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Introduction

*Les baisses de coûts observées et annoncées 
sur le photovoltaïque (PV) et les systèmes de 
stockage stationnaire avec des batteries Li-ion 
promettent une place croissante de ces tech-
nologies dans la décarbonation des systèmes 
électriques. De nombreuses études évaluent 
les conditions d’investissement pour un mé-
nage cherchant à optimiser son autoconsom-
mation par l’ajout de batterie à une installation 
de PV résidentiel, selon les conditions de mar-
ché locales, par exemple en Italie [Andreolli et 
al., 2022], Allemagne [Naumann et al., 2015], 
Royaume-Uni [Hassan et al., 2017], Finlande 
[Koskela et al., 2019], Suisse [Schopfer et al., 
2018] et Hawaï [Arik, 2017]. Moins nombreuses 
et plus récentes, des études portent sur des 
systèmes de stockage de taille industrielle, 
en accompagnement du développement des 
fermes PV. La question essentiellement traitée 
est celle de l’intérêt économique des batteries 

* EDF.

pour l’équilibre du réseau face au dévelop-
pement du PV, ou en support de ce dernier, 
dans des conditions de marché données, par 
exemple en Inde [Ershad et al., 2021], au Bré-
sil [do Nascimento et al., 2020], aux États-Unis 
[Schleifer et al., 2022], en Europe, au Moyen-
Orient et en Afrique [Killer et al., 2020]. Une 
question subsidiaire est l’utilisation des batte-
ries pour déplacer la production PV de façon 
à satisfaire la pointe de la demande, en Cali-
fornie [Denholm et al, NREL, 2018] et en Ma-
laisie [Laajimi et al., 2019] par exemple. Ainsi 
c’est souvent sous l’angle de la flexibilité, de 
plus en plus mobilisée avec la pénétration des 
renouvelables, que les systèmes de PV + batte-
ries sont étudiés, dans un système électrique 
composé d’autres capacités de production, 
notamment des capacités de production ther-
miques en base. La production en base elle-
même reste peu regardée par ce type d’étude, 
alors qu’elle satisfait la majeure partie de la de-
mande, autour de 80 % en France par exemple. 
La question posée ici est celle de la faisabi-
lité technico-économique d’une production 
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en base d’électricité d’origine photovoltaïque, 
et ceci à quelles conditions. Ces travaux pré-
liminaires visent à éclairer cette question, par 
l’estimation des coûts complets d’un système 
de PV + batteries permettant de délivrer un 
ruban « garanti » de PV, que l’on appellera ici 
pour simplifier PV « en base », pour différentes 
conditions géographiques, économiques et de 
dimensionnement. Ces conditions se traduisent 
essentiellement par les paramètres d’ensoleille-
ment, les coûts d’investissement et les capaci-
tés installées de PV et de batteries.

1. Les grands paramètres de coûts

Le principe du PV « en base » étudié consiste 
en un système constitué d’une ferme PV au sol 
et de batteries, capable de délivrer une puis-
sance garantie sur le réseau pendant une durée 
souhaitée1. Nous retiendrons ici le cas particu-
lier d’un ruban annuel garanti de 1 MW. 

Le coût complet actualisé de ce système, 
appelé « LCOES », peut s’exprimer en fonction 
des coûts complets actualisés unitaires du PV 
(LCOE) et du stockage (LCOS), de la produc-
tion photovoltaïque totale, de la part de cette 
production délivrée directement sur le réseau 
et de la part de cette production stockée puis 
délivrée par les batteries sur le réseau (énergie 
déstockée), de la façon suivante :

     (A)

avec : 
Q : productible PV total (en MWh)
E = E1 + E2 : consommation journalière totale 

d’électricité (fourniture plate permanente, en 
MWh), somme de l’énergie E1 fournie directe-
ment par le PV et de l’énergie E2 fournie indi-
rectement par déstockage de la batterie.

Les hypothèses de coûts retenues pour la 
suite sont globalement celles de l’Agence 
Internationale de l’Énergie [IEA, 2021a], sauf 
mentions contraires précisées dans les hypo-
thèses de coûts détaillées figurant en annexe B.  
Le taux d’actualisation retenu est de 4,5 %, sans 
distinctions géographiques.

2Q LCOE E LCOSLCOES
E

× + ×
=

Au-delà des CAPEX et des OPEX des tech-
nologies PV et batterie, ce coût dépend de plu-
sieurs paramètres interdépendants qui influent 
sur chacune des composantes du coût total.

Le coût du PV, le LCOE, peut varier du 
simple au double en fonction du facteur de 
charge, qui découle de l’ensoleillement et donc 
pour grande partie de la latitude de l’installa-
tion. Ce LCOE est estimé à environ 85 $/MWh 
à Oslo, 50 $/MWh à Aix, 30 $/MWh à Riyad 
en 20202. À horizon 2050, les perspectives de 
réduction de coûts d’investissement, de l’ordre 
de 50 % par rapport à aujourd’hui [IEA, 2021a], 
et d’augmentation de la durée de vie, de 25 ans 
aujourd’hui à 30 ans en 2050 [RTE, 2021 ; IRE-
NA, 2020], permettent de projeter à cet horizon 
des coûts de 40 $/MWh à Oslo, 25 $/MWh à 
Aix et 15 $/MWh à Riyad.

Différentes méthodes de calcul du LCOS sont 
proposées par la littérature [do Nascimento et 
al., 2020 ; Schmidt et al., 2019 ; LAZARD, 2021]. 
Pour ces travaux, le LCOS est calculé selon la 
formule simplifiée suivante : 

   (B)

avec : 
I : coûts d’investissement par kWh
A : facteur d’actualisation = 

WACC  : taux de rémunération du capital, 
supposé égal au taux d’actualisation

Dv : Durée de vie =

O : coûts d’OPEX par kWh
U  : fréquence d’utilisation, correspondant 

au nombre de cycles complets de charge et 
décharge par an

R : rendement (%)
P : limite de profondeur de décharge des bat-

teries, en %. P = 1 – seuil de charge minimal (%).

Le LCOS dépend pour une part majeure de la 
fréquence d’utilisation, c’est-à-dire du nombre 
de cycles complets de charge/décharge par an :  

I A OLCOS
U R P
× +

=
× ×

11
(1 )Dv

WACC

WACC
−

+

Durée de vie en nombre de cycle
Durée de vie Min( , Durée de vie en années)

Fréquence d'utilisation
=
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il est aujourd’hui de l’ordre de 150  $/MWh 
pour 365  cycles/an et 720  $/MWh pour 
50 cycles/an pour un gros système de batterie 
stationnaire Li-ion de 4 h et une durée de vie 
de 4 000 cycles. En 2050, ces coûts seraient de 
50 $/MWh à 365 cycles/an et 280 $/MWh pour 
50 cycles/an, une baisse essentiellement portée 
par la baisse des coûts d’investissement de près 
de 55 %, mais aussi de l’augmentation de la 
durée de vie.

Le LCOS dépend aussi de la constante de 
temps, définie par le rapport de l’énergie sur 
la puissance de la batterie, qui impacte la fré-
quence d’utilisation, mais aussi des CAPEX. Les 
coûts d’investissement d’une batterie dispo-
nibles dans la littérature sont donnés pour une 
constante de temps fixée, de 4 h le plus généra-
lement. Cependant, pour la suite de nos calculs, 
nous proposons une approche simplifiée per-
mettant d’exprimer les CAPEX en fonction de 
la constante de temps, en distinguant parmi ces 
CAPEX une part de coût Énergie dépendant de 
la capacité en énergie en $/kWh, indépendant 
de la puissance, et une part de coûts Puissance 
dépendant de la puissance, en $/kW, invariant 

par rapport à la capacité en énergie et donc 
mutualisables. Les coûts des onduleurs et des 
transformateurs3, usuellement donnés en $/kW, 
sont associés ici à la part de coût Puissance, les 
coûts restants (essentiellement racks, enceinte, 
balance of plant, garantie, transport et instal-
lation) sont associés à la part de coût Énergie. 
Les coûts d’investissement I du stockage sont 
alors exprimés en fonction de la constante de 
temps selon la formule suivante : 

Cette méthode permet d’extrapoler le LCOS 
en fonction de la constante de temps comme 
le présente par exemple le cas de la Figure 1, 
et sera utilisée plus loin pour les estimations 
du LCOES de systèmes de PV « en base » dont 
les constantes de temps dépendront du dimen-
sionnement optimal pour une chronique de PV 
donnée.

