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Résumé 

Après des années difficiles pour l’industrie gazière européenne, le gaz revient 

sur le devant de la scène. Grâce à ses atouts environnementaux, sa flexibilité, 

sa performance et la diversité de ses usages, le gaz a en effet un rôle majeur 

à jouer dans la réduction des émissions de gaz à effet de serre (GES), 

l’amélioration de la qualité de l’air, l’intégration des énergies renouvelables 

(ENR) dans le mix électrique et l’efficacité énergétique. Ce rôle évoluera 

dans le temps et il convient de distinguer la période 2015-2030 et la période 

2030-2050. 

Ses performances environnementales lui permettent de réduire 

rapidement, et dès maintenant, les émissions de CO2 du secteur électrique 

quand il remplace le charbon, deux fois plus émetteur. Étant donné les prix 

actuels et projetés du charbon et du gaz, cette substitution requiert un signal 

prix du carbone, qui, en dehors du Royaume-Uni, fait toujours défaut aux 

autres États de l’Union européenne (UE), montrant l’urgence de la mise en 

œuvre de la réforme du système européen d’échange de quotas d’émission 

(EU ETS). La flexibilité du gaz permet de pallier l’intermittence du solaire et 

de l’éolien et facilite le développement des ENR. Le gaz contribue ainsi à un 

approvisionnement électrique fiable et réduit les coûts d’équilibrage du 

système électrique grâce à un réseau gazier et des capacités de stockage déjà 

bien développés. À l’avenir, dans le secteur des transports, le gaz, en 

remplacement des produits pétroliers, peut contribuer à la mobilité plus 

propre en réduisant la pollution de l’air et les émissions de CO2 des 

transports terrestres et maritimes. Dans le secteur du chauffage, si le gaz 

naturel ne peut décarboner le secteur, la performance des équipements 

modernes au gaz contribue à une réduction significative des émissions. 

À plus long terme, il faudra néanmoins décarboner l’usage du gaz 

naturel si l’UE veut réaliser son objectif de disposer d’un bouquet électrique 

décarboné à l’horizon 2050. Le gaz permettra d’optimiser la production 

d’ENR, grâce à des concepts innovants, tels que le Power-to-gas, dont les 

projets pilote se multiplient en Europe afin de développer un business plan 

pertinent. Par ailleurs, le gaz deviendra plus vert grâce au développement du 

gaz renouvelable, biogaz et biométhane, mais aussi, à l’avenir, hydrogène et 

gaz de synthèse. Le captage et stockage du CO2 (CCS) seront indispensables 

pour compléter la décarbonisation du gaz naturel. L’UE a peu avancé sur ce 

sujet, mais des efforts sont entrepris en Norvège par de grands producteurs 

de gaz. Enfin, la réduction des émissions de méthane liées à la chaîne gazière 
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est indispensable pour que le gaz naturel puisse jouer un rôle crédible dans 

la transition énergétique. 

La plupart des scénarios projettent ainsi une demande européenne de 

gaz naturel quasiment stable jusqu'en 2025-30, mais des importations en 

hausse, du moins jusqu’en 2025, du fait de la baisse de la production 

intérieure. Le gaz devrait jouer un rôle plus prépondérant dans les secteurs 

de la production d'électricité et de la mobilité permettant à l'UE d’atteindre 

efficacement ses objectifs climatiques et énergétiques de 2020 et 2030. À 

plus long terme, la décarbonisation et l'efficacité énergétique entraînent une 

baisse de la demande de gaz naturel tout en offrant des opportunités pour le 

gaz renouvelable et les réseaux gaziers. 

Du côté de l’offre, le déclin structurel de la production européenne, 

accéléré par la chute de la production du champ de Groningue, entraîne une 

hausse significative des importations à court et moyen terme. Grâce à une 

offre abondante sur le marché international, le marché européen est 

caractérisé par une offre concurrentielle. À partir de 2020, de nouveaux 

fournisseurs vont apparaître sur le marché européen. Toutefois, la Russie et 

les exportateurs de gaz naturel liquéfié (GNL) apparaissent comme les deux 

seules sources extérieures de croissance d’approvisionnement du marché 

européen en gaz naturel. La concurrence entre ces deux sources est 

déterminante pour la configuration de l’approvisionnement européen futur, 

l’utilisation des actifs de transport, stockage et regazéification. Avec la mise 

en place probable de Nord Stream 2, mais également les diversifications en 

cours au sud de l’Europe et dans les pays baltes, c’est une reconfiguration 

profonde des flux européens qui est en train de se mettre en place. 

