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Résumé 
 

Le récent développement des technologies décentralisées (DER) remet en question la pertinence 
des structures tarifaires des opérateurs de distribution. Cette étude présente un modèle simple 
permettant, à l’échelle d’un consommateur, de qualifier la pertinence de différentes structures 
tarifaires relativement à l’installation d’un équipement photovoltaïque (PV) ou à l’adoption de 
pratiques de recharge de véhicule électrique (EV). Les résultats obtenus sur un profil de 
consommation résidentiel typique indiquent que ces deux technologies ont le potentiel de 
profondément changer les caractéristiques de consommation, en induisant la décorrélation entre 
volume d’énergie consommé et amplitude des pics de consommation. De plus, la recharge EV 
domestique est caractérisée par un appel en puissance très important. Même reportées dans des 
heures de faible consommation, les recharges EV sont ainsi susceptibles de créer des pics de 
consommation massifs. Ces modifications des profils de charge se retrouvent de façon inégale 
dans l’évolution du revenu des opérateurs de distribution, en fonction du type de structure 
tarifaire retenu. Si l’introduction d’une composante horaire peut permettre aux opérateurs de 
distribution de limiter le phénomène de spirale de la mort causé par l’autoproduction PV, ce 
type de tarification peut au contraire avoir un effet contre-productif lorsque conjuguée à des 
usages faciles à reporter comme la recharge EV. En considérant que les coûts de distribution 
reposent principalement sur l’amplitude des pics de puissance, la prise en compte de la 
puissance maximale appelée semble être nécessaire à la construction de structures tarifaires de 
distribution justes et performantes. 
 

Abstract 
 

Due to the growing importance of Decentralized Energy Resources, regular rate design used by 
Distribution System Operators (DSOs) are becoming outdated. Scaled to a residential 
consumer, this study introduces a simple model to qualify the relevance of different rate 
structures to face the adoption of photovoltaic rooftop technologies (PV) and the daily charge 
of an electric vehicle (EV). Simulations show that both technologies are to have a major impact 
on household’s typical load profile, increasing the decorrelation between volumetric energy 
consumption and peak demand. In addition, EV’s recharge is powerful enough to create huge 
power peak, even when it occurs in a usually low consumption period. In terms of DSOs’ 

                                                 
* Ce rapport a été produit sous la supervision de Pierre-Olivier Pineau, Fellow CIRANO, professeur 
titulaire, Département de sciences de la décision, et titulaire de la Chaire de gestion du secteur de 
l’énergie, HEC Montréal. Ce rapport a aussi été publié dans la série rapports d’étude et les cahiers de 
recherche de la Chaire de gestion du secteur de l’énergie à HEC Montréal, energie.hec.ca. 
† Étudiant à CentraleSupelec. Stage de projet de recherche – HEC Montréal / CIRANO. 



revenue, the impact of those new types of consumption highly depends on tariff’s structure. The 
introduction of temporally variable rates (ToU) may inhibit the death spiral phenomenon caused 
by PV’s penetration, but may be counterproductive when applied to easily postponed uses, such 
as EV reload. Considering that distribution costs mostly rely on peak power demand, it seems 
that the introduction of capacity related charges in future distribution rates is the only way to 
ensure a fair and efficient recovery of DSOs required revenue. 
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Avant-propos 
Ce rapport a été produit dans le cadre d’un projet de recherche au CIRANO sous la 

direction de Pierre-Olivier Pineau, titulaire de la Chaire de gestion du secteur de l’énergie à HEC 

Montréal. Il est associé à un autre rapport du même auteur, aussi publié par la Chaire sous 

l’intitulé « Structures tarifaires et spirale de la mort - Etat des lieux des pratiques de tarification 

dans la distribution d’électricité résidentielle » en juillet 2018. Le travail lié à la conception de 

ces deux rapports fait l’objet d’une soumission à la publication dans la revue Utilities Policy.  
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Introduction1 
Si les définitions des frontières techniques du secteur de la distribution d’électricité 

présentent une grande hétérogénéité (AF-Mercados, REF-E, Indra, 2015), on peut tout de même 

proposer la définition suivante : la distribution est l’étape de la fourniture d’électricité à un 

réseau d’usagers en basse tension. La distribution d’électricité est caractérisée par la 

prépondérance des coûts fixes (liés à l’infrastructure de réseau), sur les coûts variables (liés aux 

pertes en ligne, aux frais de maintenance et d’administration). Ces coûts fixes dépendent du 

dimensionnement du réseau, lequel doit être suffisant pour soutenir les pics de consommation 

ponctuels. 

 La question du recouvrement de ces coûts fait l’objet d’un débat académique de longue 

date (Hopkinson, 1892) (Boïteux & Stasi, 1952) (Bonbright, Danielsen, & Kamerschen, 1988). 

Aujourd’hui, la majorité des distributeurs d’électricité nord-américains sont rémunérés en 

fonction de la quantité d’énergie livrée aux consommateurs (Pineau & Langlois-Bertrand, 2016). 

Cependant, un ensemble de phénomènes désigné sous le terme générique de « spirale de la 

mort » amène de nombreux opérateurs de distribution à repenser leur politique tarifaire : en 

effet, l’émergence de nouvelles technologies limitant la consommation énergétique et les 

achats d’énergie sur le réseau, tout en ayant le potentiel de conserver les pics de puissance, 

entraîne un risque de diminution significative du revenu des distributeurs. Pour autant, les coûts 

supportés par le réseau ne diminuent pas, entraînant une augmentation générale des tarifs, 

lorsque ceux-ci sont essentiellement basés sur le volume des ventes. Cette augmentation des 

tarifs encourage davantage les utilisateurs à adopter ces nouvelles technologies – par exemple 

l’autoproduction photovoltaïque -, renforçant le phénomène d’érosion des revenus. 

 Le choix de la structure tarifaire joue un rôle central dans le mécanisme de spirale de la 

mort, influençant autant le revenu des distributeurs que le développement des technologies 

décentralisées. De nombreux modèles explorent en détail l’amplitude et les perspectives 

d’évolution de ces relations (Castaneda, Jimenez, Zapata, Franco, & Dyner, 2017; Castaneda, 

Franco, & Dyner, Evaluating the effect of technology transformation on the electrity utility 

industry, 2017; Hutchinson, Gibson, & Phaweni, 2016). Cependant, si un consensus existe sur la 

vulnérabilité des structures tarifaires volumétriques traditionnelles aux phénomènes d’érosion 

des revenus, la question des modes de tarification alternatifs à mettre en place est encore 

largement ouverte. En particulier, les acteurs impliqués dans les politiques tarifaires semblent 

balancer entre tarification dynamique et tarification en puissance (Beaufils, 2018).  

 Les premières études visant à comparer le comportement des différents modes de 

tarification de l’électricité résidentielle apportent pourtant des résultats intéressants. Si aucune 

structure tarifaire n’apparaît comme idéale (Brown, Faruqui, & Grausz, 2015; Schittekatte, 

Momber, & Meeus, 2018), la priorisation de l’une ou l’autre des attributs souhaitables favorise 

certaines structures tarifaires plutôt que d’autre. Ainsi, si les modes de tarification en puissance 

sont plus réflectifs des coûts de réseau, les revenus associés peuvent être plus volatils qu’avec 

une tarification volumétrique (Nijhuis, Gibescu, & Cobben, 2017). Enfin, très peu d’études 

                                                           
1 Cette introduction reprend quelques points saillants du rapport dédié au contexte général de la 
distribution d’électricité et au phénomène de spirale de la mort (Beaufils, 2018). 
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étudient au niveau local l’impact des structures tarifaires sur les profils de charge. A ce niveau, il 

apparaît pourtant que les structures volumétriques dynamiques sont susceptibles d’être un 

facteur de déstabilisation du réseau (Fridgen, Kahlen, Ketter, Rieger, & Thimmel, 2018), et 

pourraient limiter le potentiel de réduction des pics de consommation lié à l’utilisation de 

batteries à domicile (Pimm, Cockerill, & Taylor, 2018; Yan, Gu, Li, & Xiang, 2018). 

