminé.
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des critères économique et environnemental ont été mises en place et testées. Ces
deux critères étant en conflit, il a été possible de tracer un front de Pareto pour
chaque système simulé. Bien que l’impact environnemental considéré ne prenne en
compte que les émissions d’équivalent CO2, les résultats obtenus ont montré des
différences par rapport à un optimal économique : moins de batteries utilisées, des
électrolyseurs de plus grand capacité, ou encore davantage de lignes électriques ren-
forcées.
Tout au long du manuscrit, les différentes tendances dessinées ont été évaluées selon
des critères de consommation énergétique, de consommation d’eau, ou de contrainte
géographique. Ces deux derniers paramètres sont parmi les plus importants pour la
transition énergétique locale. En effet, la ressource en eau et la ressource foncière
sont particulièrement vulnérables dans un cas insulaire.
Enfin, la performance des technologies, peu évaluée dans le présent manuscrit en
raison de fortes incertitudes d’évolution, aura une influence à ne pas négliger sur les
besoins en capacité et en puissance des différentes technologies considérées.

6.3 Perspectives
Plusieurs perspectives peuvent être envisagées pour aller plus loin sur le sujet

étudié.

Étude de la consommation

Comme cela a été détaillé dans le Chapitre 2, des données de consommation
électrique précises n’ont pu être obtenues avant la fin du projet. De nombreux para-
mètres concernant la consommation électrique peuvent ainsi être pris en compte afin
de renforcer la fiabilité des résultats obtenus. Entres autres paramètres : la variation
de la courbe de charge, la consommation des véhicules électriques, celles des réseaux
de bus urbains, ou une évolution sur le long terme différente selon les postes source.
Si un travail plus précis venait à être souhaité, l’échelle utilisée au niveau spatial (ré-
seau de distribution) ou au niveau temporel (pas de temps de l’ordre de la minute)
pourrait être revue en fonction des données à disposition.

Sur la question de la consommation de la mobilité, seules quelques situations
ont été considérées : solution hydrogène avec PAC ou électrique à batterie pour les
autocars, e-ammoniac pour le secteur maritime et e-kérosène pour le secteur aérien.
Afin de permettre un tour d’horizon plus complet de la situation, des carburants
alternatifs pourraient être étudiés pour la mobilité lourde, et d’autres solutions
pourraient être comparées pour les secteurs aérien et maritime, comme l’utilisa-
tion d’autres électro-carburants, ou l’utilisation de l’hydrogène pur.
L’évolution des usages de la mobilité n’a pas pu être modélisée pleinement, en raison
des incertitudes sur celle-ci. Une évolution de la mobilité des habitants de territoires
insulaires, contrainte ou non, pourrait être définie d’une façon plus fine que ce qui
a été fait dans le présent travail, à partir d’enquêtes de terrain par exemple, ou
d’observations dans des territoires à contexte similaire.

Si le travail présenté s’est concentré sur les applications mobilité et stockage
réseau, l’utilisation de l’hydrogène pour la fabrication locale d’engrais azotés n’a
pas été abordée. Pourtant, chaque année plusieurs dizaines de milliers de tonnes
d’engrais minéraux et de synthèse sont importés à La Réunion. Si une volonté de se
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détacher de ces importations sur les territoires insulaires venait à être formulée, les
futurs travaux sur le sujet devront par conséquent modéliser la chaîne énergétique
locale correspondante.

Bien qu’abordée, la problématique de la consommation en eau n’a pas été étudiée
en détail dans le présent manuscrit. De futurs travaux devront se pencher sur la
question, sachant que cette ressource est déjà sujette à quelques problématiques à
La Réunion. En effet, des coupures d’eau sont déjà mises en place occasionnellement
dans certaines régions de l’île quand l’eau vient à manquer. De plus, en raison du
contraste climatique entre la côte Est, arrosée, et la côte Ouest, sèche, une galerie
souterraine avait été creusée entre la fin du XXème siècle et le début du XXIème siècle,
afin de permettre une meilleure répartition de la ressource en eau. Cependant, de
nombreuses pertes sont observées, et la ressource reste rare sur la côte Ouest. Ainsi,
de telles contraintes géographiques devront être prises en compte pour une meilleure
planification de la transition énergétique locale sur le long terme.