L’accroissement de l’interconnectivité du réseau européen et la 

diversification des sources et des points d’entrée du gaz devraient permettre 

d’améliorer l'intégration du marché, la compétitivité et la sécurité de 

l'approvisionnement, mais aussi de dépolitiser le commerce du gaz dans 

l’UE, même si certains marchés ne bénéficient pas de la même liquidité, 

notamment en Europe centrale et du sud-Est. Mais face à un marché du GNL 

de plus en plus globalisé et concurrentiel, il est crucial que l’Europe reste un 

marché attractif pour les exportateurs de GNL. L'achèvement du marché 

intérieur du gaz est ainsi essentiel pour toute stratégie de sécurité 

d'approvisionnement de l'UE. 

À mesure que les flux de gaz deviennent plus variables et que la 

demande change, les opérateurs des infrastructures gazières devront faire 

face à une utilisation plus intermittente de certains actifs, indispensables à 

la sécurité de l’approvisionnement gazier, et de plus en plus, à celle de 

l’approvisionnement électrique. Par conséquent, la valeur globale d'une 

fourniture sécurisée de gaz, y compris sa valeur flexibilité, devrait être 



Le gaz dans la transition énergétique européenne…  Sylvie Cornot-Gandolphe 

 

7 

 

incluse de manière plus cohérente dans les modèles économiques des actifs 

gaziers. Par ailleurs, une vision holistique du système énergétique, intégrant 

un mix énergétique équilibré, permettrait d’exploiter les atouts des 

différentes sources d'énergie et de favoriser l'innovation, au service d’une 

transition énergétique assurant la compétitivité de l’offre. 
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Introduction 

Le gaz naturel est une composante essentielle du bilan énergétique 

européen. En 2016, il a assuré près d’un quart des besoins énergétiques de 

l’UE. Mais son avenir dépend des solutions apportées aux défis à venir. Le 

principal moteur de changement dans le secteur énergétique est la nécessité 

de décarboner la consommation d’énergie afin d’atteindre les objectifs 

ambitieux auxquels l’UE s’est engagée dans le cadre de l’Accord de Paris (une 

réduction d’au moins 40 % des émissions de GES d’ici 2030) et ceux du 

cadre énergie-climat 2030 adoptés par les dirigeants de l’UE en octobre 

2014 (Commission Européenne (CE), 2014a). Ces objectifs pourraient 

encore évoluer mais ils comprennent, à ce jour : 

 une réduction d'au moins 40 % des émissions de GES par rapport au 

niveau de 1990 ; 

 une part d'au moins 27 % d’ENR à atteindre au niveau européen ; 

 l'amélioration de l'efficacité énergétique d’au moins 27 % (qui pourrait 

être portée à 30 % selon la nouvelle proposition de la CE). 

Dans le cadre de l’Union de l’énergie, le paquet sur « La sécurité 

énergétique durable » de février 2016 et celui de novembre 2016 « Une 

énergie propre pour tous les Européens » visent à renforcer la 

transformation du système énergétique européen vers un système 

compétitif, sûr et à faibles émissions (CE, 2016a et 2016b). Face à cette 

nouvelle donne, l’objectif de ce rapport est d’analyser quel peut être le rôle 

du gaz dans la transition énergétique, son apport aux défis de demain et 

quels sont les impacts sur l’offre de gaz. 

La première partie du rapport examine le rôle du gaz dans la 

transition énergétique européenne, à moyen et long terme. 

Après une première section rappelant l’évolution de la demande de gaz 

naturel en 2016, la deuxième section se focalise sur deux secteurs clé, le 

secteur électrique et celui des transports, où le gaz naturel peut contribuer 

significativement à réduire les émissions de CO2 et améliorer la qualité de 

l’air, deux enjeux majeurs de la transition. Le secteur du chauffage est 

également traité dans cette section. Bien que la plus vertueuse, le gaz naturel 

est une énergie fossile qui, à terme, devra être décarbonée. La troisième 

section s’intéresse aux différentes solutions envisageables et aux progrès 

réalisés : le CCS, le gaz renouvelable (biogaz et biométhane) et la filière 
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Power-to-gas. Elle rappelle également l’impératif de réduire les émissions 

de méthane liées à la chaîne gazière. La dernière section présente les 

projections de demande selon différents scénarios. Elle s’intéresse plus 

particulièrement à la demande du secteur électrique, qui présente le plus 

grand degré d’incertitude après 2025-30. 

La deuxième partie traite de l’offre de gaz européenne et 

remet à jour les deux rapports précédents de l’IFRI sur le sujet 

(IFRI, 2015 et 2016). 

Une première section analyse le déclin historique et futur de la production 

européenne. La reconfiguration des flux d’importation, découlant des 

changements dans la géographie de la production et de la consommation de 

gaz en Europe, est étudiée dans une deuxième section. La troisième section 

s’intéresse à la concurrence entre gaz importé par gazoduc et GNL. La 

sécurité de l’approvisionnement en gaz est traitée dans la dernière section. 