 Ce rapport cherche à approfondir l’étude de l’impact des technologies décentralisées 

sur les profils de charge des consommateurs résidentiels, et sur les revenus perçus par le 

distributeur, selon la structure tarifaire appliquée. L’objectif est de mettre en évidence la 

possibilité d’apparition de phénomènes comparables à une spirale de la mort sous certaines 

conditions de structures tarifaires et de scenarii technologiques. Pour ce faire, trois sections 

composent cette étude. La première présente la méthode retenue, et explore qualitativement le 

comportement de divers modes de tarification. La seconde section développe différents scenarii 

d’évolution du profil de charge d’un consommateur résidentiel. Ces scenarii d’évolution se 

concentrent sur le revenu collecté auprès d’un utilisateur moyen, en fonction de l’adoption ou 

non des technologies suivantes : production photovoltaïque (PV) et/ou recharge d’un véhicule 

électrique (VE). Enfin, la dernière section simule le revenu du distributeur, lié à un utilisateur, 

pour chaque scénario d’évolution de la demande et pour chaque mode de tarification. Cette 

simulation permet d’émettre un certain nombre d’observations sur le comportement des 

différentes composantes des structures tarifaires, et de conclure sur certains de leurs avantages 

respectifs.
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Principe de la modélisation 

Généralités 
 L’étude se concentre sur le profil de charge moyen d’un consommateur résidentiel type 

nord-américain. Le principe de la simulation est de comparer pour cet utilisateur l’impact 

attendu de l’adoption des technologies EV ou PV sur le profil de charge, au montant payé 

annuellement au distributeur pour cette même consommation. En dehors de l’adoption d’une 

ou l’autre technologie spécifique, on suppose que les usages des consommateurs n’évoluent 

pas, quelle que soit la structure tarifaire retenue. Cette hypothèse assez forte se justifie par le 

fait que l’ordre de grandeur des réductions de pics de consommation permise par la réponse 

aux signaux de prix est négligeable par rapport aux ordres de grandeur mis en jeu pour les 

technologies susnommées (Faruqui & Sergici, 2010). 

L’impact de deux technologies sera étudié : l’autoproduction photovoltaïque (PV) et la 

recharge à domicile d’un véhicule électrique (EV), avec ou sans optimisation de la période de 

charge. Leur sélection est justifiée par deux caractéristiques communes : 

 Ce sont des technologies existantes, dont la pénétration est pour l’instant réduite mais 

promises à une croissance importante à faible échéance, notamment en raison de la 

décroissance de leur coût. 

 Elles ont un impact important et irrégulier sur la consommation électrique. Par la nature 

de leur utilisation, ces technologies ont le potentiel de modifier de manière importante 

le profil de consommation journalier des ménages. 

Le revenu du distributeur d’électricité, lié à la consommation d’un ménage, est calculé pour 

une année de 365 jours. La consommation annuelle est modélisée par 3 paramètres 

quantitatifs :  

 La consommation annuelle, E, mesurée en kWh 

 La puissance maximale, P, mesurée en kW  

 Le rapport G entre la consommation énergétique en heures de pointe et la 

consommation totale, exprimé en pourcentages. 

La période de pointe est comprise entre 17 h et 22 h. 

Estimation des coûts 
 La question du coût réel de la distribution d’électricité associé à un profil de charge est 

très complexe. On peut cependant schématiquement diviser les coûts en plusieurs 

catégories (Nieto, 2016):  

 Coût de l’énergie (non considéré dans l’étude), associé à la production d’électricité, 

dépendant de la quantité d’énergie consommée et de l’heure de consommation. On 

peut inclure dans cette catégorie les pertes en ligne. 

 Capacité de production (non considérée dans l’étude), lié à la nécessité de disposer de 

suffisamment de centrales pour pouvoir répondre aux pics de consommation à l’échelle 

du réseau. 
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 Transmission, liée aux infrastructures de transport, dimensionnés sur les pics de 

consommation régionaux, avec un ajout pour assurer une marge de fiabilité. 

 Réseau de distribution primaire, constituant la colonne vertébrale du réseau de 

distribution, dont le dimensionnement dépend du pic de consommation agrégé et de la 

marge de fiabilité. 

 Equipements de distribution locale, associés à un très petit nombre de consommateurs 

individuels, dont le dimensionnement dépend de la taille de la connexion ou de la 

puissance souscrite. 

 Coûts administratifs des clients, regroupant l’ensemble des coûts non liés à la 

consommation électrique (administratifs, commercialisation, gestion du compteur…) 

Ces coûts sont fixes, et peuvent être recouverts par une composante mensuelle fixe. 

Dans ce qui précède, seuls les coûts énergétiques dépendent directement de la quantité 

d’énergie consommée. Pour les coûts liés à la puissance maximale, différentes échelles sont 

pertinentes pour la prise en compte du pic de consommation : d’individuel pour les 

équipements locaux, au réseau pour les capacités de production. En fonction du profil de 

consommation de chaque usager, celui-ci est susceptible de contribuer ou non aux pics de 

demande agrégés, rendant la notion de coïncidence du pic de consommation tout à fait central 

(Passey, Haghdadi, Bruce, & MacGill, 2017). Cela complique considérablement la « traçabilité » 

du coût d’un usage. 

Cette étude ne vise pas à étudier précisément l’influence de l’adoption de nouvelles 

technologies sur l’ensemble des coûts. Au contraire, nous nous intéressons ici à un profil de 

charge individuel. A cette échelle, il est vrai que la quantité d’énergie consommée n’a pas 

d’influence sur les coûts de distribution, alors que la puissance maximale appelée a au moins un 

impact sur les coûts de distribution locaux. Ainsi, bien que la relation entre puissance maximale 

et coûts de distribution soit complexes dans les faits, en première approximation, une 

augmentation de la demande maximale tend vers une augmentation des coûts pour le 

distributeur. De plus, on fait ici l’hypothèse que les coûts induits par la consommation initiale 

sont majoritairement irrécupérables (sunk cost) ; c’est-à-dire que les coûts déjà engagés pour 

fournir le service sont fixés et ne diminuent pas (Pérez-Arriaga & Bharatkumar, 2014). En 

conséquence, dans notre modèle, les coûts de distribution ne peuvent qu’augmenter lorsque la 

puissance maximale augmente, ou rester stable. 

Profil de charge 
 Afin de modéliser la demande d’un consommateur, des données de consommation 

résidentielles horaires moyennes ont été utilisées. Elles sont issues d’un jeu de données édité 

par l’EERE (Office of Energy Efficiency & Renewable Energy), un organisme américain dépendant 

du Département fédéral de l’énergie (EERE, 2018). Les profils de charge sont issus de simulation 

prenant en compte les paramètres suivants : 

 Les conditions climatiques, définies au niveau local d’après les données de la NSRDB 

(National Solar Radiation Data Base), collectées entre 1961 et 2005 (NREL, 2005).  

 Les caractéristiques définissant localement les caractéristiques d’un foyer moyen, tant 

en termes de bâti que d’équipement, provenant des résultats de l’enquête RECS 

(Residential Energy Consumption Survey) de 2005 (EIA, 2005).   
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Après comparaison des profils de charge de différentes villes de la banque de données, la 

ville de Chicago, dans l’Illinois, a été retenue comme cas d’étude. Présentant des hivers froids et 

des étés chauds, cette mégapole présente en effet un profil de consommation tout à fait 

typique, possédant des caractéristiques communes avec des villes au climat plus chaud comme 

avec des villes au climat plus rigoureux. Le profil de charge annuel de Chicago présente ainsi des 

pointes de consommation lors des mois d’hiver comme lors des mois d’été. 

Figure 1 – Consommation quotidienne moyenne au long d’une année type pour un consommateur résidentiel moyen 
dans 7 villes américaines 

Source : (EERE, 2018) 

 

 En dehors des variations saisonnières, l’ensemble des villes américaines examinées 

présentent de toute façon des profils de charge quotidiens moyens tout à fait comparables. 

Figure 2 - Profil de charge quotidien moyen pour un consommateur résidentiel dans 7 villes américaines 
Source : (EERE, 2018), conception par l’auteur 
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Tableau 1 - Comparaison du pic de consommation maximal dans 7 villes américaines, en moyenne sur les 10 plus gros 
pics de consommation observés 

Source : (EERE, 2018) 

Ville Pic de consommation annuel (kW) 

Anchorage (AL) 2,35 kW 

Los Angeles (CA) 1,88 kW 

Salt Lake City (UT) 1,97 kW 

New York (NY) 2,22 kW 

Detroit (MI) 1,72 kW 

Miami (FL) 1,77 kW 

Chicago (IL) 2,4 kW 

 

La méthode suivante est utilisée pour simuler l’impact des différents scenarii 

technologiques sur le profil de consommation moyen. Pour les facteurs E et g, un profil 

journalier moyen est calculé en moyennant pour chaque heure de la journée la consommation 

de chaque jour de l’année. Les profils de consommation EV et la production PV quotidiennes 

moyennes sont ensuite superposés à ce profil de consommation, et les résultats extrapolés sur 

l’année. Concernant le facteur P, sa nature ponctuelle empêche de le simuler à partir d’une 

journée moyenne. L’appel en puissance maximal est donc obtenu en superposant les données 

de consommation et de production EV et PV à un profil de charge « de pointe », correspondant 

au profil de charge moyen des 10 journées donnant lieu au plus haut pic de consommation 

annuellement. 