La marge d’erreur sur le LCOS découlant de 
cette méthode d’extrapolation des coûts d’in-
vestissement reste inférieure à la forte incerti-
tude qui entoure la durée de vie des batteries, 

Coûts Puissance ($/kW)
($/ ) Coûts Énergies($/ )

Constante de temps (heure)
I kWh kWh= +

Figure 1. LCOS en fonction de la constante de temps

La baisse du LCOS provoquée par l’augmentation de la constante de temps est plus marquée pour les faibles constantes de temps. 

La baisse du LCOS entre 2021 et 2050, de l’ordre de 65 %, découle de la baisse des CAPEX (de l’ordre de 55 %) et d’hypothèses 

de progrès techniques permettant d’augmenter la durée de vie, le rendement et la limite de profondeur de décharge (voir les 

hypothèses détaillées en annexe B).
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elle-même dépendante du mode d’utilisa-
tion, comme le nombre de cycles par an et la  
limite de profondeur de décharge (rapport 
entre la capacité maximale déchargée et la 
capacité nominale de la batterie) recomman-
dée ou autorisée par la garantie constructeur. 
À titre d’illustration, pour une profondeur de 
décharge limitée à 90 % et un cycle par jour, le 
LCOS s’établit à 250 $/MWh pour 2 000 cycles 
et à 100 $/MWh pour 8 000 cycles. Avec une 
profondeur de décharge limitée à 25  %, ces 
coûts augmentent d’un facteur 3,5 du simple 
fait de la baisse de la capacité utile. L’impact 
de la profondeur de décharge sur la durée de 
vie n’est pas pris en compte ici, mais il fau-
drait également tenir compte du vieillissement 
accéléré de la batterie soumise à une profon-
deur de décharge élevée [NREL, 2017 ; Xu et al., 
2016]. La suite des calculs prend pour hypo-
thèse une durée de vie de 4 000 cycles et une 
profondeur de décharge de 90 % aujourd’hui, 
cohérente avec les performances moyennes 
actuelles. On suppose ici que les progrès sur 
les cellules permettent d’augmenter la durée 
de vie à 6 000 cycles et la profondeur de dé-
charge à 95 % en 2050, ce qui correspond aux 

meilleures performances actuelles [Schmidt et 
al., 2019 ; Xu et al., 2016]4. 

Pour mieux caractériser l’impact des diffé-
rents paramètres sur le coût complet, la suite de 
ces travaux propose de modéliser un système 
de PV « en base » selon plusieurs approches.

2. Modélisation du système  
PV/batterie sans variabilité  

et sans écrêtements

La première approche vise à expliciter de 
façon simplifiée un système PV/batterie pour 
un facteur de charge donné, sans variabilité de 
la production PV.

De plus, cette approche optimise le dimen-
sionnement du PV et de la batterie de façon 
à utiliser toute la production PV, qui est déli-
vrée sur le réseau soit directement soit indi-
rectement après stockage et déstockage de la 
batterie. Les seules pertes sont celles liées au 
rendement du système.

Figure 2. Description du modèle « blocs »

La production PV se décompose en une production PV délivrée directement sur le réseau (bloc jaune) et une production stockée 

(bloc orange). Cette production stockée est ensuite déstockée sur le réseau (bloc bleu), avec une perte due au rendement du 

système (bloc gris). Pour simplifier, les pertes dues au rendement sont représentées à la décharge uniquement. La capacité en 

énergie de la batterie est égale à la somme des aires des blocs bleu, gris et noir. Le bloc noir correspondant à la capacité de la 

batterie non utilisée en raison de la limite de profondeur de décharge. Dans le cas où toute la production PV est délivrée (direc-

tement ou après stockage/déstockage), l’aire du bloc orange est égale à la somme des aires des blocs bleu et gris. La puissance 

maximale de la batterie à la charge est ici considérée égale à la puissance maximale de batterie à la décharge. Cette puissance 

correspond à la hauteur du bloc orange pour un système optimisé.



La Revue de l’Énergie n° 663 – juillet-août 2022 47

Le photovoltaïque « en base » – Où dans le monde, quand, comment ?

2.1. Modèle « blocs »

Dans un premier modèle simplifié, dit 
« blocs », le PV délivre une puissance moyenne 
constante sur une durée correspondante au 
facteur de charge journalier moyen, tous les 
jours de l’année. La batterie prend le relais du 
PV sur le temps restant pour couvrir une durée 
de production journalière moyenne constante. 
Ce modèle est décrit par la Figure 2.

Dans le cas où toute la production PV est 
délivrée (directement ou après stockage et dés-
tockage), la production PV stockée est égale à 
la production de la batterie, aux pertes de ren-
dement près. On peut déduire de la Figure 2 
les relations suivantes : 

    (C)

    (D)

     (E)

     (F)

     (G)

     (H)

1 J JPV

J

D FK
K F R

−
= +

×

J JB

J

D FK
K F R

−
=

×

Constante de temps / J
B B

F
E K

P
= =

Production PV totale PV JQ K F= = ×

1Production PV directe JE K F= = ×

2Energie déstockée ( )J JE K D F= = × −

avec : 
K

PV
 : puissance installée de PV (MW)

K
B
 : puissance installée de batteries (MW)

E
B
 : capacité totale en énergie des batteries 

(MWh)
K : puissance garantie (MW)
D

J
  : durée de production journalière, en 

heures, pendant laquelle le système PV + batte-
ries délivre la puissance garantie

F
J
 : facteur de charge journalier, en heures, 

correspondant au facteur de charge annuel du 
PV divisé par 365

R : rendement du système PV + Batteries (%)
P : limite de profondeur de décharge des bat-

teries, en %. P = 1 – seuil de charge minimal (%).

Le coût complet du système tel que défini 
par la formule (A) peut alors s’exprimer en 
fonction du LCOE et du LCOS de la façon 
suivante :

     (I)

Avec        et   

En 2021 pour une durée de production jour-
nalière de 24 h, le coût d’un tel système théo-
rique serait de l’ordre de 230 $/MWh à Oslo, 
180 $/MWh à Aix et 160 $/MWh à Riyad. En 
2050, ce coût pourrait descendre à près de 90 $/
MWh à Oslo, 70  $/MWh à Aix et 60  $/MWh  

. .LCOES LCOE LCOSα β= +

J J

J

D F
D

β
−

=
( 1)J J

J

D F R
D R

α
+ × −

=
×

Figure 3. LCOES en fonction du facteur de charge pour un ruban de 24 h selon le modèle « blocs »
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à Riyad (Figure 3). Les puissances installées de 
PV et de batterie d’un tel système sont respecti-
vement de 11 et 10 fois la puissance garantie à 
Oslo, 6,5 et 5,5 fois la puissance garantie à Aix 
(Figure 4), 5 et 4 fois à Riyad.

Le modèle « blocs » donne un premier aperçu 
des mécanismes en jeux et permet d’exprimer 
les coûts en fonction du seul facteur de charge, 
sans autres caractéristiques de la production 
PV. Il reste cependant très éloigné d’un cas 
réel, d’une part car une production PV « nor-
male » n’est pas un bloc rectangulaire, d’autre 
part car cette production présente des aléas.

2.2. Modèle « cloche »

Un deuxième modèle, que nous appellerons 
modèle « cloche », vise à caractériser l’effet sur 
les coûts du passage d’une courbe de charge 
rectangulaire telle que schématisée dans le mo-
dèle « blocs » à une courbe de charge en cloche 
qui se rapproche d’un cas réel. Ce modèle reste 
sans aléas, c’est-à-dire que la même courbe 
de production PV en cloche se répète tous 
les jours de l’année. Cette courbe en cloche 
théorique est obtenue par la moyenne, pour 
chaque heure de la journée, des productions 
horaires sur une chronique de 4 ans aux lieux 
considérés5 (Figure 5). 