La conclusion porte sur la réponse de l’industrie gazière européenne 

aux défis de demain. 

 



Le rôle du gaz  

dans la transition énergétique 

Le gaz naturel retrouve le chemin  
de la croissance 

Depuis la crise financière de 2008, l’industrie gazière européenne vivait des 

années difficiles. Entre 2010 et 2014, la demande de gaz naturel de l’UE a 

chuté de 23 %, passant de 535 milliards de mètres cube (Gm3) à 410 Gm3 en 

2014, principalement suite à une moindre demande du secteur électrique 

(-69 Gm3) et des ménages (-36 Gm3). Si la baisse de la consommation des 

ménages s’explique par des facteurs climatiques (températures hivernales 

au-dessus de la moyenne, en particulier en 2014), celle du secteur électrique 

représentait un véritable paradoxe dans une Europe affichant des ambitions 

élevées de décarbonisation de son système électrique. Dans un contexte de 

demande d’électricité atone et de fort développement des renouvelables, la 

demande résiduelle adressée aux énergies fossiles diminue, elle n’assurait 

plus que 44 % de la production électrique en 2016, contre 52 % en 2010. 

Mais alors que la consommation de gaz du secteur électrique reculait, celle 

de charbon, deux fois plus émetteur de CO2, augmentait. Le gaz était devenu 

moins compétitif que son concurrent suite aux prix élevés du gaz, à la baisse 

des prix du charbon et la faiblesse du prix du carbone. Mais depuis la mi-

2015, la situation s’est renversée. La demande de gaz européenne est 

repartie à la hausse, modestement en 2015 (+4,2 %) et plus fermement 

en 2016 (+7 %) et atteint près de 460 Gm3 en 2016 (Graphique 1) (Eurostat). 

Le gaz naturel représente, en 2016, 23,5 % de la 

consommation primaire d’énergie de l’UE (BP, 2017). Environ 27 % 

de la consommation de gaz sont destinés au secteur électrique (y compris les 

centrales de cogénération électricité/chaleur) et 21 % à l’industrie. Le 

secteur résidentiel/commercial consomme 41 % de la demande totale et 

présente une demande fortement saisonnière. 
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Graphique 1 : Demande de gaz de l’UE par secteur  

(2000-2016) 

 
Source : Eurostat, 2016 : consommation sectorielle estimée. 

 

La hausse de la demande en 2016 s’explique par deux facteurs 

principaux : la hausse de la demande des ménages, suite à des 

températures moins clémentes que les deux années précédentes, et surtout 

une demande accrue du secteur électrique, en augmentation de 17 % en 

2016. Pour la première fois depuis cinq ans, le gaz retrouve sa 

compétitivité dans le secteur électrique et remplace le charbon dans 

un certain nombre de pays européens, Royaume-Uni en tout premier lieu. 

Le prix du gaz a en effet fortement baissé (le prix spot TTF s’est établi en 

moyenne à 4,7 $/million de British thermal unit (MBtu) en 2016), alors que 

celui du charbon a connu une très forte hausse au cours du second semestre 

de l’année (passant de 44 $/tonne (t) en février 2016 à 87 $ en décembre 

pour le charbon importé en Europe). Au total, ce sont près de 18 Gm3 

supplémentaires qui ont été consommés par le secteur électrique, 

principalement au Royaume-Uni (7,4 Gm3), en Allemagne (2,7 Gm3), en 

Italie (2,6 Gm3) et en France (2,1 Gm3), alors que la demande de charbon du 

secteur a reculé de 14 % (Jodi Gas, Eurostat). Des facteurs conjoncturels 

expliquent en partie cette hausse (l’arrêt pour inspection d’un certain 

nombre de centrales nucléaires en France en particulier) mais une 

dynamique plus structurelle de substitution du charbon pourrait voir le jour 

selon l’évolution des prix relatifs du gaz et du charbon et de celui du carbone, 

qui est resté faible en 2016 (en moyenne 5 €/t pour les quotas d’émission 

européens). 
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Au Royaume-Uni, le gaz est favorisé par le prix plancher du carbone 

adopté par le gouvernement en 2013 (augmenté à 18 £/t – environ 21 €/t – 

depuis avril 2015) au-delà du prix de la tonne de CO2 du système européen 

d’échange de quotas d’émission (EU ETS). Le pays a également fermé près 

de 7 GW de centrales au charbon en 2015 et 2016. Cette réduction rapide de 

capacité n’a pas pu être remplacée par les énergies renouvelables (ENR), 

dont la contribution à la production d’électricité a stagné en 2016. Ainsi, le 

gaz a assuré 41 % de l’approvisionnement électrique britannique (27 % en 

2015), alors que la part du charbon a chuté à 9 % (23 % en 2015). Grâce à la 

baisse significative des émissions de CO2 résultant de cette substitution, les 

émissions totales de CO2 du Royaume-Uni ont chuté de 7 % en 2016 par 

rapport à 2015 et s’établissent à 374 Mt (BEIS 2017). 