Une fois les facteurs P, E et g obtenus pour chaque scenario, le revenu associé à un 

consommateur moyen est calculé d’après la formule suivante : 

𝑅 = 𝑓 + 𝑑. 𝑃 + 𝐸. (𝐺. (𝑝𝐻𝑝 − 𝑝𝐻𝑐) + 𝑝𝐻𝑝) 

Les notations étant définies dans le tableau suivant. 

Tableau 2 - Paramètres du modèle 

Notation Description Unité 

R Revenu Unité monétaire/an 

P Puissance maximale annuelle  kW 

E Consommation d’énergie annuelle kWh/an 

G Part d’énergie consommée en heure de pointe  

f Prix de la composante fixe Unité monétaire/an 

d Prix lié à la demande maximale Unité monétaire/kW/an 

php Prix volumétrique en heure de pointe Unité monétaire/kWh 

phc Prix volumétrique en heure creuse Unité monétaire/kWh 

 Notre modèle ne fait pas de distinction entre la demande souscrite et la demande 

mesurée. Dans les faits, la plupart des pays où les tarifs incluent une composante en demande, 

celle-ci est souscrite. Un disjoncteur est alors installé chez l’usager, de sorte que lorsque la 

puissance appelée dépasse le seuil souscrit, le courant est automatiquement coupé. Ce mode de 

tarification est très répandu en Europe (Beaufils, 2018). Cela implique que le niveau de 
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puissance payé par le consommateur n’est pas nécessairement atteint. Le revenu moyen est 

ainsi supérieur au cas où c’est la demande mesurée qui est facturée.  

Sélection des structures tarifaires 
Pour un résumé des principes de tarification de l’électricité, une description des modes 

de tarification possibles et un exposé de leurs caractéristiques principales, il est conseillé de se 

référer à la revue tarifaire associée à ce rapport (Beaufils, 2018). Dans cette étude, nous nous 

limitons à l’examen des structures tarifaires simples, susceptibles d’être appliquées par défaut à 

l’ensemble de la clientèle résidentielle d’un distributeur. Les modes de tarification les plus 

complexes, comme le Real Time Pricing (RTP) ou le Critical Peak Pricing (CPP) ne sont pas 

considérées. Deux composantes caractérisent les structures tarifaires étudiées : 

 Volumétrique (statique ou dynamique) : dépendant de la consommation annuelle 

d’énergie (en kWh). Lorsque le tarif est statique, le prix de l’électricité est constant 

quelle que soit l’heure. Dans l’option dynamique, un tarif bihoraire est appliqué : entre 

17h et 22h (heures de pointe), le prix de l’électricité est doublé par rapport au reste de 

la journée. Dans ce cas, le prix de l’électricité est d’autant réduit en heure creuse, de 

sorte que la facture d’un consommateur moyen reste constante. 

 En puissance : en fonction de la demande maximale annuelle en puissance (en kW). Afin 

de limiter l’influence de phénomènes climatiques extrêmes sur les données, la 

puissance maximale retenue est en fait la valeur en moyennant la valeur des 10 pics de 

consommation les plus importants de l’année. 

L’influence des charges fixes sur la stabilité des revenus n’a pas été pris en compte dans 

la simulation, car elles ont un comportement très simple. En effet, les charges fixes ne 

dépendent pas de la consommation. Appliquées seules, elles procurent un revenu constant 

quelle que soit la consommation. Elles sont donc très peu efficientes et réflectives des coûts. 

Conjuguées à d’autres charges, elles réduisent simplement la sensibilité du revenu à l’évolution 

de la consommation. Cela peut permettre de limiter l’érosion du revenu, mais ralentit 

également l’augmentation de la contribution du consommateur lorsque son coût sur le réseau 

augmente.  

 Six structures tarifaires ont été retenues, basées sur des composantes en puissance 

et/ou volumétrique, horaires ou non. Chaque composante de tarification est testée seule, et 3 

structures associant charge volumétrique et charge en puissance sont examinées, avec un poids 

respectif différent de l’une à l’autre. La composition précise de chacun des tarifs est proposée 

en annexe. 
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Tableau 3 - Synthèse des structures tarifaires étudiées 

Tarif Sigle Paramètres utilisés pour la facturation Part du revenu liée au 
volume d’énergie 
consommé1 Puissance 

max 
Energie 
totale 

Sensibilité 
horaire 

En demande P X   0% 

Volumétrique 
statique 

V  X  100% 

Volumétrique 
dynamique 

ToU   X 100% 

Mixte statique P+V I X X  20% 

Mixte dynamique P+ToU X  X 20% 

Mixte statique 
renforcé 

P+V II X X  40% 

 Les trois premiers tarifs permettent d’illustrer le comportement isolé de chaque type de 

composante. Pour, les tarifs P+V I et P+V II diffèrent par la part relative de la composante 

volumétrique dans le tarif. Calculée sur le profil de consommation initiale, la part volumétrique 

du tarif P+V I correspond à 20% du prix total. Dans le second cas, elle représente 40% du prix. La 

comparaison entre ces deux options permet d’observer le rôle du ratio entre part en puissance 

et part volumétrique. Le tarif P+ToU a également été calibré de sorte à ce que la part 

volumétrique du tarif dans le cas initial soit de 20%. De sorte, nous pouvons comparer la 

différence entre le tarif volumétrique statique et le tarif volumétrique dynamique, avec ou sans 

composante en puissance.  

Données d’évolution de la demande 

Caractéristiques initiales 
Pour un foyer moyen, on observe d’importantes variations annuelles, principalement 

dues aux conditions météorologiques. En effet, les appareils de contrôle de température 

(radiateur électrique ou climatiseur), sont particulièrement énergivores, et sont utilisés sur de 

longues périodes. La ville de Chicago est caractérisée par un climat continental, avec des hivers 

froids et des étés chauds. Ce climat entraîne autant des besoins de chauffage importants en 

hiver que de climatisation en été. 

                                                           
1 Dans le scenario de consommation initial 
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Figure 3 - Profil de consommation annuel pour un consommateur résidentiel moyen à Chicago 
Source : (EERE, 2018) 

 

 La tendance globale semble indiquer des niveaux de consommations moyens plus 

importants lors des mois d’hiver (de décembre à février) que le reste de l’année. En été, alors 

que la consommation moyenne est plus faible, on observe des pointes de consommation très 

importantes, mais moins régulières qu’en hiver. Le pic annuel est atteint le 24 juillet à 21h, avec 

une pointe à 2,82 kW. La consommation annuelle moyenne est estimée à 9 294 kWh, dont 33% 

se fait en heure de pointe. Rappelons que l’heure de pointe est ici définie comme le créneau 

horaire 17h-22h, et couvre donc environ 20% de la journée. 

Tableau 4 - Données de consommation pour un consommateur résidentiel typique à Chicago 

Consommation quotidienne moyenne 25.4 kWh 

Consommation quotidienne maximale1 34 kWh 

Pic de puissance maximal (moyenne des 10 pics annuels) 2.4 kW 

Facteur de charge moyen 44% 

Facteur de charge lors d’une journée de pointe1 50% 

 

                                                           
1 En moyenne sur les 10 plus grosses journées 
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Figure 4 - Caractéristiques de consommation mensuelles pour un consommateur résidentiel typique à Chicago 

 

 La consommation horaire moyenne est sensiblement plus élevée en hiver que les autres 

mois de l’année. Elle atteint ainsi près de 1.3 kWh en janvier, contre 0.9 kWh au Printemps (mai-

juin). Cela s’explique principalement par l’augmentation des besoins de chauffage. En été, la 

climatisation n’entraîne pas une augmentation aussi importante de la consommation 

électrique ; la moyenne horaire mensuelle plafonne à 1 kWh tout l’été. On observe cependant 

des pics de consommation très importants en été, avec le maxima annuel atteint en juillet, à 

2.82 kW. Cela est lié à l’utilisation intermittente et ponctuelle de la climatisation, qui cause des 

pics de consommation importants sans augmenter significativement la consommation 

énergétique globale. Au contraire, un chauffage électrique à une consommation grossièrement 

constante sur la journée, et réhausse de la même valeur la consommation moyenne et le pic de 

consommation. L’analyse du profil journalier moyen des pointes de consommation hivernales et 

estivales fournit des éléments de compréhension supplémentaires. 

Figure 5 - Profil de charge quotidien pour un consommateur résidentiel moyen à Chicago lors d’une journée de pointe 
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 Le profil de consommation d’une journée moyenne est caractérisé par un pic de 

consommation atteint en fin de journée, entre 18h et 22h. Ce pic est lié au retour du travail, 

marqué notamment par l’utilisation d’appareils de forte puissance pour la préparation des 

repas. Le reste de la journée, la consommation électrique est habituellement plus faible, et 

atteint son minimum au milieu de la nuit.  