Bien qu’elle soit liée à la consommation, la dimension sociale n’aura été que très
peu traitée. Pourtant, elle est à la base des sujets étudiés [271]. Par exemple, des
hypothèses ont été faite sur l’électrification des véhicules électriques. Aujourd’hui,
l’accès à ceux-ci est encore limité, que ce soit en termes de coûts [272] ou en termes
d’infrastructures. De même, pour une utilisation massive des transports en commun,
des aménagements importants devront être faits. Pour que la transition énergétique
se déroule dans de bonnes conditions, il sera nécessaire de garantir une certaine
justice sociale, en veillant à ce que personne ne se sente lésé par ces changements.

Évolution des hypothèses

Compte tenu de son approche prospective, le présent travail a nécessité la formu-
lation et l’utilisation d’un certain nombre d’hypothèses pour les simulations. Celles-ci
pourraient être nuancées dans un prochain travail, et d’autres pourraient être élabo-
rées : différente capacité initiale des lignes électrique, évolution des prix, évolution de
la législation, rupture technologique, ou encore prise en compte de crises politiques.
Comme évoqué dans le Chapitre 5, le critère environnemental actuellement limité
aux émissions d’équivalent CO2 pourrait être enrichi pour inclure d’autres para-
mètres, tels que l’artificialisation des sols, l’acidification des océans, ou encore la
consommation des ressources. La méthodologie présentée dans le présent manuscrit
restera la même, seules les données d’entrées seront à changer.

La modélisation du réseau pourrait aussi être complétée afin de prendre en
compte une production électrique décentralisée ou des moyens de stockage à l’échelle
résidentielle. Toutes ces changements permettent de prendre en compte et de nuan-
cer un grand nombre d’évolutions possibles du réseau électrique local. Les résultats
obtenus pourront alors être utilisés par des décideurs locaux, dans le cas par exemple
de l’élaboration de feuilles de routes de planification énergétique.

Développement d’un marché mondial de l’hydrogène

Dans le présent travail, seule une utilisation « simplifiée » de l’hydrogène a été
étudiée. Dans un futur travail, un marché de l’hydrogène pourrait être pris en compte
avec les pays voisins. La volonté de développer l’hydrogène est forte en Australie,
et des exportations sont prévues. De même, l’Afrique du Sud pourrait devenir un
producteur important d’hydrogène sur le long terme. Cela pourrait constituer une
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opportunité pour l’île de la Réunion, par exemple pour décarboner le secteur aérien.
Tous ces facteurs devront être considérés dans le cas d’une consommation d’hy-
drogène à La Réunion, que ce soit pour la mobilité ou pour d’autres usages. De
même, aucun transport d’hydrogène n’a été considéré localement. Cela pourrait se
développer sur le long terme, selon les trajectoires suivies dans les années à venir.
Par exemple, des pipelines pourraient être mises en places. Les contraintes géogra-
phiques détaillées dans le présent manuscrit pourraient cependant être un frein à
un tel développement. Si un transport limité est nécessaire, celui-ci pourrait se faire
par camion.

Le présent travail de thèse a donné comme résultats certaines tendances, et de
nombreux paramètres font l’objet d’hypothèses en raison de leur incertitude. La
mise en place d’expérimentations pourrait permettre de lever certaines d’entre elles.
Par exemple, l’hydrogène, que ce soit comme carburant pour la mobilité ou comme
moyen de stockage de l’électricité, pourrait être testé à une échelle spatiale réduite.
Ceci permettrait de vérifier par exemple la consommation de véhicules à pile à
combustible, ou d’évaluer le fonctionnement des électrolyseurs ou piles à combustible
dans un cas tropical, c’est-à-dire avec une forte humidité et une chaleur parfois
importante. Si de telles conditions venaient à contraindre le fonctionnement des
systèmes, des adaptations devraient être mises en place, comme par exemple des
installations dans les hauteurs de l’île, où la température ambiante est généralement
moins élevée.