Graphique 2 : Approvisionnement électrique du Royaume-Uni 

(2010-2016) 

 
Source : UK Department for Business, Energy & Industrial Strategy (BEIS). 

 

Même le mix électrique allemand, qui reste dominé par le charbon, a vu 

la contribution de ce dernier réduite à 40,1 % en 2016 contre 42,1 % en 2015 

au profit du gaz naturel (12,1 % en 2016 contre 9,6 % en 2015). Pour la 

première fois depuis cinq ans, le clean spark spread1 en Allemagne est 

devenu positif à partir de l’été 2016, bien que le gaz soit resté moins 

compétitif que le charbon (sauf pour la demande de pointe). En France, 

l’arrêt de plusieurs centrales nucléaires en raison de contrôles demandés par 

 
 

1. Le clean spark spread est la mesure de la rentabilité des centrales au gaz. Il représente le 

différentiel entre le prix de l’électricité sur le marché et le coût variable de production, CO 2 intégré, 

et tient compte de l’efficacité des centrales. 
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l’Autorité de sûreté nucléaire à partir du mois de novembre, mais également 

la baisse de la production thermique charbon et fuel, ont favorisé le gaz. La 

production d’électricité des centrales au gaz a augmenté de près de 60 %, 

mais la contribution du gaz reste modeste (6,6 % de l’approvisionnement 

électrique en 2016) (RTE, 2017). 

La substitution charbon/gaz naturel a entraîné des 

changements importants dans la structure de la production 

d’électricité européenne. La production des centrales au charbon a 

diminué de 94 TWh en 2016 par rapport à 2015, alors que celle produite à 

partir des centrales au gaz a augmenté de plus de 100 TWh (Agora 

Energiewende and Sandbag, 2017). Ainsi, alors que le gaz naturel avait vu sa 

part se réduire dans le mix électrique européen depuis 2010, celle-ci s’est 

accrue de 3 points de pourcentage en 2016 à 18,6 %, et celle du charbon s’est 

réduite à 21,6 %. Cette substitution a permis de réduire les 

émissions de CO2 du secteur. Les émissions des centrales électriques 

couvertes par l’EU ETS ont diminué de 4 % en 2016 par rapport à 2015 (soit 

une diminution de 46 Mt) (Platts, 3 avril 2017). 

Graphique 3 : Part du gaz dans le secteur électrique européen 

(2010-2016) 

 
Source : Agora Energiewende and Sandbag. 
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Le rôle majeur du gaz dans la transition 
énergétique européenne 

La substitution du charbon permet de réduire 
rapidement les émissions du secteur 
électrique 

La substitution du charbon par le gaz naturel permet une 

décarbonisation rapide du système électrique européen, comme 

l’illustre le Royaume-Uni, et pourrait faciliter l’atteinte des objectifs de 

réduction des émissions de CO2 en 2020 et 2030 de nombreux pays 

européens. En effet, une centrale au gaz émet deux fois moins de CO2 qu’une 

centrale au charbon (environ 400 g CO2/kWh pour le gaz contre plus de 

800 g pour le charbon). Les émissions de CO2 des centrales électriques au 

charbon se sont élevées à près de 700 Mt en 2016. Potentiellement, 

remplacer le charbon par du gaz permettrait de réduire les émissions de CO2 

du secteur électrique d’environ 350 Mt. Au Royaume-Uni, cette substitution 

a été permise par l’existence de capacités thermiques gaz excédentaires et un 

prix du CO2 pénalisant l’utilisation du charbon. Au niveau européen, la 

faiblesse des prix du carbone limite la substitution charbon/gaz, alors que 

de nombreuses centrales gaz, y compris des centrales flambant neuves, 

ont été mises sous cocon au cours des cinq dernières années, suite à leur 

perte de compétitivité (environ 50 GW de capacités gazières) et sont donc 

disponibles pour assurer cette substitution (voir IFRI, 2015). 

La compétitivité des centrales au gaz par rapport aux centrales au 

charbon dépend des prix relatifs des deux énergies et du prix de la tonne 

CO2. Le Graphique 4 illustre, de manière simplifiée2, la compétition entre le 

charbon et le gaz selon différents prix du gaz et du charbon et à deux niveaux 

de prix du CO2 : 7 €/t (prix début octobre 2017) et 30 €/t. Aux prix actuels 

du gaz (6 $/MBtu début octobre 2017) et du charbon (90 $/t), la récente 

hausse des prix du carbone incite la substitution de la production des 

centrales charbon les moins efficaces par des centrales gaz plus efficaces 

(ligne orange), mais ne suffit pas pour substituer la production des centrales 

charbon les plus efficaces (ligne bleue). À un prix du CO2 de 30 €/t et 

aux prix actuels du gaz et du charbon, il n’y aurait plus 

d’incitation à utiliser le charbon. 