Le dimensionnement requis est atteint si : 

    (J)

où E
3
 est la production PV excédentaire.

On déduit de ( J) l’équation (K) don-
nant la puissance PV installée optimale K

PV
.  

La puissance K
B
 et la capacité E

B
 de batteries 

en énergie minimales sont exprimées par (L) 
et (M) : 

     (K)

     (L)

     (M)

Le facteur de charge journalier est déduit de 
la courbe de charge théorique, et le LCOES est 
calculé avec la formule (A).

Le modèle « cloche » illustré pour Aix dans la 
Figure 6 implique que la puissance PV heure 
par heure reste plus longtemps sous le seuil 
de la puissance garantie que dans le modèle 
« blocs », du fait d’un profil de production PV 
plus plat. La production PV directe est donc 
supérieure, le besoin de stockage inférieur.  
Le LCOES atteint 135  $/MWh en 2021, infé-
rieur d’environ 25 % à celui du modèle « blocs ».  
La puissance installée de PV est 6,5  fois la 
puissance garantie. Le stockage est d’environ 
2,5  MW et 18  MWh pour 1  MW garanti. En 
2050, le LCOES, dans le modèle « cloche », pour-
rait atteindre près de 60 $/MWh à Aix et 50 $/
MWh à Riyad (Figure 7).

Le modèle « cloche », comme le modèle 
« blocs », donne des estimations de LCOES 
sur la base d’un facteur de charge moyen, 
comme cela est usuellement fait pour estimer 
les LCOE dans le cas d’une simple installation 
PV. Cependant les différences de coûts entre 
ces deux modèles montrent bien que pour un 
même facteur de charge moyen, la forme de la 
courbe de production PV pèse de façon impor-
tante dans le coût du système de PV « en base ». 

1 3 JE E R D K+ × = ×

3 1

( 1)
J

PV
J

D E E R
K

F R
+ + ×

=
× +

B PVK K K= −

3
B

EE
P

=
Figure 4. Déclinaison du modèle « blocs » à Aix
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Figure 5. Courbes de charge moyenne utilisées pour le modèle « cloche »

Figure 6. Modèle « cloche » illustré pour Aix

Le graphique du haut montre le dimensionnement et la production du système PV Batterie. Le graphique du bas montre le taux 

de charge de la batterie. Le niveau de charge initial à H
0
 (non représenté) est dimensionné pour être égal au niveau de charge à 

H
24
. On prend l’hypothèse que la batterie peut être chargée à 100 % et déchargée jusqu’à la profondeur de décharge. 
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Ces deux modèles simplifiés parviennent à 
des résultats encourageants : les coûts complets 
du kilowattheure solaire garanti ressortent en 
effet à des niveaux compétitifs. Toutefois, les 
deux modèles évacuent les aléas de la pro-
duction PV ainsi que la variabilité saisonnière. 
Qu’en est-il lorsque ces dimensions sont prises 
en compte ?

3. Des coûts plus importants en raison 
de la variabilité de la production 

photovoltaïque

Quatre effets de variabilité sur la production 
PV viennent impacter les coûts :

1. La variabilité intrajournalière, qui vient 
déformer la courbe de production en « cloche », 
en raison par exemple d’un passage nuageux,

2. La variabilité interjournalière, qui tient 
compte du fait que toutes les journées ne se 
ressemblent pas,

3. La variabilité saisonnière dès que l’on 
s’éloigne de l’équateur qui, nous le verrons, 
sera le facteur le plus impactant sur les coûts,

4. La variabilité interannuelle, qui tient 
compte du fait que toutes les années ne se res-
semblent pas.

Pour isoler les effets respectifs de ces diffé-
rents effets de variabilité, la courbe de charge 
théorique moyenne proposée par le modèle 

« cloche » est déformée pour introduire l’effet 
que l’on souhaite appréhender.

3.1. Variabilité intra et interjournalière

L’effet de la variabilité intrajournalière 
est simulé ici par une courbe de charge PV 
moyenne présentant une absence de soleil de 
3 h, de 10 h 00 à 13 h 00, tous les jours de l’an-
née (Figure 8). Pour isoler l’effet de la varia-
bilité intrajournalière de l’effet qui résulterait 
d’une baisse du facteur de charge annuel, le 
reste de la courbe de charge est reconstitué de 
façon à obtenir un facteur de charge identique 
à celui utilisé pour Aix dans le chapitre précé-
dent sans aléas (1 517 heures). On montre ainsi 
que pour une même production PV, le LCOES 
augmente de l’ordre de 10 % par rapport une 
journée moyenne sans aléas (Figure 11).

Ce cas reste illustratif, alors que des courbes 
de charge réelles montrent en réalité que les 
aléas intrajournaliers peuvent être bien supé-
rieurs, avec des journées entières sans soleil 
qui donnent des productions PV pratiquement 
nulles (Figure 9).

De plus, la variabilité interjournalière 
s’ajoute aux aléas intrajournaliers. Les résultats 
présentés jusqu’ici s’appuient sur l’hypothèse 
d’une chronique théorique qui répète la même 
courbe de charge journalière tous les jours de 
l’année. Pour illustrer l’effet de la variabilité 

Figure 7. Estimations du LCOES selon le modèle « cloche », en 2021 et en 2050
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Figure 8. Effet simulé d’une variabilité intrajournalière à Aix

Figure 9. Distribution des jours de production selon le facteur de charge journalier annualisé

Le facteur de charge journalier, en heures, est multiplié par 365 pour obtenir un facteur de charge journalier annualisé qui peut 

être plus facilement comparé au facteur de charge moyen, ici de 1 517 heures à Aix pour les années 2014 à 2016. Le graphique 

représente la distribution des 3 x 365 jours de 2014 à 2016 selon leur facteur de charge journalier annualisé. Par exemple à Aix 

entre 2014 et 2016, pour 5 jours, la production PV journalière annualisée fut de moins de 80 heures soit 0,2 heures dans la journée. 

Statistiques réalisées sur la base des courbes de charge données par PVGIS. 
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Figure 11. Impacts de la prise de journées d’aléas sur le LCOES (à Aix, coûts 2021)

Figure 10. Effet illustré d’une variabilité interjournalière à Aix

Le graphique en haut à droite représente la production PV pour (A) les 4 journées les moins ensoleillées à Aix en 2016, (B) la 

journée la plus ensoleillée, (C) une journée moyenne. Le graphique en bas montre la production du système PV/stockage sur une 

chronique de 8 760 heures intégrant les 4 journées les moins ensoleillées à Aix en 2016 et répétant une même journée moyenne 

pour tous les autres jours, ainsi que le taux de charge du stockage. Le graphique en haut à gauche fait un zoom sur la semaine 

comportant les 2 premières journées d’aléas. Le niveau de charge initial à h
0
 est dimensionné de façon à terminer l’année au 

même niveau. Dans cet exemple, la succession de 2 jours d’aléas dans une même semaine en début d’année demande une grande 

capacité de stockage. Le stockage est rechargé sur le reste de l’année pour faire face à deux autres jours d’aléas d’une même 

semaine de novembre puis à nouveau aux aléas de janvier de l’année suivante. 
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interjournalière, des journées pas ou très peu 
ensoleillées, que l’on nommera jours d’aléas, 
sont introduites dans cette chronique annuelle 
théorique. Tous les autres jours de l’année ré-
pètent la même courbe de charge journalière 
moyenne utilisée par le modèle « cloche », ajus-
tée de façon à retrouver le même facteur de 
charge annuel de la modélisation sans aléas. 
De plus, le coût du système restant sensible à 
la forme de la courbe de charge et au moment 
auquel l’aléa intervient, les jours d’aléas utili-
sés ici correspondent aux journées réelles les 
moins ensoleillées enregistrées à Aix en 2016, 
représentées sur la Figure  10. La Figure  11 
montre que la prise en compte d’une seule 
journée d’aléas dans l’année, matérialisée ici 
par la journée du 7 janvier, augmente les coûts 
de 50 %. Les coûts doublent après la prise en 
compte de 4 journées d’aléas (les 4 et 9 janvier, 
et les 21 et 24 novembre). La capacité installée 
de PV est alors près de 6,5  fois la puissance 
garantie, la puissance du stockage l’est 3,5 fois, 
pour une capacité de 125 MWh, qui conduisent 
à seulement 60 cycles complets par an.