Réplicabilité

Le code développé permettant de modéliser et optimiser le réseau électrique d’un
territoire insulaire a comme but initial de pouvoir être appliqué à n’importe quel
cas d’étude. Seules quelques données initiales, propres à chaque territoire, sont né-
cessaires à la bonne utilisation de l’outil.
Afin de vérifier sa réplicabilité, un futur travail pourrait consister en la comparai-
son de différents futurs énergétiques de territoires insulaires, obtenus avec le code
développé. Cela permettrait aussi de comparer l’intégration de l’hydrogène dans dif-
férents contextes énergétiques insulaires. Des contacts ont d’ores et déjà été établis
avec des acteurs de l’énergie d’un autre DROM français, en vue d’un potentiel travail
de réplicabilité.

Pour terminer, l’impact carbone de la thèse a été évalué dans l’Annexe B. Bien
que le contexte de cette thèse ait été particulier, entre deux laboratoire situés à plus
de 10 000 km l’un de l’autre, des axes de réflexion ont été proposés afin de réduire
l’impact carbone d’un travail de thèse en général.
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ANNEXE B

Estimation de l’impact carbone de
la thèse

L’objectif de cette annexe, inspirée de [273], consiste à évaluer les émissions de
gaz à effet de serre liées à la thèse effectuée sur trois ans. Suivant la méthodologie
présentée dans le manuscrit dont la présente courte étude est tirée, les émissions
prises en compte proviennent de quatre postes d’émissions différents : les déplace-
ments professionnels, les trajets entre le domicile et le lieu de travail, l’achat de
matériel informatique et la consommation d’électricité induite.

Déplacements professionnels
Le travail de thèse a entraîné plusieurs déplacements, que ce soit pour des confé-

rences nationales ou internationales, des enseignements, des formations doctorales,
des séminaires ou encore des réunions de projet. De plus, il a été convenu dès le dé-
but du travail que la thèse se déroulerait pour moitié à La Réunion, impliquant au
moins un aller-retour en avion. Les trajets effectués sont résumés dans la Table B.1.
Les émissions moyennes de CO2 de certains trajets ont été fournies lors de la réser-
vation. Afin d’avoir une base de calcul similaire pour chaque déplacement, celles-
ci n’ont pas été prises en compte et ont été recalculées. La méthodologie décrite
dans [201] a été suivie, et les différents paramètres utilisés sont décrits dans la
Table B.2. La consommation des différents avions est déterminée à partir du kilo-
métrage parcouru et du nombre de passagers transportés. Dans le cas de la voiture,
les émissions totales (résumées dans la Table B.1) ont été divisés par quatre, prenant
en compte le nombre de passagers présents dans le véhicule lors du trajet.
Les résultats montrent ainsi un total de 3,7 tCO2eq émises pour les déplacements
professionnels lors des trois années de thèse. Sans surprise, les trajets les plus impac-
tants sont ceux effectués en avion, dans le cadre du déménagement à La Réunion et
de la conférence internationale en Serbie. Il est cependant important de rappeler que
le déplacement à La Réunion a été nécessaire pour se rendre compte des différentes
contraintes locales existantes. Le déplacement en Serbie quant à lui a été mutualisé
avec une période de vacances et une réunion du projet HyLES.

Trajets domicile-travail
Le deuxième poste des émissions considéré est celui des trajets domicile-travail.

Lors de la première moitié de la thèse, la majorité de ces trajets a été effectuée à
vélo, et aucune émission ne sera considérée.
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Déplacement Motif Moyen Distance
(km)

Émissions
(kgCO2eq)

Belfort - Besançon Rentrée FEMTO-ST Voiture 190 4,8
Belfort - Dijon Rentrée ED SPIM Voiture 366 9,2
Belfort - Corse Réunion projet HyLES TGV, Avion 2 688 259,8
Belfort - Besançon (AS) Séminaire FEMTO-ST Autocar 95 3,2
Belfort - Montbéliard Enseignement TER 15 1,2
Belfort - Le Croisic Conférence JCGE TGV 1 776 6,0
Paris - St-Denis Déménagement Avion 18 670 1 550,1
St-Denis - Belgrade Conférence PowerTech Avion 21 525 1 883,7
Paris - Belfort Réunion projet HyLES TGV 873 2,9
St-Denis - St-Gilles Plénières FrH2 Voiture 72 1,8
St-Denis - Port Louis Conférence SESAI Avion 462 54,0

Table B.1 – Description des déplacements effectués au cours des trois années de thèse. Tous sont des
déplacements en aller-retour, sauf un spécifié comme allé simple (AS).