 

 

2. Le graphe est illustratif tant les situations sont variées en Europe. Les prix sont ceux observés 

sur les marchés, hors taxes (ex : hors prix plancher du carbone ou taxe carbone). Les coûts de 

transport éventuels ne sont pas inclus. Par ailleurs, les centrales gaz et charbon présentent des 

rendements très différents selon leur âge et technologie. Les centrales gaz les plus récentes 

atteignent des rendements de plus de 60 % (62 % pour la centrale de Bouchain en France). 
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Graphique 4 : Prix de substitution charbon/gaz 

 
Source : Auteur. 

 

Les tendances des prix du gaz et du charbon restent 

incertaines. Depuis 2014, le prix du gaz sur le marché européen est en 

déclin suite à une offre abondante par rapport à la demande. Ce déclin a été 

renforcé par la baisse des prix du pétrole depuis la mi-2014. Même si une 

part croissante des importations de gaz est indexée sur les prix de marché, 

la référence au pétrole est encore la norme pour de nombreux contrats en 

Europe centrale, orientale et du sud-est. En 2016, le prix du gaz sur le hub 

virtuel néerlandais (TTF), qui sert de référence pour le marché du nord-

ouest de l’Europe, s’est établi à 4,7 $/MBtu, en baisse de 60 % par rapport à 

sa moyenne de 2013. À court terme, le prix du gaz ne devrait pas augmenter 

significativement (en dehors d’évènements géopolitiques et climatiques 

exceptionnels et de périodes de forte demande asiatique, en particulier 

pendant l’hiver). La vague de GNL qui est en train de se former au niveau 

mondial assure un prix compétitif du gaz (cf. 2e partie). À moyen et long 

terme, l’évolution du prix du gaz reste incertaine, mais est orientée à la 

hausse, suite à l’augmentation prévue des coûts de production. Dans un 

marché de plus en plus globalisé et concurrentiel, le prix du gaz 

américain (Henry Hub) devrait jouer un rôle déterminant dans 

les prix futurs, étant donné le poids des exportations de GNL américaines 

dans les années 2020 et leur flexibilité à s’adapter à la demande mondiale 

selon les signaux de prix. Le prix du gaz en Europe (et dans le monde) devrait 

ainsi être plafonné par le prix du gaz Henry Hub y compris les coûts de 

liquéfaction et de transport du GNL vers l’Europe (et les autres régions). 

L’Agence internationale de l’énergie (AIE) estime ce prix à environ 
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8 $/MBtu en 2025 et proche de 10 $/MBtu en 2040 ($ 2016, AIE, 2017a, 

New Policies Scenario). 

Le prix du charbon a fortement chuté entre 2011 et 2014 suite aux 

surcapacités apparues sur le marché mondial. Mais depuis 2016, il est 

reparti à la hausse et a pratiquement doublé par rapport à son 

niveau de début 2016, tiré par la demande chinoise en charbons 

importés. En moyenne, le prix du charbon à l’importation en Europe s’est 

établi à 59 $/t en 2016 et à plus de 80 $/t au cours des neuf 1ers mois de 2017 

(équivalent à environ 3 $/MBtu). Comme la consommation mondiale et 

européenne recule, le prix du charbon devrait baisser à court et moyen 

terme. Mais les tensions sur le marché international et les politiques 

adoptées par la Chine sur l’offre de charbon pourraient, comme on l’a 

observé en 2016 et 2017, maintenir le prix du charbon à un niveau 

relativement élevé (voir IFRI, 2017a). À plus long terme, l’augmentation des 

coûts de production et des distances entre les nouvelles régions minières et 

les lieux de consommation devraient exercer une légère pression à la hausse 

sur les prix du charbon. L’AIE estime le prix du charbon importé en Europe 

à 77 $/t en 2025 et 82 $/t en 2040 ($ 2016, AIE 2017a, New Policies 

Scenario). 

Graphique 5 : Évolution des prix mensuels du gaz, du pétrole 

et du charbon en Europe (2013-2017) 

 
Source : Banque Mondiale, CEDIGAZ. 