Les journées de production PV plus forte que 
la moyenne font aussi augmenter le LCOES, 
bien que dans une moindre proportion. À titre 
d’illustration, la prise en compte de la journée 
la plus ensoleillée de 2016 à Aix, qui présente 
un ensoleillement supérieur de 60 % par rap-
port à la moyenne, fait augmenter le LCOES de 
24 % (170 $/MWh) par rapport à la situation 
sans aléas.

3.2. La variabilité saisonnière

La variabilité saisonnière a un impact encore 
plus fort sur le dimensionnement et donc sur 
les coûts du système. Le LCOES augmente par 
exemple d’un facteur  21 à Aix par rapport 
à la situation sans effet de saisonnalité sous 
l’effet de la forte augmentation du besoin de 
stockage.

Pour évaluer l’impact de la saisonnalité sur 
le LCOES à Aix sans les effets de la variabilité 
intra et interjournalière, une courbe de charge 
de 8 760  heures est reconstituée de façon à 
avoir une même journée moyenne « estivale » 
d’avril à septembre puis une même journée 

Figure 12. Effet illustré de la variabilité intersaisonnière à Aix

Le graphique du haut représente le profil de production du système PV + Batterie avec une courbe de charge PV de 8 760 heures 

construite de façon à avoir la même journée moyenne de avril à septembre, dont la courbe de charge journalière donne un 

facteur de charge annualisé égal au facteur de charge annualisé moyen de avril à septembre sur une chronique de 12 ans, soit 

1 834 heures à Aix pour les années 2005 à 2016. De même, une même journée moyenne est établie d’octobre à mars, dont la 

courbe de charge journalière donne un facteur de charge annualisé égal au facteur de charge annualisé moyen d’octobre à mars 

sur la même chronique de 12 ans (soit 1 287 heures). Le graphique du bas représente le niveau de stockage, avec une tendance 

à la charge durant la période plus ensoleillée et à la décharge pendant la période moins ensoleillée.
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moyenne « hivernale » d’octobre à mars6. Le pro-
fil de production du système est représenté par 
la Figure 12.

Pour des puissances installées du même 
ordre de grandeur que celles des modèles 
sans aléas (6,1 MW de PV, 3,4 MW de batte-
ries) la capacité du stockage est multipliée par 
54 (960 MWh). Le stockage se charge un petit 
peu tous les jours durant la saison « estivale » 
(bilan stockage-déstockage quotidien positif), 
pour atteindre 100 % de sa capacité la veille 
de la saison « hivernale ». Puis le stockage se 
décharge un petit peu tous les jours durant la 
saison « hivernale » (bilan stockage-déstockage 
quotidien négatif), jusqu’à atteindre la limite 
de profondeur de décharge la veille de la sai-
son « estivale ». Par conséquent, le nombre de 
cycles complets par an chute à 6, ce qui fait 
augmenter le LCOES d’un facteur 21 par rap-
port à la situation sans effet de saisonnalité, 
s’établissant à près de 2 870 $/MWh en 2021.

Cet exemple montre bien que la latitude est 
un facteur de premier ordre pour la viabilité 
économique d’un tel système.

3.3. Effet cumulé des variabilités

L’effet cumulé de la variabilité intrajour-
nalière, interjournalière et saisonnière sur les 
coûts, par rapport à une situation sans varia-
bilité, peut s’illustrer en appliquant les règles 
de dimensionnement et de coût du modèle 
« cloche » sur une chronique réelle de PV7. Les 
résultats donnent un LCOES près de 30  fois 
supérieur à la situation théorique sans variabi-
lité à Aix en 2021, s’élevant à près de 4 200 $/
MWh. Ce LCOES pourrait descendre à près de 
1 600 $/MWh en 2050. La capacité de stockage 
nécessaire est alors de l’ordre de 1 250 MWh.

Les coûts seraient inférieurs d’un facteur 
entre 5 et 6 à Riyad, où il n’y a pas d’effet de 
saisonnalité et moins d’aléas intra et interjour-
naliers, avec un LCOES de près de 300 $/MWh 
en 2050. La capacité de stockage nécessaire est 
de 220 MWh, pour une puissance du stockage 
de 3,5 MW et une puissance PV installée de 
5 MW par MW garanti.

À ces effets s’ajoute celui de la variabilité 
interannuelle, qui vient encore augmenter les 
coûts de près de 25 % supplémentaires à Aix 
et de 180 % à Riyad : les LCOES calculés sur 
une chronique PV de 10 ans à Aix et Riyad sont 
de l’ordre respectivement de 5 300 $/MWh et 
2 200 $/MWh en 2021, 2 000 $/MWh et 800 $/
MWh en 2050 (Figure 13).

Ces estimations montrent qu’un système de 
PV « en base » qui délivre toute la production 
PV, soit directement, soit via le stockage, n’est 
pas économiquement viable en France. Un 
tel système reste cher aussi sous les latitudes 
qui ne subissent pas l’effet de la saisonnalité, 
même avec les fortes baisses de coûts d’in-
vestissement telles que projetées en 2050. La  
Figure 14 montre que pour un PV à 310 $/kW, 
qui est l’estimation 2050 retenue ici, un LCOES 
à moins de 100  $/MWh à Riyad nécessiterait 
un stockage à moins de 50 $/kWh, soit près de 
70 % plus bas que le coût des batteries estimé 
en 2050, lui-même déjà plus bas de 55 % par 
rapport à 2021.

Figure 13. LCOES à Aix et Riyad en 2021 et 2050

Résultats selon la méthode d’optimisation du modèle « cloche » 

appliquée sur des chroniques de 10 ans.
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Tableau 1. Résultats de l’optimisation selon le modèle « cloche »

Résultats détaillés de l’optimisation selon le modèle « cloche » sans écrêtement sur des chroniques PV réelles de 10 ans à Aix et à 

Riyad. Les résultats complets figurent en annexe C.

Figure 14. LCOES en fonction des coûts d’investissement de PV et de stockage

Ce graphique représente le LCOES à Riyad en fonction des coûts d’investissement dans le cas d’un dimensionnement minimisant 

la production PV. Les croix situent les hypothèses de coûts 2021 et 2050 utilisées dans les estimations précédentes.

Aix Riyad

Hypothèses de coût : 2021 2050 2021 2050

Dimensionnement

  Puissance installée PV (MW) 6,2 6,0 5,2 5,0

  Puissance stockage (MW) 4,8 4,6 3,6 3,5

  Capacité stockage (MWh) 1 794 1 615 725 653

  Constante de temps (h) 375 353 199 188

  Cycle complet/an 4 4 9 9

Production

  Production totale PV (MWh) 9 712 9 362 9 665 9 332

  Production PV directe (MWh) 3 364 3 345 3 645 3 629

  Production batterie (MWh) 5 396 5 415 5 113 5 129

Coûts

  LCOE ($/MWh) 38 17 32 14

  LCOS ($/MWh) 8 529 3 281 3 639 1 402

  LCOES ($/MWh) 5 296 2 046 2 160 837
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Les coûts du système découlent essentiel-
lement de la capacité de stockage nécessaire 
pour stocker toute la production PV excéden-
taire, sans écrêtement. Un tel modèle, qui mini-
mise la puissance installée de PV, peut faire 
sens quand on voit combien les rythmes de 
développement du PV avancés dans les scéna-
rios de neutralité carbone sont déjà importants, 
avec des questions sur les ressources en termes 
de capacité à faire et de matériaux nécessaires, 
en particulier sur les besoins en cuivre, nickel, 
graphite, lithium, manganèse et cobalt [IEA, 
2021a].