Les journées de pointe hivernales se distinguent par un profil similaire, mais à un niveau 

de consommation moyen supérieur. Cette augmentation globale de la consommation peut 

s’expliquer par des besoins de chauffage plus importants. Ceux-ci sont autant nécessaires 

durant la nuit que pendant la journée, d’où un rehaussement global du profil de charge par 

rapport à une journée moyenne. Au contraire, la chaleur estivale entraîne des besoins de 

climatisation principalement concentrés dans les journées, plus chaudes que les nuits. Cela 

explique la différence d’allure entre un profil estival et un profil moyen. De plus, l’utilisation de 

la climatisation est intermittente. L’augmentation de la consommation globale d’énergie est 

donc bien moins importante qu’en hiver, et on observe une relative décorrélation entre la 

quantité d’énergie consommée et le maximum de puissance atteint. 

Scenarii d’évolution de la demande 

Panneaux photovoltaïque (PV) 
Le photovoltaïque désigne un ensemble de technologies permettant de produire de 

l’électricité à partir du rayonnement solaire. La production PV dépend donc directement des 

conditions météorologiques locales. Pour notre étude, nous avons considéré les données 

d’ensoleillement sur une année de référence, fournies par le laboratoire américain des énergies 

renouvelables (NREL, 2018).On considèrera une installation horizontale. L’irradiation horizontal 

global (GHI) est le paramètre qui mesure la quantité d’énergie reçue chaque heure par unité de 

surface, en Wh/m². 

Figure 6 - Irradiation Horizontale Globale pour une journée moyenne à Chicago 
Source : (NREL, 2018) 

 

La valeur de l’ensoleillement dépend de la saison, de l’heure de la journée et des 

conditions météorologiques locales. En moyenne, il est maximal lorsque le soleil est au plus 

haut, et plus particulièrement l’été. Au contraire, il est plus faible en hiver. De même, la durée 

d’ensoleillement dépend de la saison. 
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Figure 7 - Pics de consommation et pics d'ensoleillement mensuels 

 

 De manière très globale, on constate que les caractéristiques de production PV varient 

largement durant l’année. En été, l’ensoleillement PV est maximal et coïncide avec les pics de 

consommation importants liés aux journées de forte chaleur. Au contraire, en hiver, 

l’ensoleillement est très faible. On assiste néanmoins à des pics de consommation importants. 

La technologie PV semble donc a priori susceptible de réduire les pics de consommation en été, 

mais pas en hiver. Même l’été, cependant, le pic de consommation survient entre 17 et 22h 

(figure 5), à des heures où la production PV est quasi-nulle. 

 Dans ce scenario, nous supposerons que la production PV excédentaire est réinjectée 

sur le réseau sur le principe du net metering. La production PV sera en priorité soustraite à la 

consommation électrique de l’usager. En cas de production instantanée excédant les besoins la 

consommation, le supplément sera soustrait à la consommation annuelle. En Amérique du 

Nord, la taille d’une installation moyenne est de 6 kWDC (Sherwood, 2013). Dans ce qui suit, 

nous limiterons cependant la puissance de l’installation à 3 kWDC. En effet, une installation de 6 

kWDC présente un impact démesurément important sur le profil de consommation moyen. Nous 

discuterons à la fin de ce rapport des implications de cette limitation de puissance.  

Figure 8 - Profil de charge moyen - Scenario PV 
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 Lors d’une journée moyenne, la production PV permet de réduire fortement le volume 

d’énergie consommée. De 8h à 14h, la production PV est même supérieure à la consommation 

moyenne. L’énergie excédentaire produite sur cette plage horaire est donc comptée 

négativement. Sur une journée, un panneau solaire de 3 kW produit ainsi en moyenne 12 kWh, 

pour l’essentiel en heure creuse. La consommation nette est donc diminuée de près de 50%.  En 

raison de la diminution de la quantité d’énergie consommée en heure creuse, la part de 

l’énergie consommée en heure de pointe augmente de 28 points de pourcentage, pour 

atteindre 62%.  

Figure 9 - Profil de charge en journée de pointe - Scenario PV 

 

 Cet impact moyen de la production PV sur la consommation varie fortement d’une 

saison à une autre. Ainsi, en hiver, la production photovoltaïque est très faible, et fortement 

concentrée au milieu de la journée. En conséquence, la production PV n’a aucune influence sur 

le pic de consommation. En été, l’ensoleillement est plus largement réparti sur la journée. Il est 

donc possible que la production PV permette ponctuellement de réduire légèrement l’amplitude 

du pic de consommation. Cependant, le potentiel de production PV reste globalement faible en 

fin de journée, et présente en moyenne une influence nulle sur la pointe de consommation. On 

considérera donc en toute généralité que l’installation d’une technologie PV n’a pas d’impact 

sur la puissance maximale annuelle. 

 En conclusion, l’impact du PV sur la demande d’un consommateur moyen se traduit par 

une diminution importante du volume d’énergie consommé, principalement en heure creuse. 

Cependant, les dispositifs PV n’ont pas d’impact significatif sur la consommation en heure de 

pointe. A court terme, la production PV ne semble donc pas être de mesure de réduire les coûts 

reposant sur le réseau de distribution, car l’appel en puissance maximal ne diminue pas. 

Véhicule électrique (EV) 
Souvent présentés comme une solution aux problèmes de pollution atmosphérique et 

de dépendance aux énergies fossiles, les véhicules électriques sont aujourd’hui une réalité, et 

leur pénétration dans le parc automobile pourrait modifier de façon importante les profils de 
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consommation. Pour notre modèle, nous utiliserons les données standards de recharges 

fournies par Hydro-Québec (HydroQuebec, 2015). Nous supposerons une recharge quotidienne 

du véhicule, dans le cadre d’une utilisation moyenne, de l’ordre de 18.000 km par an, soit 50 km 

par jour, ce qui correspond à une consommation quotidienne de 10,4 kWh, pertes incluses. Il est 

à noter que les pertes sont supposées constantes quel que soit le niveau de recharge retenu. 

Techniquement, en Amérique du Nord, 3 niveaux de recharge sont envisageables. 

Tableau 5 - Caractéristiques des bornes de recharges EV proposées au Québec 
Source : (HydroQuebec, 2015) 

Niveau de 
recharge 

Caractéristique 
de la prise 

Equipement 
nécessaire 

Energie 
consommée 
(kWh/jour) 

Puissance 
de la borne 
(kW) 

Temps de 
recharge 
approximatif1 

Niveau 1 120 V – 12 A 
(Prise standard) 

Câble 10.4 1.4 8 heures 

Niveau 2 240 V – 15 A 3.6 3 heures 

240 V  - 30 A 7.2 1 heure 30 

Recharge 
rapide 

Variable Borne 40 16 minutes 

Les différents types de recharges présentent des caractéristiques très variables, et 

auront donc des impacts différents sur le profil de consommation. Les niveaux 1 et 2 ne 

nécessitent pas d’infrastructures particulières, puisqu’elles peuvent être effectuées à l’aide d’un 

câble adapté. Une recharge de niveau 2 nécessite cependant l’intervention d’un professionnel 

pour adapter le réseau électrique domestique. Si le niveau 1 propose un temps de recharge 

particulièrement long, les bornes de niveau 2 permettent une rapidité de la recharge qui paraît 

tout à fait convenable. La recharge rapide semble au contraire peu pertinente pour un usager 

résidentiel. L’installation d’une borne est une opération compliquée, et relativement coûteuse. 

En outre, l’accès à un temps de charge aussi court ne présente à priori que peu d’intérêt pour 

l’usage considéré ici. 

Etant données les caractéristiques des différents types de recharge, c’est la recharge de 

niveau 2 qui semble la plus compatible avec un usage résidentiel. Nous considèrerons ici une 

prise de 15 A, qui a un impact plus modéré sur le pic de consommation. Nous modéliserons deux 

cas de recharge différents. Dans le cas standard, nous supposerons que la recharge du véhicule 

se fait au retour du travail, à 18h. Le second cas sera un cas optimisé, où la recharge a lieu lors 

du creux de consommation, à partir de 1h. Il est en effet probable que dans les régions où des 

tarifs dynamiques sont en application, les possesseurs de voiture électrique préfèrent reporter 

la charge en heure creuse, afin de profiter de tarifs plus avantageux. Nissan propose par 

exemple une application permettant d’automatiser la recharge d’un véhicule lors de la nuit 

(Nissan, 2018). 