Sur la base des prix relatifs du gaz et du charbon, le charbon devrait 

conserver sa compétitivité. La réforme de l'EU ETS est ainsi 

essentielle pour fournir un signal prix du carbone favorisant la 

production d'électricité à faible teneur en carbone. La faiblesse du 
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cours du quota européen, qui a fluctué entre 4 et 7 €/t en 2016 et 2017, 

reflète le surplus chronique de quotas, malgré la mise en œuvre des réformes 

structurelles du marché depuis 2014. Le projet de loi visant à modifier la 

directive ETS pour la phase IV (2021-2030), en négociation entre le 

Parlement, le Conseil et la CE depuis juillet 2015, devrait être conclu d’ici la 

fin de 20173. Au cours des prochaines années, le prix du quota européen 

devrait rester autour de 5 à 10 €/t (IFPEN, juin 2017). Les modifications de 

la directive ETS ne s’appliqueront qu’à partir de 2019 et devraient, toutes 

choses égales par ailleurs, réduire progressivement le surplus du marché, 

conduisant le prix du quota européen aux alentours de 30 €/t en 2025, 

modifiant structurellement la compétitivité relative des centrales au gaz et 

au charbon. 

Dans un contexte de réduction de la demande adressée aux centrales 

thermiques, la concurrence entre le gaz et le charbon va continuer 

d’être rude, mais le charbon (qui a fourni 700 TWh d’électricité 

en 2016) est en train de perdre la bataille, suite aux mesures 

politiques adoptées au niveau national (arrêt programmé des centrales au 

charbon) et européen (réforme de l’EU ETS et réglementation sur la qualité 

de l’air) (voir Annexe 1). Une fenêtre d’opportunité à court et moyen terme 

s’ouvre ainsi pour le gaz. 

Cependant, en l’absence d’un signal prix du carbone fort, la 

réduction de la production d’électricité au charbon devrait être 

progressive et non révolutionnaire comme dans le cas du Royaume-Uni. 

L'Allemagne et la Pologne représentent la moitié de la demande de charbon 

du secteur électrique européen et sans changements radicaux de leurs 

politiques énergétiques, le charbon devrait rester un élément clé de leurs mix 

électriques pour les années à venir. 

Suite à la fermeture de centrales au charbon (voir Annexe 1), mais aussi 

celle de centrales nucléaires (arrêt programmé du nucléaire en Allemagne 

en 2022 et en Belgique en 20254, réduction attendue de la part du nucléaire 
 
 

3. Les négociateurs du Parlement européen et du Conseil sont parvenus le 9 novembre 2017 à un 

accord de principe sur la réforme de l’ETS après 2020. Cet accord préliminaire prévoit  : 

- une augmentation dans la réduction annuelle des quotas d’émission à mettre aux enchère s de 

2,2 % à partir de 2021, contre 1,74 % actuellement (il est aussi prévu que ce facteur soit réexaminé 

eu vue d’être augmenté une nouvelle fois d’ici à 2024 au plus tôt)  ; 

- de doubler la capacité de la réserve de stabilité du marché pour absorber les quotas excédentaires 

sur le marché (afin d’augmenter leur prix et d’œuvrer ainsi en faveur d’une réduction des 

émissions). Par ailleurs, deux nouveaux fonds viendraient soutenir l’innovation et la transition à 

faible intensité de carbone. 

4. En novembre 2017, suite à un rapport d’Elia, le gestionnaire du réseau électrique belge, estimant 

qu’il faudrait rapidement construire 3,8 GW de capacités thermiques au gaz supplémentaire si la 

Belgique entend sortir du nucléaire en 2025 (sachant que la capacité nucléaire totale est de 5,9 

GW), les discussions politiques ont été relancées sur l’éventualité de prolonger la durée de vie de 

certains réacteurs récents de dix ans. 
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à 50 % en France aux environs de 2030, fermeture des centrales nucléaires 

âgées au Royaume-Uni), la contribution du gaz naturel au mix 

électrique européen devrait augmenter à court et moyen terme, 

en complément des ENR. La part relative du gaz et des ENR dépend des mix 

électriques et des politiques énergétiques nationales, mais aussi de la 

rapidité à laquelle les centrales au charbon seront fermées, comme l’illustre 

le cas du Royaume-Uni. À plus long terme (après 2030), l’objectif de 

décarbonisation profonde du mix électrique européen ne permet pas 

d’envisager une poursuite de cette croissance (cf. Section 4). 

Le gaz facilite le développement des énergies 
renouvelables intermittentes 

Dans le secteur électrique, la flexibilité du gaz naturel est un atout 

essentiel pour soutenir et faciliter le développement des ENR 

intermittentes, solaire et éolien, permettant d’assurer un 

approvisionnement électrique fiable et le développement de ces sources 

d’énergie. Comme l’électricité n’est pas stockable directement, l’offre doit 

être ajustée à la demande à tout moment. Mais l’électricité éolienne ou 

photovoltaïque est intermittente par nature. Il faut donc à chaque instant 

disposer de capacités de production (back-up) pour satisfaire la demande 

quand le vent ne souffle pas ou que le soleil ne brille pas, en particulier lors 

des pics de consommation, le soir en hiver notamment. Ces centrales doivent 

également être flexibles car ces appels de demande résiduelle peuvent varier 

fortement sur des périodes de temps très courtes. Les centrales au gaz 

(turbines à gaz à cycle combiné (CCGT)) permettent d’assurer ces fonctions 

grâce à leur plus grande flexibilité, leur meilleure performance que les autres 

centrales (charbon, en particulier). Une étude, récemment publiée par Agora 

Energiewende, portant sur la flexibilité des centrales au gaz et au charbon, 

fournit un résumé des paramètres de flexibilité (charge minimale, taux de 

montée en régime et temps de démarrage) des centrales les plus 

couramment utilisées et les plus modernes (Agora Energiewende, 2017). 