Le chapitre suivant montre que les coûts 
d’un PV « en base » peuvent cependant dimi-
nuer très sensiblement avec un surdimension-
nement de la capacité installée de PV et un 
écrêtement de la surproduction.

4. Optimisation économique

Une réduction de la capacité de stockage, 
compensée par une augmentation de la puis-
sance PV et un écrêtement de la surproduc-
tion, permet d’optimiser les coûts. L’écrêtement 
du PV fait augmenter le LCOE, alors que la 
réduction de la capacité de stockage et donc 
l’augmentation du nombre de cycles complets 
par an font diminuer le LCOS. Le LCOS étant 
comme on l’a vu très supérieur au LCOE, il y 
a donc un intérêt économique à faire baisser 
le premier au détriment du second. L’annexe E 
en propose une démonstration mathématique. 
Cependant cette optimisation économique est 
loin d’être neutre sur les besoins en espace et 
en matériaux.

L’optimum économique est déterminé selon 
la méthode suivante, pour une chronique ho-
raire d’un an ou plus :

(i) À la différence du modèle d’optimisa-
tion sans écrêtement, où la production stockée 
à l’heure h est déterminée par la production PV 
excédentaire à h, la production stockée à h est 
ici déterminée par la quantité d’énergie mini-
male devant être stockée pour que le système 
soit capable de délivrer la puissance garantie 
à chaque heure de la suite de la chronique.  

Le stock final d’énergie à la fin de la chronique 
est fixé par convention à 12 heures de puis-
sance garantie.

(ii) La valeur maximale du stock, aug-
menté de la réserve exigée par la limite de 
profondeur de décharge, donne la capacité de 
stockage E

B
.

(iii) La production PV qui n’est ni délivrée 
directement ni stockée est écrêtée.

(iv) Les puissances installées K
PV

 et K
Bat

, 
dont dépendent la capacité de stockage et la 
quantité d’énergie écrêtée, sont ensuite déter-
minées pour minimiser le LCOES. 

La fonction LCOES dont le minimum est re-
cherché peut s’exprimer en fonction de K

PV
 et 

K
B
 selon la formule (N) dérivée de la formule 

(A) et est illustrée par la Figure 15.

      
      
     (N)

où Q* est le productible PV net de l’écrête-
ment et LCOE* le coût complet de la produc-
tion PV non écrêtée. 

Cette méthode permet d’obtenir un LCOES 
de près de 500  $/MWh en 2021 à Aix, soit 
10  fois moins que la méthode sans écrête-
ment. Cette baisse de coût se fait cependant au 
prix d’un écrêtement d’environ 30 GWh, soit 
75 % de la production PV, avec une capacité 
installée de PV 25  fois supérieure à la puis-
sance garantie et une capacité de stockage de 
100 MWh. En moyenne en France, le LCOES 
2021 serait de 830 $/MWh, pour une puissance 
PV comparable à celle demandée à Aix mais 
un besoin de stockage deux fois plus élevé. 
Ces coûts, fortement marqués par l’effet de 
saisonnalité comme vu précédemment, sont 
inférieurs à Riyad. Le LCOES y serait de 250 $/
MWh en 2021, et pourrait atteindre 100 $/MWh 
en 2050. La puissance PV nécessaire serait alors 
de l’ordre de 12 fois la puissance garantie, la 
capacité de stockage entre 50 et 60 MWh ; près 
de 60 % de la production PV serait écrêtée8.

À Riyad, un coût complet de moins de 70 $/
MWh par exemple nécessiterait un PV à moins 

* *
2

1 2

( , ) ( , ) ( , ) ( , )
( ) ( , )

PV B PV B PV B PV B

PV PV B
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Figure 15. LCOES en fonction de la puissance PV et de la puissance de stockage

Cette fonction continue, représentée ici pour les coûts à Aix en 2021, présente un minimum pour un couple unique de puissance 

de PV et de stockage.

Tableau 2. Résultats de l’optimisation économique

Résultats détaillés de l’optimisation économique avec écrêtement sur des chroniques PV réelles de 10 ans à Aix et à Riyad.  

Les résultats complets figurent en annexe C.

France 2021 Aix 2021 Aix 2050 Riyad 2021 Riyad 2050

Dimensionnement

  Puissance installée PV (MW) 25,8 24,4 23,4 12,4 11,9

  Puissance stockage (MW) 8,2 12,4 11,9 5,0 4,8

  Capacité stockage (MWh) 203 95 85 55 50

  Constante de temps (h) 25 8 7 11 10

  Cycle complet/an 30 67 67 115 114

Production

  Production totale PV (MWh) 31 280 38 289 36 832 22 904 22 013

  Production PV directe (MWh) 4 028 3 908 3 897 3 919 3 911

  Production batterie (MWh) 4 732 4 852 4 863 4 841 4 849

Coûts

  LCOE ($/MWh) 209 197 94 77 34

  LCOS ($/MWh) 1 115 521 204 300 118

  LCOES ($/MWh) 831 504 213 251 101

  Écrêtement (MWh) 21 685 28 672 27 531 13 289 12 713
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100 $/kW, soit trois fois moins que la projec-
tion 2050, pour une batterie à 150 $/kWh, ou 
une batterie à moins de 80 $/kWh, soit 2 fois 
moins que la projection 2050, pour un PV à 
300 $/kW (Figure 16).

À Aix, les conditions d’un LCOES à moins de 
100 $/MWh restent loin des projections de coût 
d’investissement sur le PV et le stockage.

Figure 16. LCOES minimum à Riyad et à Aix en fonction des coûts d’investissement PV et stockage

Ce graphique présente le LCOES (axe vertical) minimum à Riyad (graphique du haut) et à Aix (graphique du bas*) pour les puis-

sances installées optimisées de PV et de batteries, en fonction des coûts d’investissement. Les croix situent les hypothèses de coûts 

2021 et 2050 utilisées dans les estimations précédentes. Les tirets bleus et rouges marquent les seuils d’un LCOES respectivement 

à 100 $/MWh et 70 $/MWh. 

* Les ruptures de pente que l’on peut observer correspondent à un changement de configuration du couple de puissance PV/

stockage optimal. Ce phénomène est détaillé en annexe D.
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Conclusions

Un PV « en base » à un coût proche de 
100  $/MWh peut difficilement être envisagé 
en France avec les technologies actuelles. Il 
n’est pas inenvisageable à horizon 2050 aux 
faibles latitudes qui ne subissent pas l’effet de 
saisonnalité.

Si toute la production PV est délivrée, sans 
écrêtement afin d’économiser de l’espace et 
des matériaux, un PV « en base » n’apparaît 
viable économiquement nulle part.

Si le PV est surdimensionné et la production 
excédentaire écrêtée, alors un PV « en base » 
pourrait devenir envisageable vers 2050 dans 
les pays à basses latitudes, bien ensoleillés et 
sans contraintes d’espace, et dans les condi-
tions très théoriques d’utilisation du stockage 
retenues ici. Cependant, un problème de maté-
riaux se poserait si de telles solutions devaient 
être généralisées, avec probablement un effet 
à la hausse sur les coûts des matériaux, et par 
conséquent sur les prix des panneaux [IEA, 
2021b], qui serait à intégrer et rendrait l’atteinte 
d’un coût complet inférieur à 100 $/MWh en-
core plus délicate.

À rebours, ces estimations ne tiennent pas 
compte d’un potentiel débouché pour la pro-
duction PV excédentaire induite par le fort sur-
dimensionnement des capacités du système. 
Délivrer cet excédent sur le réseau pose un 
problème de valorisation, avec probablement 
un phénomène de cannibalisation [López Prol 
et al., 2020] exacerbé par une puissance déli-
vrée qui peut être plus de 10 fois la puissance 
garantie sous les latitudes les plus propices.  
La gestion de l’intermittence d’une telle puis-
sance excédentaire sur le réseau pose égale-
ment question. Aussi, l’estimation des coûts 
complets d’un tel dispositif dans le système 
énergétique global doit intégrer, en complément 
du LCOES, les coûts de réseau et de back up. 