                                                           
1 Dans l’hypothèse d’une utilisation quotidienne pour 50 km 
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Figure 10 - Profils de charge moyen – Scenarii EV 

 

 Malgré le choix d’un mode de recharge relativement raisonnable en termes de 

puissance, la recharge EV a dans les deux cas un impact massif sur le profil de charge d’un 

utilisateur moyen. La consommation annuelle augmente de l’ordre de 3.8 MWh, soit de 41% par 

rapport au consommateur moyen. Dans le cas standard, la recharge se fait intégralement en 

heure de pointe. On a ainsi une augmentation de 19 points de pourcentage de la part d’énergie 

consommée en heure pleine. Au contraire, lorsque la recharge a lieu en heure creuse, on 

observe une diminution de 10 points de pourcentage du même facteur, qui atteint alors 24%. 

L’optimisation de la recharge EV entraîne donc un report significatif de consommation vers les 

heures creuses. 

Figure 11 - Profils de charge en journée de pointe – Scenarii EV 

 

 En période de pointe, si la recharge du véhicule électrique n’est pas optimisée, elle se 

combine avec le pic de consommation préexistant et augmente d’un facteur 1.5 la puissance 

maximale soutirée au réseau. Le pic de consommation annuel passe ainsi de 2,4 à 6 kW. Même 
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lorsque la recharge est optimisée, la puissance requise pour la recharge seule du véhicule 

électrique entraîne une augmentation de 80% du maximum de puissance absolu, désormais 

estimé à 4.3 kW. 

 Ainsi, que la recharge soit optimisée ou non, les pratiques de recharge à domicile des 

véhicules électriques transforment profondément le profil de consommation des usagers qui 

l’adoptent. De plus, si les technologies d’optimisation de la recharge permettent de limiter le pic 

de consommation en fin de journée, elles sont en fait susceptibles de créer dans un nouveau pic 

de consommation nocturne, d’importance comparable ou supérieure au pic de fin de journée. 

Les pratiques d’optimisation de la charge pourraient d’ailleurs être favorisées par les structures 

tarifaires dynamiques. En effet, un tarif plus attractif en heure creuse encourage largement 

l’utilisateur à reporter sa recharge. Dans les deux cas, l’ampleur de l’augmentation du pic de 

puissance entraînera vraisemblablement des coûts supplémentaires pour le distributeur. 

EV + PV 
 Enfin, deux scenarii ont été considérés, simulant des consommateurs utilisant en même 

temps les technologies PV et EV. Les données utilisées correspondent à la combinaison des cas 

présentés précédemment. De nouveau, les cas de recharge optimisés ou non ont été distingués.  

Figure 12 - Profil de charge moyen - Scenarii EV+PV 

 

 En termes de volume d’énergie consommée, dans les hypothèses retenues, la 

production PV totale compense intégralement les besoins supplémentaires induits par la 

recharge EV. Elle l’excède même, de sorte que la consommation annuelle diminue de l’ordre de 

600 kWh, soit -6% par rapport à la consommation initiale. Dans le cas de recharge standard, la 

diminution de la consommation en heure creuse permise par la production PV se combine à 

l’augmentation liée à la recharge en heure de pointe. Ainsi, le taux de partage de la 

consommation entre heure de pointe et heure creuse augmente de 45 points de pourcentage : 

78% de la consommation quotidienne a alors lieu lors des 5 heures qui constituent l’heure de 

pointe.  Cependant, la production PV ne se superpose que très marginalement à la recharge EV. 

On retrouve donc le pic de puissance à 6 kW du cas EV standard. 
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 Lorsque la recharge est optimisée, les effets sur la part de la consommation d’énergie en 

heure de pointe de la production PV et de la recharge EV se compensent. Le taux de partage 

reste donc stable, avec une augmentation minime d’un point de pourcentage. En revanche, 

comme pour le cas EV optimisé, le pic de consommation augmente de près de 80%. 

 Les cas EV + PV font apparaître des distorsions très conséquentes du profil de 

consommation. Alors que la consommation électrique globale reste à peu près stable, le pic de 

demande augmente de façon extrêmement conséquente, même si la recharge du véhicule est 

optimisée. Dans le cas standard, la combinaison se traduit par une concentration de la 

consommation dans l’heure de pointe. Au contraire, l’optimisation de la recharge amène à la 

création d’un second pic de consommation, en heure creuse. 

Synthèse 
 Finalement, 5 scenarii d’évolution de la consommation ont été retenus : PV, EV non 

optimisé, EV optimisé, PV + EV non optimisé, PV + EV Optimisé. Le graphique suivant présente, 

pour chaque scenario, l’évolution en points de pourcentage de chacun des paramètres. 

Figure 13 - Impact des scenarii sur les paramètres de la demande 

 

 Tous les cas étudiés impliquant la technologie PV ont pour conséquence une diminution 

de la consommation énergétique annuelle. Cette diminution se concentrant sur des heures 

creuses, elle amène une augmentation de la concentration de la consommation dans les heures 

de pointe. 

Au contraire, les scenarii EV impliquent une augmentation importante de la 

consommation annuelle d’énergie, d’un ordre de grandeur comparable à la diminution liée à la 

production PV. Cette augmentation de la quantité d’énergie consommée s’accompagne d’une 

augmentation plus importante encore du pic de consommation. La puissance maximale appelée 

augmente d’un facteur 1.5 lorsque la recharge n’est pas optimisée, et de 80% lorsque la 

recharge a lieu pendant la nuit. Ce dernier cas implique également une diminution relative de la 

quantité d’énergie consommée en heure de pointe, et cause l’apparition d’un nouveau pic de 

consommation au milieu de la nuit.  
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Dans les scenarii combinés, la quantité d’électricité PV produite compense 

l’augmentation de la consommation induite par la recharge d’un véhicule électrique. Ce jeu à 

somme quasiment nulle masque cependant la très forte augmentation des pics de 

consommation. En effet, les périodes de production PV ne se superposent pas avec les périodes 

de recharges EV, et ne permettent donc pas de limiter les appels en puissance. La combinaison 

de ces deux technologies augmente donc l’asymétrie de la demande, en renforçant les pics de 

consommation et en affaiblissant les creux. A l’exception du volume d’énergie total, le cas de 

recharge standard augmente significativement toutes les grandeurs caractéristiques de la 

consommation. Au contraire, dans le cas optimisé, seule la puissance maximale augmente de 

façon substantielle. 

Finalement, les technologies EV et PV sont susceptibles de modifier fondamentalement 

les caractéristiques de consommation des usagers résidentiels. Deux phénomènes effets 

semblent entrer en compte : d’une part, les variations de la puissance maximale ont une 

amplitude largement plus importante que celles des autres grandeurs. D’autre part, les cas 

impliquant l’optimisation de la recharge EV impliquent la création d’un nouveau pic de 

consommation en dehors de l’heure de pointe, et donc un report relatif de la consommation 

vers les heures creuses. 

Résultats 
 Avant d’étudier l’évolution des revenus du distributeur dans les différents scenarii 

technologiques, il convient de rappeler deux éléments. Le premier est que par définition, 

l’évolution du revenu du distributeur est égale à l’évolution du coût payé par l’utilisateur. 

L’augmentation du revenu du distributeur se traduit donc par une l’augmentation de la facture 

du consommateur, et influence ses décisions d’investissement. Le second point est que nous 

nous intéressons ici uniquement à la part du prix de l’électricité liée au réseau de distribution. 

En fonction de la politique d’intégration des prix sur l’ensemble de la chaîne de valeur, les 

signaux de prix donnés par les tarifs étudiés peuvent être complétés, compensés ou même 

annulés par les autres composantes du prix. 

PV 
Le scenario de démocratisation du PV correspond au phénomène observé de « spirale 

de la mort ». Il se caractérise par une diminution importante de la quantité d’énergie 

consommée sur le réseau, sans diminution de la pointe de consommation en puissance. En 

outre, cette diminution du volume d’énergie consommée se concentre en heure creuse, de 

sorte que la part d’énergie consommée en heure de pointe augmente. 
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Figure 14 - Évolution des revenus - Scenario PV 

 

 Dans le scenario PV, la diminution massive de la quantité d’énergie soutirée entraîne 

une diminution très importante du revenu pour les structures tarifaires volumétriques. La 

diminution du revenu est directement liée à la part du tarif dépendant du volume d’énergie 

consommée. Ainsi, le doublement de la part de la composante en demande entre le tarif P+V II 

et P+V I permet de limiter de 10 points de pourcentage le phénomène de réduction des revenus. 

La concentration de la consommation dans les heures de pointe permet aux tarifs 

dynamiques d’être relativement beaucoup plus performants que les tarifs volumétriques 

statiques. Alors que le tarif V entraîne une diminution de 47% du revenu, le tarif ToU limite 

l’érosion à -36%, à un niveau comparable au tarif P+V I. La combinaison d’une part en puissance 

et d’une part volumétrique horaire semble particulièrement performante, la baisse de revenu 

étant circonscrite à 27% du revenu initial. 