Moyen Facteur d’émission Consommation /passager
Avion Corse 3,075 kgCO2eq./L 0,046 L/km
Avion Réunion 3,075 kgCO2eq./L 0,027 L/km
Avion Belgrade 3,075 kgCO2eq./L 0,038 L/km
Avion Maurice 3,075 kgCO2eq./L 0,038 L/km
TGV 0,048 kgCO2eq./kWh 0,070 kWh/km
TER 3,170 kgCO2eq./L 0,025 L/km
Autocar 3,160 kgCO2eq./L 0,042 L/km
Voiture 2,800 kgCO2eq./L 0,036 L/km

Table B.2 – Facteurs d’émissions et données de consommation pour les moyens de déplacement
empruntés. Toutes les données sont tirées de [201], excepté la consommation de la voiture, tirée
de [274] et assimilée à celle d’une Clio.

Durant les douze premiers mois de la seconde moitié de la thèse, les trajets quotidiens
ont été effectués en téléphérique. Une consommation de 0,448 kWh/km/passagers
et un facteur d’émission de 0,78 kgCO2eq/kWh sont considérés [201]. Ainsi, un total
de 234,4 kgCO2eq ont été émis. À titre de comparaison, avec un mix électrique
d’origine métropolitaine (0,048 kgCO2eq./kWh [201]), ces émissions ne seraient que
de 14 kgCO2eq.
Durant les six derniers mois de la thèse, des trajets ont été effectués en voiture à
hauteur de trois jours par semaine en moyenne. En prenant en compte des trajets en
téléphérique le reste du temps, un impact de 76,8 kgCO2eq est obtenu pour ces six
derniers mois. La différence d’impact obtenue souligne l’importance de décarboner le
mix électrique réunionnais pour encourager l’électrification des moyens de transport
locaux, ainsi que pour encourager les réunionnais à les utiliser.
Au final, un total de 311,2 kgCO2eq est obtenu pour les trajets domicile-travail
sur les trois années de thèse.

Achat de matériel informatique
Le troisième poste d’émission considéré est celui de l’achat de matériel informa-

tique. Durant les trois années de thèse, quatre écrans et trois unités centrales ont
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été utilisées. D’après la base Empreinte de l’ADEME [130], le facteur d’émission
d’un écran de 23,8 pouces est de 248 kgCO2eq, et celui d’une unité centrale est de
169 kgCO2eq. En considérant que ce matériel informatique a déjà été utilisé par
d’autres personnes, et le sera encore à l’avenir, on attribuera un tiers des émissions
au présent travail. Cela représente un total de 500 kgCO2eq.

Consommation du matériel informatique
Le quatrième poste d’émission considéré est celui de la consommation électrique

des équipements informatiques. En effet, la totalité des résultats présentés dans le
présent manuscrit ont été obtenus à l’aide de simulations informatiques. On suppo-
sera ainsi une utilisation d’environ 8 000 heures, dont la moitié ayant été à Belfort
et l’autre moitié à La Réunion. En considérant une puissance moyenne de 200 W,
cela représente 800 kWh sur chaque territoire. En prenant en compte l’impact des
mix électriques de chaque territoire, cela représente un total de 662,4 kgCO2eq
(dont 624 kgCO2eq pour l’année et demie à La Réunion).

La consommation électrique dans les bureaux, que ce soit en lumière, en clima-
tisation, en ventilation ou en chauffage a été négligée. Les résultats obtenus sont
résumés dans la Table B.3.

Poste Émissions
Déplacements professionnels 3 677 kgCO2eq
Trajets domicile-travail 311 kgCO2eq
Matériel informatique 499,7 kgCO2eq
Consommation informatique 662,4 kgCO2eq
Total 5 150,1 kgCO2eq

Table B.3 – Total des émissions durant les trois années de thèse.