L’excédent de production pourrait tou-
tefois, par exemple, être valorisé avec de la 
production d’hydrogène électrolytique, avec 
cependant une contrainte supplémentaire 

sur l’emplacement du système qui doit tenir 
compte des besoins en eau et les solutions de 
transport de l’hydrogène produit en plus des 
conditions d’ensoleillement et de latitude. Des 
contraintes à mettre au regard d’un potentiel 
qui n’est pas illimité en termes de débouché, 
puisque dans les conditions d’ensoleillement 
de Riyad, 120  GW de PV garantis en base9, 
soit 1,6 fois les capacités totales installées en 
Arabie saoudite aujourd’hui10 et moins de 2 % 
des capacités installées dans le monde11, per-
mettraient de générer l’électricité excédentaire 
nécessaire12 pour couvrir tous les besoins d’im-
portation d’hydrogène de l’UE à horizon 2050, 
estimés à 30 millions de tonnes [WEC, 2021].  
À titre d’illustration, un prix de 10  $/MWh 
pour la production excédentaire permettrait 
de réduire le LCOES de 15  $/MWh à Riyad 
où la surproduction est de 1,5 MWh par MWh 
garantis. Cependant, le coût de l’hydrogène 
produit à partir de cette électricité à 10 $/MWh 
serait de 1,8 $/kg en 2050, soit environ de 5 $/
kg rendu site en Allemagne par exemple13.  
Ce coût est supérieur à celui estimé pour 
l’hydrogène « vert » produit en Allemagne (3,3-
4,3 $/kgH

2
) ou importé d’Afrique du Nord à 

horizon 2050 (3,5  $/kgH
2
) [WEC, 2021], ce 

qui pose la question de la compétitivité de ce 
débouché. À Aix, où la surproduction serait 
de 3 MWh par MWh garanti, le LCOES serait 
diminué de 30 $/MWh. Un LCOES de moins 
de 100 $/MWh à Aix en 2050 nécessiterait un 
prix sur la production excédentaire supérieur 
à 70 $/MWh qui rendrait la production d’hy-
drogène non compétitive.

En définitive, un PV « en base » semble inen-
visageable, sans rupture technologique, même 
aux latitudes les plus propices. En effet, soit 
on économise du PV, ainsi que l’espace et la 
matière nécessaires, et les coûts restent prohi-
bitifs, soit on surinvestit dans le PV, ce qui fait 
baisser les coûts du PV « en base », mais c’est la 
quantité de matière et d’espace nécessaire qui 
devient prohibitive, avec de surcroît des excé-
dents de production d’électricité considérables 
aux débouchés potentiels a priori limités.

Il serait dès lors intéressant d’étudier le 
principe d’un PV « pilotable » en relâchant 
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la contrainte d’un ruban de 8 760  h. Deux 
exemples permettent d’illustrer les ques-
tions que pose un tel système. Le premier 
exemple reprend les hypothèses de système 
de PV + Batteries à Riyad en 2050, où le ruban 
de 1 MW est remplacé par une demande de 
1  MW toute la journée hormis 4  heures par 
nuits pour lesquelles la demande est nulle.  
La demande est donc de 7 300 heures par an. 
Le LCOES reste alors inchangé par rapport au 
PV « en base », autour de 100 $/MWh, avec une 
hausse du LCOS compensée par une baisse de 
la quantité d’énergie à déstocker. Le second 
exemple conserve un ruban de 1 MW sur la 
chronique de 10  ans à Riyad, hormis deux 
journées de 24  heures où la production PV 
est la plus faible, pendant lesquelles le ruban 
n’est plus garanti. Sur ces deux fois 24 heures, 
seule la production PV est délivrée, sans relais 
de la batterie. Cela fait baisser la demande de 
38 heures sur la chronique de 10 ans, soit une 
demande annuelle moyenne de 8 756 heures. 
Le LCOES baisse alors de 10 % par rapport au 
coût du PV « en base ». Ces deux illustrations, 
très succinctes, incitent donc à une certaine 
prudence sur les éventuels effets d’une relaxa-
tion de la contrainte de 8 760  h. La présente 
étude tend à souligner que les coûts d’un sys-
tème PV + Batteries dépend de son dimension-
nement et donc, fondamentalement, des aléas 
et de la variabilité plus que d’un profil pério-
dique de demande. Seule une étude plus sys-
tématique, à réaliser, permettrait de savoir dans 
quelle mesure ce résultat est généralisable.
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NOTES

1. Un système avec PV sur toitures n’a pas été étudié ici 

car les coûts totaux d’installation sont significativement  

supérieurs à ceux d’une ferme PV au sol, de l’ordre de 

45 % pour les toitures du tertiaire et de 95 % pour les toi-

tures résidentielles par exemple en France [IRENA, 2020].

2. Les facteurs de charge sont calculés à partir des courbes 

de charge données par PVGIS, méthode détaillée en an-

nexe A.

3. Une mutualisation des onduleurs entre PV et stockage est 

une option permettant de faire baisser les coûts [Schleifer  

et al., 2022] qui n’a pas été étudiée ici.

4. La capacité de charge et de décharge, limitée à la pro-

fondeur de décharge, et l’efficacité sont supposées cons- 

tantes sur toute la durée de vie.

5. Chroniques de 2013 à 2016 à Oslo, Aix et Riyad, source 

PVGIS. Chroniques de 2011 à 2014 pour la moyenne 

France, source EDF R&D.

6. Le facteur de charge annuel résultant est de 1 560 heu-

res, légèrement supérieur au facteur de charge moyen de 

1 517 utilisé pour Aix dans les modélisations précédentes.

7. Les calculs sont réalisés sur une chronique 2014 car elle 

présente un facteur de charge annuel de 1 519 heures très 

proche du facteur de charge moyen utilisé pour Aix dans 

les chapitres précédents.

8. Sur des chroniques PV de 10 ans à Aix et Riyad, 50 ans 

pour la France.

9. Soit 1 450 GW de PV et 580 GW de batteries.

10. 77 GW [EIA, 2021].

11. 7 300 GW [EIA, 2021].

12. De l’ordre de 1 550 TWh avec un rendement de 65 % 

de l’électrolyseur qui correspond à environ 50 kWh élec/

kgH
2
.

13. Pour un coût d’investissement de l’électrolyseur de 

400 $/kW, un facteur de charge de 14 % et un WACC de 

4,5 %. Les autres coûts de la chaîne de valeur sont estimés 

à 3,2 $/kg dont 0,4 $/kg pour l’eau et le stockage, 1,8 $/kg 

pour le transport sur 5 000 km et 1 $/kg de transmission et 

distribution, d’après données extrapolées de [WEC, 2021].
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Annexes

Annexe A. Facteurs et courbe de charge

Les facteurs de charge retenus pour les villes retenues en exemples sont calculés à partir des 
courbes de charge simulées avec l’outil du JRC PVGIS (https://re.jrc.ec.europa.eu/pvg_tools/fr/#MR).

Des chroniques de 4 ans (2013-2016) sont utilisées pour calculer le facteur de charge annuel 
moyen et pour construire les courbes de charge journalières moyennes utilisées par le modèle 
« cloche ».

Ces courbes de charge PVGIS intègrent une perte de 14 % sur l’énergie produite par les modules, 
taux recommandé par le JRC pour tenir compte des pertes du système (câblage, onduleur, saleté…) 
et de la dégradation des modules durant leur durée de vie.

Le facteur de charge moyen retenu pour la France est calculé sur la base des chroniques France 
2011 à 2014 (source R&D).