Rappelons tout de même que dans le scenario PV, la puissance maximale soutirée ne 

diminue pas. Dans l’absolu, le coût supporté par l’usage au réseau restera à priori similaire à ce 

qu’il était initialement. Ici, le tarif P semble ainsi le plus représentatif des coûts réels.  

EV 
 Les scenarii mettant en jeu un véhicule électrique sont caractérisés par une 

augmentation importante de la quantité d’énergie consommée, mais aussi et surtout par la très 

forte augmentation du pic de consommation, en heure de pointe dans le cas standard, et en 

heure creuse dans le cas optimisé.  
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Figure 15 - Évolution du revenu - Scenario EV Standard 

 

 Lorsque la recharge a lieu en heure de pointe, le pic de puissance est multiplié par 1.5. Il 

est probable que cette situation entraîne une augmentation substantielle des coûts pour le 

distributeur. La consommation totale d’énergie augmente également, mais d’un facteur de 

l’ordre de 4 fois moins grand que le pic de puissance. En conséquence, le tarif V collecte un 

revenu qui paraît très insuffisant. L’adjonction d’une composante en demande permet 

d’augmenter sensiblement le revenu, et ce d’autant plus que la composante en puissance est 

importante. De plus, similairement à ce qui était observé dans le cas PV, ce scenario entraîne 

une concentration de la consommation dans les heures de pointe. En conséquence, le tarif ToU 

présente un revenu bien plus conséquent que V, avec 20 points de pourcentage de croissance 

en plus. Dans ce cas, l’utilisation d’un tarif ToU semble équivalente à l’adjonction d’une 

composante en puissance de l’ordre de 20% du tarif total. 

 Dans le cas d’un ToU, le coût supplémentaire est très conséquent pour le 

consommateur. Ce dernier est donc fortement incité à reporter la recharge EV en heure creuse. 

Figure 16 - Évolution du revenu - Scenario EV Optimisé 
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 Lorsque la recharge EV est optimisée, le pic de consommation a lieu en heure creuse. Si 

la valeur de demande maximale augmente moins fortement que dans le cas standard, on 

constate encore un pic tout de même 80% plus important que dans le cas initial, soit deux fois 

plus important que l’augmentation du volume d’énergie consommé. Une fois encore, il est 

probable que ce nouveau pic entraîne des coûts supplémentaires conséquents pour le 

distributeur. 

 Le pic de consommation étant moins élevé dans ce cas, la décorrélation entre 

l’augmentation de la puissance maximale et de l’énergie consommée est moins importante que 

dans le cas précédent. Ainsi, le tarif V amène un revenu plus satisfaisant par rapport à l’usage 

que pour la recharge standard. De nouveau, l’adjonction d’une composante en puissance amène 

une augmentation du revenu conséquente. Il est à noter que pour le tarif V, le revenu est le 

même que la recharge soit optimisée ou non. En revanche, pour les tarifs mixtes, l’optimisation 

de la charge réduit la facture par rapport au cas de recharge standard : de 15 points de 

pourcentage avec le tarif P+V I, et de 28 points de pourcentage dans le tarif P+V II. C’est le cas 

parce que le pic de consommation est à un niveau absolu inférieur au scenario précédent. 

 De plus, ici, l’optimisation de la recharge entraîne une diminution de la part d’énergie 

consommée en heure de pointe. En conséquence, les tarifs incluant une composante 

volumétrique horaire présentent cette fois un revenu sensiblement inférieur aux tarifs 

volumétriques simples. Le tarif ToU entraîne une augmentation de revenu de 10 points de 

pourcentage inférieure au tarif V. Le tarif P+ToU permet une rémunération à comparable au 

tarif V : l’introduction d’une composante en demande de l’ordre de 20% du tarif compense à 

peine le fait que la plus grande partie de l’électricité est alors consommée en tarif réduit. 

 Pour résumer, les scenarii EV sont caractérisés par une augmentation sensible de 

l’énergie consommée, mais nettement inférieure à l’augmentation du pic de puissance. Les 

tarifs basés sur une composante volumétrique simple autorisent une rémunération qui semble 

insuffisante au regard de l’augmentation probable des coûts induits sur le réseau. L’introduction 

d’une composante en puissance ou de plages horaires différenciées permet de rendre le revenu 

plus conforme à l’augmentation de puissance. Cependant, les modes de tarification dynamiques 

entraînent un effet pervers : lorsque la recharge est optimisée, l’effet du ToU s’inverse, et le 

revenu du distributeur reste très limité par rapport à l’augmentation de la charge sur le réseau. 

EV + PV 
 Lorsque les technologies EV et PV sont équipées simultanément, l’énergie consommée 

par l’utilisateur diminue légèrement, alors que la demande en puissance maximale augmente 

fortement. 
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Figure 17 - Évolution du revenu - Scenario EV+PV Standard 

 

 Dans le cas de recharge standard, la puissance augmente d’un facteur 1.5. Cependant, 

comme le volume d’énergie consommée diminue légèrement, le revenu perçu par le tarif V est 

moins élevé de 6% dans ce cas que pour le consommateur initial. Cette diminution du revenu 

entre en contradiction avec l’augmentation attendue des coûts liés au pic de puissance. 

L’introduction d’une composante en demande à hauteur de 20% du tarif initial permet 

cependant de compenser en partie la perte de revenu liée à la diminution du volume 

consommée. De même l’introduction d’un tarif ToU donne des résultats comparables. En effet, 

dans ce cas, le production PV diminue la consommation en heure creuse, et la recharge EV 

augmente la quantité d’énergie consommée en heure pleine. Ainsi, sans composante en 

puissance, le tarif ToU aboutit à un revenu équivalent au P+V I.  

Comme dans le cas EV standard, l’introduction d’une composante en puissance ou d’un 

ToU semble équivalent pour limiter la sous-rémunération du réseau. Cependant, l’écart entre 

l’augmentation de la puissance et l’augmentation permise par les tarifs à dominante 

volumétrique est ici bien supérieur au cas EV standard. 
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Figure 18 - Évolution du revenu - Scenario EV+PV Optimisé 

 

 Cependant, quand la recharge est optimisée, la tarification dynamique perd de son 

intérêt. En effet, dans ce cas, le taux de partage de la consommation entre heure de pointe et 

heure creuse reste constant, car la recharge EV compense la production PV. Dans ce cas, le tarif 

ToU aboutit à un revenu équivalent au tarif volumétrique statique. Dans ce cas, les tarifs sans 

composante en puissance entraînent tous une diminution du revenu perçu par le distributeur,  

quand bien même la puissance maximale soutirée sur le réseau augmente de près de 80%. 

 En conclusion, dans les cas EV + PV, la décorrélation totale entre l’énergie consommée 

et la puissance maximale appelée entraîne une sous-rémunération du distributeur lorsque les 

tarifs sont majoritairement basés sur le volume d’énergie. Comme dans les cas EV, les outils de 

tarification dynamiques semblent à double tranchant. Par rapport à un tarif statique, ils 

permettent d’optimiser le revenu dans les cas standards et ont un effet quantitatif comparable à 

l’introduction d’une composante en puissance. Mais cette structure tarifaire incite fortement les 

utilisateurs à décaler la recharge de leur véhicule pendant la nuit. Or, lorsque la recharge est 

optimisée, le ToU ne permet pas d’assurer des revenus plus conséquents qu’un tarif 

volumétrique statique. 

Synthèse 
 Les scenarii menés dans notre étude nos amènent à formuler un certain nombre 

d’observations sur le comportement des revenus des distributeurs en fonction de l’adoption de 

l’une ou l’autre des technologies par un utilisateur. Dans l’ensemble des scenarii, une première 

difficulté est posée par la décorrélation entre le volume d’énergie consommé et le pic de 

consommation. La technologie PV permet en effet une diminution de la quantité d’énergie 

consommée, sans réduction du pic de consommation ; et la recharge EV aboutit à une 

augmentation très importante du pic en puissance, combinée à une augmentation plus modérée 

de la consommation globale d’électricité. Finalement, la combinaison des deux technologies 

associe un niveau de puissance maximal sensiblement plus élevé à une diminution faible du 

volume d’énergie consommé. Dans ce contexte, les structures tarifaires basées uniquement sur 

une composante volumétrique statique présentent dans chaque cas un risque important de 
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sous-rémunération. L’introduction d’une sensibilité horaire ou d’une composante en puissance 

semblent au premier abord permettre d’augmenter la sensibilité du revenu au coût imposé au 

réseau. 