Un total de 5,2 tCO2eq est obtenu pour les trois années de thèse, soit environ
1,7 tCO2eq par année. En considérant que, pour atteindre les objectifs fixés par
l’Accord de Paris, l’empreinte carbone annuelle moyenne par personne doit être de
2 tCO2eq, l’impact d’un tel travail de thèse est en mesure baisser dans les années à
venir.
En effet, des améliorations sont possibles. Sur le poste d’émissions le plus important,
les déplacements professionnels, il est important de privilégier les conférences acces-
sibles en train. Il est aussi nécessaire que les universités et laboratoires autorisent les
personnels à privilégier le train même si un trajet en avion plus rapide est possible.
Cette pratique commence à émerger dans certaines entreprises, mais reste encore
marginale.
Concernant le deuxième poste d’émissions du présent travail de thèse, il est impor-
tant de ne pas systématiquement acheter du matériel neuf pour chaque nouveau
doctorant. En effet, avec une bonne utilisation, un matériel informatique doit durer
plus de trois ans.
Les différents calculs détaillés ont montré l’importance d’avoir un mix électrique
décarboné. Peu d’améliorations peuvent être proposées ici afin de réduire l’intensité
carbone du mix électrique de La Réunion, autres que les résultats présentés dans le
développement du présent manuscrit.

193



194



ANNEXE C

Données nécessaires au
fonctionnement du modèle

Dans cette annexe, les données utilisées par le modèle d’optimisation sont re-
groupées.

Données réseau
La liste des données du réseau électrique, propres à chaque cas d’étude, est

renseignée dans la table ci-dessous.

Données Spécificité
Postes source Nombre, localisation
Production électrique Puissance nominale, poste source affilié
Consommation électrique Puissance horaire sur 1 an, poste source affilié
Lignes électriques Longueur, capacité, postes source reliés

Table C.1 – Données nécessaires du réseau électrique, propres à chaque cas d’étude.

Données technico-économiques
Les données techniques et économiques sont utilisées pour l’optimisation éco-

nomique du modèle. Dans la table suivante, les tirets correspondent à une valeur
identique en 2030 et en 2050, alors que les croix indiquent que la valeur n’est pas
nécessaire pour l’horizon visé, la filière de production n’étant pas considérée dans le
présent manuscrit.

Technologie Paramètre 2030 2050 Unité Source
PV CAPEX 840 640 k€/MW [123]

O&M fixe 10,7 8,9 k€/MW/an [123]
Durée de vie 40 - ans [123]

Eolien onshore CAPEX 2 - M€/MW [78]
O&M fixe 13,4 12,1 k€/MW/an [123]

O&M variable 1,44 1,3 €/MWh [123]
Durée de vie 30 - ans [123]

Eolien offshore CAPEX x 1,64 M€/MW [123]
O&M fixe x 33 k€/MW/an [123]

195



O&M variable x 3,25 €/MWh [123]
Durée de vie 30 - ans [123]

Hydraulique CAPEX 3,13 - M€/MW [78]
O&M fixe 2 - % CAPEX [78]

O&M variable 1 - €/kWh Hypothèse
Durée de vie 50 - ans [78]

TAC bioéthanol CAPEX 1,5 - M€/MW [78]
O&M variable 94 - €/MWh [78]
Disponibilité 0,5 - / Hypothèse
Durée de vie 30 - ans [78]

Biogaz CAPEX 5,4 - M€/MW [78]
O&M variable 15 - €/MWh [78]
Disponibilité 0,5 - / Hypothèse
Durée de vie 30 - ans [78]

Biomasse locale CAPEX 2,2 - M€/MW [78]
O&M fixe 80 - k€/MW/an [78]

O&M variable 172,5 - €/MWh [78]
Durée de vie 20 - ans [78]

Biomasse liquide Coût importation 40,23 x €/MWh [124]
Bagasse CAPEX 4,6 - M€/MW [78]

O&M fixe 140 - k€/MW/an [78]
O&M variable 60 - €/MWh [78]

Coût importation 5,65 x €/MWh [124]
ETM CAPEX x 8,8 M€/MW [125]