Le LCOE est calculé hors taxes, subventions et intérêts intercalaires, selon la formule simplifiée 
suivante : 

où 

Paramètres utilisés dans l’outil PVGIS : 

Investissement PV Facteur d'actualisation &
Facteur de charge

O MLCOE × +
=

Durée de vie

Facteur d'actualisation 11
(1 )

WACC

WACC

=
−

+
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Annexe B. Hypothèses de coûts

Photovoltaïque

Batterie            

Système Photovoltaïque Batterie    

Investissement 2021 2050 Commentaire

France 840 $/kW 430 $/kW 2020 : RTE 2021 = 75 c$/Wc, IRENA 2020 (France) = 94 c$/
Wc, AIE 2021 UE = 84 c$/Wc 
2050 : RTE 2021 = [43-53] c$/Wc, AIE 2021 (UE) = 
[34-43] c$/Wc

Europe 840 $/kW 430 $/kW

Monde 650 $/kW 310 $/kW Source : AIE 2021 Chine

OPEX 2,5 % 2,5 %  

 soit OPEX France 21 $/kW/an 11 $/kW/an France : RTE 2021 = 11 $/kW/an en 2020, 8 $/kW/an en 
2050

Europe 21 $/kW/an 11 $/kW/an UE : IRENA 2020 = 18 $ en 2020, AIE 2021 Europe = 12 $/
kW/an en 2050

Monde 16 $/kW/an 8 $/kW/an AIE 2021 = 9 $/kW/an

Durée de vie 25 ans 30 ans Source : IRENA 2020, RTE 2021

Investissement 2021 2050 Sources

part de coûts  
par kWh

295 $/kWh 135 $/kWh
Soit pour une batterie 4 h : 318 $/kWh en 2020, 149 $/
kWh en 2050, cohérent avec :
• WEO 2021 310 $/kWh en 2020, entre 110 et 130 $/kWh 
en 2050
• RTE 2021 [260-340] $/kWh en 2020, [115-185] $/kWh en 
2050
Répartition énergie/puissance : proposition de l’auteur 
d’après données EDF et IRENA 2020

part de coûts  
par kW

90 $/kW 55 $/kW

OPEX 
Pourcentage de l’in-
vestissement en kWh

1,0 % 2,0 % Soit ~ 12 $/kW en 2020 et 2050, cohérent avec WEO 2021

Rendement
85 % 90 %

Proposition des auteurs d’après données EDF et [DOE, 
2019]

Profondeur de 
décharge

90 % 95 %
Proposition des auteurs d’après données EDF et XU et al. 
2016

Durée de vie (cycle) 4 000 cycles 6 000 cycles
Proposition des auteurs d’après données EDF et XU et al. 
2016Durée de vie 

(années)
20 ans 30 ans

Puissance garantie 1,00 MW

Production journalière 24 h

WACC (identique pour toutes les géographies) 4,5 %
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Annexe C. Résultats détaillés

Optimisation selon modèle « cloche » sans aléas, sans écrêtement :

Optimisation selon modèle « cloche » sur chroniques PV réelles, sans écrêtement : 

  Oslo France Aix Séville Riyad

2021 2050 2021 2050 2021 2050 2021 2050 2021 2050

Dimensionnement                    

  Puissance installée PV (MW) 10,6 10,3 7,8 7,5 6,4 6,1 5,8 5,6 5,2 5,0

  Puissance stockage (MW) 2,7 2,6 2,7 2,6 2,7 2,6 2,7 2,6 2,7 2,6

  Capacité stockage (MWh) 16,9 15,2 16,9 15,1 17,7 15,9 17,9 16,1 18,1 16,3

  Constante de temps (h) 6,3 5,9 6,2 5,9 6,6 6,2 6,7 6,3 6,7 6,3

  Cycle complet/an 365 365 365 365 365 365 365 365 365 365

Production                    

  Production totale PV (MWh) 26 25 26 25 26 26 26 26 26 26

  Production PV directe (MWh) 11 11 11 11 10 10 10 10 10 10

  Production batterie (MWh) 13 13 13 13 14 14 14 14 14 14

Coûts                    

  LCOE ($/MWh) 86 41 63 30 51 24 46 22 32 14

  LCOS ($/MWh) 141 50 141 50 141 50 141 49 141 49

  LCOES ($/MWh) 170 70 145 59 136 54 132 52 117 44

Chronique Aix, 1 an Riyad, 1 an Aix, 10 ans Riyad, 10 ans

Hypothèses de coût 2021 2050 2021 2050 2021 2050 2021 2050

Dimensionnement                

  Puissance installée PV (MW) 6,4 6,2 5,2 5,0 6,2 6,0 5,2 5,0

  Puissance stockage (MW) 4,9 4,7 3,6 3,5 4,8 4,6 3,6 3,5

  Capacité stockage (MWh) 1 406 1 265 248 222 1 794 1 615 725 653

  Constante de temps (h) 288 271 68 64 375 353 199 188

  Cycle complet/an 5 5 27 27 4 4 9 9

Production                

  Production totale PV (MWh) 9 718 9 365 9 661 9 329 9 712 9 362 9 665 9 332

  Production PV directe (MWh) 3 334 3 315 3 652 3 635 3 364 3 345 3 645 3 629

  Production batterie (MWh) 5 426 5 445 5 108 5 125 5 396 5 415 5 113 5 129

Coûts                

  LCOE ($/MWh) 51 24 32 14 38 17 32 14

  LCOS ($/MWh) 6 649 2 556 1 249 478 8 529 3 281 3 639 1 402

  LCOES ($/MWh) 4 175 1 615 764 295 5 296 2 046 2 160 837
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Optimisation du LCOES avec écrêtement : 

Annexe D. Une configuration optimale de puissance par palier

Le premier graphique représente l’évolution des coûts LCOE, LCOS et LCOES en fonction du coût 
d’investissement PV en abscisse, pour un coût d’investissement fixe de 80 $/MWh pour le stockage, 
et pour les puissances de PV et de stockage optimales permettant de minimiser le LCOES.

Résultats
Aix 1A 
2021

Aix 10A 
2021

Aix 10A 
2050

FR 50A 
2021

Riyad 10A 
2021

Riyad 10A 
2050

Dimensionnement            

  Puissance installée PV (MW) 26,7 24,4 23,4 25,8 12,4 11,9

  Puissance stockage (MW) 10,5 12,4 11,9 8,2 5,0 4,8

  Capacité stockage (MWh) 65 95 85 203 55 50

  Constante de temps (h) 6 8 7 25 11 10

  Cycle complet/an 97 67 67 30 115 114

Production            

  Production totale PV (MWh) 40 616 38 289 36 832 31 280 22 904 22 013

  Production PV directe (MWh) 3 912 3 908 3 897 4 028 3 919 3 911

  Production batterie (MWh) 4 848 4 852 4 863 4 732 4 841 4 849

Coûts            

  LCOE ($/MWh) 216 197 94 209 77 34

  LCOS ($/MWh) 361 521 204 1 115 300 118

  LCOES ($/MWh) 437 504 213 831 251 101

  Écrêtement (MWh) 30 998 28 672 27 531 21 685 13 289 12 713
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Le second graphique représente ces puissances PV et stockage optimales sur l’axe de gauche, et 
la production écrêtée sur l’axe de droite. 

Cet exemple montre que : 
1. le couple de puissance PV/batterie permettant de minimiser le LCOES reste stable par 

palier quand les CAPEX PV augmentent, à CAPEX stockage constant.
2. l’augmentation des CAPEX PV fait augmenter le LCOE jusqu’au franchissement d’un seuil 

qui provoque un changement de palier. Ce palier matérialise le moment où le rapport LCOE/LCOS 
n’est plus optimal. Un nouvel optimum, à des puissances plus faibles, permet de diminuer la pro-
duction écrêtée, ce qui fait baisser le LCOE.

3. une analyse plus poussée serait nécessaire pour mettre en évidence la valeur du rapport 
LCOE/LCOS, proche de 1, qui déclenche le changement de palier.

Annexe E. Modélisation analytique

L’approche ci-dessous caractérise les propriétés analytiques du modèle développé dans le corps 
de la note et démontre les intuitions issues des analyses de sensibilités aux différents paramètres 
exogènes. Elle suggère également que ces analyses de sensibilité peuvent garder une relative validité  
dans un modèle plus complexe où la demande de consommation serait variable dans la journée.