L’étude montre que les centrales au gaz ont une plus grande flexibilité 

opérationnelle que les centrales au charbon (cf. Annexe 2). La 

performance des nouvelles CCGTs assure en effet un démarrage et une 

montée en régime très rapide, permettant ainsi de compléter 

l’approvisionnement électrique lorsque le vent ne souffle pas ou que le soleil 

ne brille pas. Par ailleurs, l’existence d’un réseau gazier européen intégré et 

de stockages bien développés, assure l’approvisionnement des centrales à 

tout moment. Le gaz naturel n’a toutefois pas le monopole de cette 

flexibilité : les barrages hydroélectriques et à terme, les gaz renouvelables et 

les technologies de stockage par batteries ainsi que l’hydrogène joueront un 
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rôle croissant. La flexibilité du gaz naturel permet ainsi de résoudre 

le problème posé par l’intermittence des ENR variables, aux côtés 

des autres solutions développées pour gérer la variabilité de la production 

d’électricité. 

Le gaz contribue à la mobilité propre 

 Un carburant intrinsèquement propre 

Dans le secteur des transports, la propreté du gaz naturel est un 

atout majeur pour améliorer la qualité de l’air, un enjeu sanitaire 

et économique majeur. Le gaz naturel est un carburant 

intrinsèquement propre garantissant une combustion sans 

particules, sans aromate et proche de zéro composés organiques volatils 

non méthaniques, ainsi qu’une réduction spectaculaire des émissions 

d’oxydes d’azote (NOX). Les véhicules au gaz naturel permettent des 

réductions de 85 % des émissions de NOX et de 92 % des émissions de 

particules par rapport à un véhicule équivalent diesel. 

Grâce à sa faible intensité en CO2, le gaz naturel permet également 

de réduire les émissions de CO2 du secteur des transports. Une 

étude européenne de référence (NGVA Europe, 2017a), que vient de publier 

Natural & bio Gas Vehicle Association (NGVA) Europe en partenariat avec 

une cinquantaine d’acteurs de la filière, montre que les émissions de GES 

des voitures particulières sont réduites de 23 % par rapport à l'essence et de 

7 % par rapport au diesel sur une base « du puits à la roue » (Well-to-Wheel, 

WtW, c’est-à-dire sur l’ensemble de la chaîne de la valeur, de la production 

à la distribution en passant par les émissions à l’échappement). Dans les 

transports routiers, la réduction par rapport au diesel est de 16 % pour le gaz 

naturel comprimé (GNC) et jusqu'à 15 % pour le gaz naturel liquéfié (GNL). 

En outre, dans le secteur maritime, les avantages globaux WtW atteignent 

21 % par rapport au fuel lourd (HFO). Le biogaz améliore encore le bilan 

carbone de la filière : en incorporant 20 % de gaz renouvelables au gaz 

naturel, les émissions de GES sont réduites de 40 % par rapport aux 

carburants pétroliers. Avec un gaz 100 % vert, issu de la méthanisation des 

déchets, la réduction irait jusqu’à 82 % pour les voitures particulières. 

Le gaz naturel véhicule (GNV) répond ainsi à l’enjeu de 

réduction de la pollution et de décarbonisation des transports, 

responsables d’un quart des émissions de GES de l’Europe et 

première cause de la pollution de l’air dans les villes. Si la mobilité 

électrique semble l’option privilégiée pour les véhicules légers dans de 

nombreuses villes européennes, le GNV (et plus particulièrement le GNL) 

s’impose dans les transports routier, fluvial et maritime, domaines où la 
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mobilité électrique est inadaptée. Par ailleurs, le GNV ouvre la voie au GNV 

renouvelable (bioGNC ou bioGNL) fondé sur le développement des 

ressources locales dans l’optique d’une économie circulaire. Le bioGNV a un 

potentiel important en milieu rural, du fait de la disponibilité de la ressource 

renouvelable et des besoins d’autonomie plus importants. Dans les centres 

urbains, il offre une diversification par rapport à l’option électrique. 