 Cependant, ces solutions ne sont pas pour autant équivalentes. Dans les cas standards, 

les tarifs incluant une composante horaire présentent des revenus conséquents, car la 

consommation électrique se concentre en période de pointe. Or, les méthodes d’optimisation 

de la recharge EV permettent de reporter la consommation dans les heures creuses. Dans ces 

cas, les tarifs dynamiques semblent au contraire avoir un effet contre-productif. A l’heure de 

pointe standard est alors ajoutée un nouveau pic de consommation, d’amplitude supérieure au 

premier et facturé en heure creuse. Ce phénomène de report de la charge paraît tout à fait 

plausible, et possède de nombreuses similitudes avec la « spirale de la mort » : on constate en 

effet que l’utilisateur peut augmenter fortement son impact sur le réseau, sans que sa facture 

n’augmente en conséquence. 

 Le tableau suivant synthétise les résultats pour chacun des cas étudiés. La teinte se 

rapporte à l’adéquation entre le revenu est l’amplitude du pic de puissance. L’intensité de la 

teinte verte indique une évolution de revenu compatible avec l’évolution de la demande 

maximale. Au contraire, plus la case est rouge, moins le tarif est compatible avec le niveau de 

puissance constaté. 

Tableau 6 - Synthèse qualitative des résultats obtenus 

Scénario P V ToU P+V I P+ToU P+V II 

PV       

EV Standard       

EV Optimisé       

EV + PV Standard       

EV + PV Optimisé       

 Finalement, seule l’introduction d’une composante en demande semble susceptible 

d’assurer dans tous les cas un revenu suffisant quelle que soit l’évolution future de la demande. 

Cette charge peut s’envisager seule, ou associée à une composante volumétrique. Dans ce 

second cas, plus la composante en puissance est importante, plus le revenu au fidèle au coût 

imposé au réseau. 

Discussion 
 Les simulations effectuées précédemment mettent en évidence un risque important lié 

à l’association d’une tarification horaire dynamique à des technologies intermittentes et à fort 

impact sur le profil de charge. Dans ce qui suit, des hypothèses liées à la structure tarifaire 

retenue et aux arbitrages technologiques effectués pour cette simulation sont testées. 

Heures de pointe et heures creuses 
 Dans les résultats présentés ci-dessus, la période de 17h à 22h était considérée comme 

heure de pointe. Le choix des heures auxquelles l’électricité est vendue au tarif de pointe peut 
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avoir une influence importante sur l’efficacité d’un tarif de type ToU. Dans les figure 19, trois 

types de plages horaires ont été étudiées. Dans le cas « Soir », l’heure de pointe est définie 

entre 17h et 22h. Dans le cas Matin+Soir, la pointe du matin, entre 6h et 9h, est également prise 

en compte. Enfin, sous une formule Jour/Nuit, toutes les heures de la journée, entre 6h et 22h, 

sont considérées comme des heures de pointe, et les heures nocturnes sont comptées comme 

heure creuse. 

Figure 19 - Variation du revenu sous un ToU pur en fonction du type de plage horaire retenu comme heure de pointe 

 

 On constate dans tous les cas une diminution du revenu lorsque la taille de la plage 

horaire de pointe augmente. En particulier, dans le cas Jour/Nuit, la production PV est 

intégralement décomptée des heures de pointe. Les scenarii mettant en jeu une installation PV 

et une structure tarifaire horaire de type Jour/Nuit paraissent ainsi particulièrement 

problématiques, entraînant une diminution de revenu de 54% dans le scenario PV, et de 25% 

dans le cas PV+EV, quand bien même l’appel de puissance maximal augmente ici de 80%. La 

prise en compte de la pointe du matin diminue également le revenu collecté, mais avec une 

amplitude inférieure au cas Jour/Nuit. 

Il apparaît donc que plus la plage horaire de pointe est définie finement, moins l’impact 

de l’adoption des technologies EV ou PV est important sur les revenus du distributeur. 

Différence entre prix de pointe et prix creux 
Dans le modèle étudié, un facteur 2 est appliqué au prix du kWh lors des périodes de 

pointe dès qu’une charge volumétrique dynamique est appliquée. Dans les faits, le rapport 

entre le prix de l’électricité en heure de pointe et le prix de l’électricité en heure creuse peut 

être inférieur à cette valeur. La figure suivante présente, pour différents rapports entre le prix 

en heure de pointe et le prix en heure creuse, l’évolution du revenu dans les différents scenarii. 

Les alternatives sont étiquetées selon le rapport retenu, 1 correspondant à une structure 

volumétrique statique, 2 correspondant à la structure retenue pour l’étude. 
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Figure 20 - Évolution du revenu sous une tarification ToU pure pour différents rapports de prix entre heure de pointe et 
heure creuse 

 

 On constate que le rapport choisi entre le coût de l’électricité en pointe et en heure 

creuse a une influence non négligeable sur le niveau d’affectation du revenu, mais ne change 

pas significativement le sens des résultats observés. Globalement, l’augmentation du rapport se 

traduit par des revenus supérieurs lorsqu’il n’y a pas optimisation de la recharge EV, mais par 

des revenus inférieurs lorsque la recharge EV se fait en heure creuse. En effet, un prix de 

l’électricité plus important en heure de pointe se traduit par une diminution corrélée du prix de 

l’électricité en heure creuse. Ainsi, l’augmentation de la quantité d’énergie consommée en 

heure de pointe a plus d’impact sur le revenu lorsque le rapport est important. En revanche, 

lorsque la consommation est reportée vers les heures creuses, l’érosion relative du revenu est 

d’autant plus importante que le rapport est important. 

Type de recharge électrique 
Parmi les niveaux de charges possibles pour la recharge d’un véhicule, le niveau 2 – 15A 

a été retenu pour les simulations précédentes. L’impact des différents niveaux de charge sur le 

pic de consommation annuel est présenté dans la figure suivante. 
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Figure 21 - Variation du pic de puissance annuel en fonction du type de chargeur utilisé 

 

 Le cas retenu pour l’étude fait partie de la fourchette basse au regard des autres 

technologies de recharge disponibles sur le marché. Ainsi, l’utilisation d’un dispositif de recharge 

rapide multiplie d’un facteur 5 le pic de consommation horaire, même si la recharge est 

optimisée. Il est d’ailleurs à noter que le pic de puissance absolu est à multiplier d’un facteur 4, 

car la recharge rapide s’effectue en environ un quart d’heure. En dehors du niveau 1, l’utilisation 

de l’un ou l’autre des dispositifs de recharge ne change pas les autres paramètres de 

consommation, tels que la quantité totale d’énergie consommée ou la part d’énergie 

consommée en heure de pointe. Ainsi, en l’absence de composante liée à la demande maximale 

dans le prix, un distributeur collecte le même revenu toute chose égale par ailleurs d’un 

consommateur équipé d’une recharge de niveau 2 ou rapide, malgré des impacts très différents 

sur la puissance maximale.  

 Les dispositifs de recharge de niveau 1 ont un impact plus modeste sur la demande 

électrique. Dans le cas standard, l’augmentation du pic de puissance annuel est de l’ordre de 

+50%. Dans le cas optimisé, le pic de consommation augmente seulement de 8%. 
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Figure 22 - Profil de charge d'un consommateur résidentiel équipe d'une borne de recharge EV de niveau 1 

 

 Dans le cas d’une recharge de niveau 1, le report de la recharge EV vers les heures 

creuses aboutit ainsi à une augmentation négligeable du pic de consommation. Cependant, tous 

les autres cas aboutissent à un accroissement conséquent du pic de demande individuel, 

pouvant nécessiter des investissements sur le réseau, même si la recharge est optimisée. 

Autres paramètres d’évolution de la demande 
 Cette étude se concentre sur l’impact de deux technologies (EV et PV) sur les profils de 

charge résidentiels. Or, d’autres paramètres sont susceptibles de rentrer en compte, et 

pourraient renforcer les effets observés ici. Ainsi, le dérèglement climatique pourrait causer des 

épisodes climatiques extrêmes plus fréquents et plus intenses, susceptibles d’augmenter 

conséquemment les pics de consommation en ayant un impact limité sur la consommation 

totale d’énergie.  

 Les technologies de report de charge et de stockage domestique pourraient aussi 

renforcer les phénomènes de report du pic de consommation vers les heures creuses. Un signal 

de prix de type ToU incite les consommateurs à limiter leur consommation lors des heures de 

pointe, en faveur des heures creuses. Le report des usages vers les heures nocturnes pourrait 

ainsi participer à la formation d’un pic de consommation majeur en heure creuse, similaire à 

celui apparaissant dans le scenario de recharge EV optimisé. De même, l’utilisation de batteries 

de stockage pourrait permettre aux consommateurs résidentiels de réduire drastiquement leur 

consommation en heure de pointe, au prix de l’apparition d’un nouveau pic de consommation 

en heure creuse (Pimm, Cockerill, & Taylor, 2018; Yan, Gu, Li, & Xiang, 2018). Sous une 

tarification volumétrique dynamique, ce type d’usage pourrait entraîner une diminution 

importante du revenu pour les opérateurs de distribution, de l’ordre du phénomène observé 

dans le scenario PV+EV Optimisé. 