Notations

consommation journalière d’électricité (fourniture plate permanente), somme de 
la production PV E

1
 consommée directement et de l’énergie E

2
 fournie indirecte-

ment par déstockage de la batterie

puissance constante de la demande plate permanente du consommateur, égale 
aux puissances maximales atteintes pour fournir E

1
 et E

2

rendement de la batterie (r < 1). L’énergie      à produire par le PV et stocker est 
supérieure à E

2

l’énergie totale à produire pour satisfaire le consommateur, supérieure à E = E
1
+E

2
 

car r < 1

l’énergie journalière productible théorique du PV supposée non écrêtée. Si K
PV

 
est la puissance installée du PV, H

PV
 est la durée annuelle d’irradiation, on a par 

définition Q = K
PV

.H
PV

/365

le productible total Q du PV divisé par la consommation totale E d’énergie

la part de la consommation fournie indirectement par déstockage de la batterie

la part écrêtée du productible :                                    

et 

1 2E E E= +

/ 24K E=

2
1

EE
r

+

Energie écrêtée
écrêtement Q
τ =

r

Q

Q
E

α =

2

1 2

E
E E

β =
+

τécrêtement

2
1

2
1

1
Energie écrêtée

écrêtement

EE
r

EE
r

τ
+

− =
+ +

2E
r
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On en déduit : 

Énergie écrêtée ≥ 0 et r < 1 impliquent α > 1. α est croissant avec τ
écrêtement

 et r.

le coût unitaire du PV par MWh productible, i.e. son coût total (annuité CAPEX OPEX) 
divisé par son productible annuel Q.365 hors considération d’écrêtement. Le coût uni-
taire                         du PV ramené au MWh consommé est supérieur au LCOE du PV 
puisque α > 1.

le coût de la batterie par unité de MWh déstocké, i.e. son coût total (annuité CAPEX 
OPEX) divisé par 365 E

2
. LCOS est provisoirement pris ici comme « constante exogène » 

à la modélisation décrite ci-dessous. Cela suppose implicitement un usage particulier 
(quantité E

2
 déstockée 365 jours par an sur la durée de vie en cyclabilité de la batterie).

Le coût complet du système vu du consommateur, ou coût complet du kWh consommé peut 
alors s’exprimer comme somme du LCOE PV (coût du MWh productible PV) majoré du ratio  
productible/production, et du LCOS ou coût du MWh déstocké par la batterie pondéré par la part 
β d’énergie consommée satisfaite indirectement par déstockage :

           et 

1(1 )

1 écrêtement

r
β β

α
τ

− +
=

−

Modélisation et optimisation du coût complet LCOES, avec stockage et écrêtement possibles

On modélise ici LCOES en fonction de 2 variables d’optimisation : le dimensionnement du PV 
(choix de Q) et le dimensionnement de la batterie (choix de E

2
). Q et E

2
 sont choisis de façon à 

minimiser le coût du système sous contraintes de satisfaction de la demande E et d’équilibre entre 
volumes stocké et déstocké au rendement près. La production PV consommée directement E

1
 est 

analysée comme une fonction du productible Q et de la puissance K=E/24 (énergie journalière 
permanente divisée par 24). La fonction E

1
 = E

1
(Q,E) est une caractéristique clé de la courbe de 

charge horaire du solaire productible Q. Quelle que soit cette courbe de charge (rectangle, cloche 
ou autres), on montre (résultat classique de microéconomie du producteur, lié aux hypothèses de 
convexité du problème posé) que E

1
 est une fonction croissante concave de Q et de E, et homogène 

de degré 1 : E
1
(λQ,λE) = λ E

1
(Q,E). On sait également qu’elle est continue « presque partout » déri-

vable. Notons E’
1Q

 et E’
1E
 les dérivées partielles par rapport aux variables Q et E. Les croissance et 

concavité signifient que E’
1Q

 et E’
1E
 sont de signe positif, et décroissantes par rapport respectivement 

à Q et E. En outre, pour tous Q et E : 1 ≥ E’
1Q

 ≥ 0.

Le programme d’optimisation s’écrit, en notant                        et                             :

                                                                        sous contrainte 
   
où µ est la variable duale associée à la contrainte d’équilibre offre-demande. À la marge de 

l’optimum, µ est interprétée comme la valeur marginale brute du MWh productible supplémentaire.

2
1

1 2

1(1 )

1

écrêtée

écrêtement

EE EQ r r
E E E

β β
α

τ

+ + − +
= = =

+ −

.
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E
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2. . . .
Q ELCOES LCOE LCOS LCOE LCOS
E E
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C E E LCOES E MIN Q LCOE E LCOS= = + 2
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2 1
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La condition nécessaire d’optimalité du 1er ordre vis-à-vis de la variable Q est l’annulation de la 
dérivée du lagrangien par rapport à Q (condition également suffisante pour un minimum, le critère 
étant convexe) :

                                                                                          et 

L’équation d’optimalité indique l’égalité entre :
• le coût marginal de développement du MWh PV productible (LCOE)
• la valeur marginale du MWh productible, somme de deux termes :
 –  la valeur marginale µ du MWh PV productible, écrêtement éventuel inclus, hors effet 

stockage ;
 –  l’économie marginale de stockage, égale à la baisse de besoin d’énergie à déstocker par 

accroissement       d’énergie produite directement consommée, valorisée à la somme du coût unitaire 
de la batterie (LCOS) et du gain de productible par moindre perte de rendement          . 

Deux cas sont possibles :
(a) « surdimensionnement » du PV et recours à l’écrêtement  :                    implique µ=0  

(contrainte non saturée), et                       . On surdimensionne le PV (Q croît et '
1QE  diminue) 

jusqu’au niveau où l’accroissement marginal de production directement consommée     égale 
LCOE/LCOS. Ce cas est pertinent si le LCOE du PV est relativement faible par rapport au LCOS du 
stockage.

(b) absence d’écrêtement :                      (contrainte saturée) implique µ > 01 et                      . 
Le coût unitaire LCOE du PV est trop élevé relativement au coût unitaire LCOS du stockage et on 
n’a pas intérêt à surdimensionner le PV pour générer un excédent de productible écrêté.

Statique comparative : le coût moyen total                             est croissant concave par rap-
port aux paramètres LCOE et LCOS2 (ou LCOE/LCOS). La concavité est intuitive : plus une tech-
nologie est chère, plus on s’en passe par substitution à la technologie alternative, avec un effet de 
substitution décroissant. Plus LCOE/LCOS est élevé, plus on diminue la taille du PV pour réduire 
le volume d’écrêtement. Compte tenu du caractère indispensable du stockage pour satisfaire la 
consommation de nuit, les batteries ne sont jamais totalement éliminées, même pour un coût nul 
du LCOE ou infini du LCOS.

La croissance et concavité du LCOES aux coûts des technologies sont illustrées ci-contre, avec 
2 points d’inflexion :

point A : si LCOE/LCOS diminue en deçà de A, le 
rythme d’écrêtement est plus élevé. Cette inflexion 
est illustrée par le graphique de l’annexe D. Elle est 
liée à une spécificité de modélisation du stockage de 
la note que nous n’avons pas reproduit dans notre 
modélisation analytique stylisée.

point B : pour LCOE/LCOS supérieur à B, le PV est 
relativement trop cher et on évite tout écrêtement. 
C’est le cas (b) vu plus haut, non observable sur le 
graphique de l’annexe D car hors de l’intervalle des 
CAPEX examiné.
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Extension des résultats à des variantes de modélisation : sans entrer ici dans une modéli-
sation plus complexe, on admettra que les résultats analytiques ci-dessus (conditions d’écrêtement, 
concavité de la fonction de coût en fonction des paramètres de coût) sont extensibles (1) à un 
modèle où le coût unitaire de la batterie dépend de sa fréquence d’utilisation et (2) à un modèle 
où la courbe de charge du consommateur est variable en cours de journée.

NOTES 

1. En théorie on peut avoir simultanément µ = 0 et Q = E
1 
+ E

2
/r. Ceci correspond à un cas limite de coïncidences entre 

paramètres et caractéristiques de courbe de charge du PV, exclu ici sans réelle perte de généralité.

2. Résultat classique de microéconomie du producteur, lié aux propriétés de convexité du problème posé.
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