CAPEX base x 43,7 M€ [125]
O&M fixe x 3 % CAPEX [125]

O&M variable x 250 €/MWh [57]
Durée de vie 30 - ans [78]

Géothermie CAPEX x 2,53 M€/MW [123]
O&M fixe x 21,2 k€/MW/an [123]

O&M variable x 6,23 €/MWh [123]
Durée de vie 30 - ans [123]

TAC fioul/gazole CAPEX 360 x k€/MW [124]
O&M fixe 9 x k€/MW/an [123]

O&M variable 6,38 x €/MWh [123]
Coût importation 40,23 x €/MWh [123]

Électrolyseur CAPEX 410 - €/kW [180]
O&M variable 154 184 €/MWh [196]

O&M fixe 2 - % CAPEX / an [180]
Consommation 50 - kWh/kgH2 [196]
Durée de vie 15 - ans [196]

Compresseur CAPEX 550 400 €/kW [180]
O&M fixe 4 - % CAPEX / an [180]

Consommation 1,68 - kWh/kgH2 [195]
Durée de vie 15 - ans [180]

PAC CAPEX x 40 €/kW [180]
Rendement x 0,65 / [180]
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Durée de vie x 10 ans [123]
Stockage hydrogène CAPEX 1350 733 €/kgH2 [36, 218]

O&M fixe 3 - % CAPEX / an [158]
Durée de vie 30 - ans [36]

Batterie CAPEX 660 270 k€/MWh [36]
O&M fixe 570 - €/MWh/an [36]

O&M variable 1,91 1,7 €/MWh [36]
Durée de vie 25 30 ans [36]

Auto-décharge 0,1 - %/jour [36]
Efficacité de charge 0,985 - / [36]

Efficacité de décharge 0,975 - / [36]

Table C.2 – Données techniques et économiques utilisées pour les optimisations.

Données environnementales

Les données environnementales utilisées sont de deux types. Les premières concernent
le facteur d’émission des technologies de production d’électricité. Celles-ci sont dé-
crites dans la table suivante, et sont liées à la fabrication et à la maintenance des
technologies. Pour les filières biomasse et fossile, la phase de combustion est aussi
prise en compte. Toutes les données viennent de [130].

Technologie GES (kgCO2eq/MWh)
PV 43,9
Eolien onshore 14,1
Eolien offshore 15,6
Hydraulique 6
Biomasse 228,3
Bagasse 228,3
TAC bioéthanol 342,4
Biogaz 342,4
ETM 20
Géothermie 45
TAC fioul/gazole 730

Table C.3 – Facteurs d’émission des technologies de production d’électricité.

Les secondes données environnementales utilisées sont celles du potentiel de ré-
chauffement global (GWP) des batteries, électrolyseur, stockage d’hydrogène et pile
à combustible. Celles-ci sont rappelées dans la table suivante. L’impact de la phase
de transport des technologies n’est pas pris en compte, car pouvant varier selon les
cas d’étude.
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Technologie GWP sans recyclage GWP avec recyclage Référence
Batterie LFP 227,72 kgCO2eq/kWh 127,45 kgCO2eq/kWh [200]
Batterie NMC 160,85 kgCO2eq/kWh 128,48 kgCO2eq/kWh [200]
Électrolyseur 378,4 kgCO2eq/kW 244,58 kgCO2eq/kW [260]
Stockage H2 8,49 kgCO2eq/kWh x [199]
PAC 42,94 kgCO2eq/kW 29,47 kgCO2eq/kW [199]

Table C.4 – Données de GWP des technologies sans la phase de transport.

Données météorologiques
Les différentes données météorologiques nécessaires sont listées dans la table sui-

vante. Celle-ci peuvent ensuite être utilisées au sein de modèles de production de
l’électricité dépendant des conditions météorologiques. Ceux-ci doivent être déter-
minés en avant, pour chaque cas d’étude.

Données Spécificité
Température Horaire, poste source, TMY
Rayonnement Horaire, poste source, TMY
Vent Horaire, poste source
Précipitations Annuelle, poste source

Table C.5 – Données du météorologique, propres à chaque cas d’étude.
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