 Enfin, un dernier paramètre essentiel vient des besoins de tarification des autres 

segments de la fourniture de l’électricité. La structure particulière des coûts de production de 

l’électricité pourrait nécessiter la mise en place de structures tarifaires sous-optimales du point 
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de vue de la rémunération des gestionnaires de réseau. Dans ce contexte, la séparation des 

différentes composantes de la fourniture dans la formation du prix final de l’électricité pourrait 

devenir absolument nécessaire. 

Conclusion et enseignements 
 Les technologies décentralisées que sont la production PV ou la recharge domestique EV 

pourraient modifier substantiellement les caractéristiques des profils de charge des 

consommateurs résidentiels d’électricité. D’une part, elles permettent la décorrélation entre 

l’énergie consommée et le maximum de puissance appelé. D’autre, pouvant facilement être 

optimisée dans le temps, la recharge EV remet en question la pertinence d’heures de pointe, 

puisque l’utilisation seule de cette technologie suffit à créer un pic de consommation important 

quelle que soit l’heure à laquelle elle est utilisée. 

 Il apparaît donc que les structures tarifaires traditionnelles, basées sur la quantité 

d’énergie consommée, sont particulièrement inadaptées à l’émergence de ces nouveaux profils 

de consommation.  Les tarifs horaires apparaissent à première vue comme une solution 

satisfaisante, mais sont en fait à double tranchant : si les incitations de report entraînent un 

déplacement effectif du pic de consommation en heures auparavant creuses, le revenu permis 

par ce type de structure tarifaire devient alors très insuffisant. L’augmentation de la part fixe du 

tarif n’est pas non plus une solution satisfaisante, puisqu’elle réduit simplement la sensibilité du 

revenu à toute évolution de la consommation. Elle est donc susceptible de devenir un obstacle 

en cas d’augmentation de la demande. 

 Au contraire, une tarification basée majoritairement sur la puissance maximale semble 

plus représentative des coûts des nouveaux usages pour le réseau. Si ce type de structure 

n’offre pas des signaux de prix évidents au consommateur, il a l’avantage d’assurer le 

recouvrement total des frais de distribution, quelle que soit l’évolution de la consommation. 

Rappelons aussi que les coûts de distribution ne représentent qu’une fraction du prix final de 

l’électricité. Le mécanisme de formation du prix global de l’électricité a donc fondamentalement 

plus d’importance en termes de signaux de prix que le choix de la structure tarifaire pour le 

réseau.  

 Finalement, loin d’être un épiphénomène, le risque de spirale de la mort semble être 

susceptible de se renforcer avec l’adoption de nouveaux usages, liés à minima à 

l’autoproduction photovoltaïque et à la généralisation des voitures électriques. Les profondes 

mutations des caractéristiques de consommation induites par ces usages rendent profondément 

inefficientes les structures tarifaires volumétriques. De plus, les caractéristiques particulières de 

la recharge EV (puissance importante et facilité d’optimisation) laissent apparaître un risque de 

super-spirale de la mort lorsque des tarifs horaires sont appliqués, en favorisant l’apparition de 

pics de consommation conséquents en heure creuse. Ainsi, alors que le rôle central des réseaux 

de distribution se renforce, la transition vers des modes de rémunération basés sur la puissance 

consommée semble nécessaire pour permettre un développement optimal des réseaux de 

distribution. Autrement, les phénomènes d’instabilité des prix et d’inégalité entre les usagers 

aperçus dans certains pays pourraient se généraliser et s’amplifier. 
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 Les alternatives aux hypothèses utilisées pour la simulation semblent confirmer la 

relative généralité du phénomène observé. En dehors des bornes de recharge de niveau 1, tous 

les niveaux de recharge d’un véhicule électrique sont susceptibles d’avoir un effet 

déstabilisateur massif sur la représentativité entre les revenus perçus par les opérateurs et les 

coûts causés par les usages. Cependant, plusieurs perspectives pourraient être explorées pour 

quantifier plus précisément les risques liés à l’application de tarifs dynamiques sur de nouveaux 

usages intermittents. Notre étude prend uniquement en compte un profil de charge moyen 

individuel. Or, le profil de consommation d’un usager résidentiel peut fortement varier d’un 

utilisateur à l’autre, en fonction notamment des équipements électriques installés et de 

données socio-économiques (Hayn, Bertsch, & Fichtner, 2014; McKenna, Hofmann, Merkel, 

Fichtner, & Strachan, 2016). Il serait donc pertinent d’évaluer l’impact des technologies EV et PV 

sur une variété de profils de charge différents, pour constater d’une part si certains types 

d’utilisateurs sont plus vulnérables que d’autres, et d’autre part si des phénomènes de 

compensation ou d’amplification pourraient apparaître du cumul local des différents profils de 

consommation. On pourrait aussi prendre en compte l’adoption d’autres technologies, comme 

l’utilisation de chauffage électrique, d’une pompe à chaleur, de batteries de stockages 

domestique, ou encore la réponse de l’utilisateur aux signaux de prix, en particulier en prenant 

en compte les autres composantes du prix de l’électricité. 

 Plus globalement, cette étude considère en premier approche la puissance maximale 

comme un indicateur des coûts de distribution. Une analyse plus approfondie de la répartition 

des coûts et de la manière dont s’agrègent les profils individuels renseignerait sur la potentielle 

gravité du phénomène observé ici. On pourrait ici s’inspirer des études effectuées sur la 

répartition des recharges EV dans le temps et dans l’espace (Brady & O'Mahony, 2016; Liu, 

Roberts, & Sioshansi, 2017). 
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Annexes 

Description détaillée des structures tarifaires retenues 
Tarif Composante en 

demande 
(U.M/kW/an) 

Prix du kWh en 
heure creuse 
(U.M/kWh) 

Prix du kWh en 
heure de pointe 
(U.M/kWh) 

Part du volume 
dans le revenu 
initial 

P 41.5   0% 

V  0.01076 0.01076 100% 

ToU  0.01248 0.00624 100% 

P+V I 8.3 0.0086 0.086 80% 

P+ToU 8.3 0.00499 0.00998 80% 

P+V II 16.6 0.00646 0.00646 60% 

 

Exemple de structures tarifaires en application 
Le tableau suivant présente une série de structures tarifaires en application dans divers pays 

autour du monde. La colonne secteur décrit les acteurs de la chaîne de distribution rémunérés 

par ce tarif. D décrira donc la rémunération du gestionnaire de distribution, T du gestionnaire de 

transport, et F du fournisseur. Dès lors qu’au moins deux composantes s’appliquent sur le prix, 

les différentes composantes du prix s’expriment dans la monnaie locale. Les parts fixes (F) sont 

calculées par an, les parts volumétriques (Hp et Hc) par unité/kWh, et les parts liées à la 

puissance (Ds et Dm) en unité/kW/an. 

Tarif Pays Rémunération F Hp Hc Ds Dm 

F Canada 
(Ontario)1 

D 1     

Ds Pays-Bas D    1  

Ds + F Italie D 19.32   21.24  

Dm / /     1 

V Bulgarie D  0.00505 0.00505   

V+F Canada 
(Quebec) 

T+D+F 148.336 0.0591 0.0591   

ToU Belgique 
(Bruxelles) 

D  0.05508 0.033048   

ToU + F Autriche2 
(Steiemark) 

D 30 0.0593 0.0298   

Ds + V Espagne3 D  0.044027 0.044027 38.04343  

Ds + V + F Italie D+T 19.32 0.00712 0.00712 21.24  

                                                           
1 Les coûts de distribution seront recouverts en Ontario par une composante fixe à partir de 2019. Au 
moment de notre étude, le coût de cette contribution n’avait pas encore été publié. 
2 En l’absence de dispositif de mesure de la puissance 
3 En l’absence de compteur avancé 
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Ds + ToU Espagne1 D  0.062012 0.002215 38.04343  

Ds + ToU + 
F 

France T+D 14.88 0.0736 0.0367 3.72  

Dm + V Autriche4 
(Burgenland) 

Dm + V  0.0285 0.0285  53.04 

Dm + ToU Autriche4 
(Linz) 

Dm + ToU  0.018 0.01  37.2 

SOURCES : (Ontario Energy Board, 2018) (ARERA, 2018) (CEZ, 2018) (E-Control, 2018) (Tenne-T, 

2018) (ENEDIS, 2018) (HydroQuebec, 2018) (IDAE, 2018) (Sibelga, 2018) 

 

                                                           
1 Avec un compteur avancé 
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