 Une politique européenne incitative 

L’utilisation du gaz naturel, et plus particulièrement du GNL, est 

tirée en Europe par les mesures en faveur d’une mobilité moins 

carbonée. C’est également un moyen pertinent de réduire la dépendance 

au pétrole et de diversifier le mix énergétique du secteur des transports. En 

2013, la CE a présenté le paquet Clean Power for Transport (CPT), dont 

l’objectif est de décarboner le secteur des transports en accord avec les 

objectifs définis dans le livre blanc Transport 2050 (CE, 2013). L’objectif est 

de réduire de 60 % l'empreinte carbone des transports d'ici 2050 par rapport 

à 1990, avec une étape intermédiaire de 30 % en 2030. Les plans de la CE 

prévoient par ailleurs une réduction de 40 % par rapport à 2005 des 

émissions de CO2 du transport maritime. Le paquet CPT reconnaît le rôle 

essentiel du gaz dans la mobilité terrestre et maritime. Il a été complété en 

2014 par la directive sur le développement des carburants 

alternatifs (Alternative fuels infrastructure, AFI), dont l’objectif est de 

favoriser l’essor des carburants propres (électricité, hydrogène et GNV), 

alors qu’aujourd’hui les transports dans l’UE restent tributaires du pétrole à 

raison de quelque 94 % de leurs besoins énergétiques (CE, 2014b). Cette 

directive oblige chaque Etat membre à se doter d’un cadre d’action national 

pour le développement des carburants alternatifs (Canca), précisant les 

ambitions en matière de points d’avitaillement GNV aux échéances 2020 

(zones urbaines) et 2025 (corridors du réseau transeuropéen de transport 

(RTE-T)). La directive préconise un nombre suffisant de points de 

ravitaillement, idéalement tous les 150 km pour le GNC, et tous les 400 km 

pour le GNL d’ici 2025. 

La CE est également en train de développer un cadre politique solide 

pour soutenir le déploiement du GNL marin, reconnaissant ses avantages 

environnementaux et plus généralement son rôle dans la sécurité de 

l'approvisionnement énergétique de l'UE et dans le renforcement de la 

compétitivité de l'industrie européenne. Tous les grands ports européens 

doivent être dotés de stations d’avitaillement en GNL d’ici 2025, assurant 

ainsi la disponibilité en GNL et réduisant les risques pour les armateurs. La 

directive AFI impose également une couverture minimale pour garantir 

l’accessibilité au GNL dans les principaux ports intérieurs d’ici 2030. 
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 L’essor de la filière GNV dans les transports 
terrestres 

En Europe, le GNC se développe principalement sur des flottes 

captives (flottes de véhicules de transport urbain, en particulier 

bus et bennes à ordure) et de véhicules commerciaux. Suivant 

l’exemple des collectivités, certaines entreprises comme Monoprix, 

Carrefour ou Ikea, ont choisi le GNC pour le transport de leurs 

marchandises, leur permettant de livrer leurs marchandises dans les 

grandes agglomérations de manière propre. En dehors de l’Italie, les 

véhicules particuliers au gaz sont plus rares. 

Le GNL, lui, se développe dans les transports routiers, à 

moyenne et longue distance. Le marché, très prometteur, est tout juste 

en train d’émerger. Des compagnies de transport telles que Tesco, DHL et 

UPS exploitent maintenant un nombre important de camions alimentés au 

GNL et des sociétés de distribution de carburant ouvrent des stations-

service. Le GNL dans les transports routiers est soutenu par l'initiative Blue 

LNG Corridor, qui rassemble la CE et un certain nombre de partenaires. 

Le projet a été créé en 2013 pour démontrer que le GNL carburant 

constituait une véritable alternative au diesel dans les transports routiers, 

un marché difficilement accessible aujourd’hui aux véhicules électriques, et 

pour créer des réseaux pan-européens de stations-service GNL. L’objectif est 

de passer à 400 000 camions et 150 stations GNL sur les routes du corridor 

d’ici 2030. 

En plus de son avantage environnemental, le GNV offre un avantage 

prix. Selon NGVA Europe, le prix du GNC est en moyenne 48 % moins cher 

que l’essence et 31 % que le diesel (NGVA Europe, 2017b). Si le prix des 

véhicules roulant au gaz est plus cher que celui des véhicules traditionnels, 

cette différence est rapidement compensée par ces différences de prix du 

carburant. Toutefois, le décollage de la filière GNV dépend du maintien 

d’une taxation favorable du GNV par rapport aux produits pétroliers afin que 

ces différences de prix soient pérennes. 

Comme le marché est en développement, des incitations fiscales et 

des subventions aux infrastructures sont nécessaires afin 

d’encourager le GNV et permettre au marché de décoller. Des 

coopérations doivent également être développées entre les parties 

prenantes, pouvoirs publics, constructeurs automobiles, fournisseurs et 

distributeurs de gaz. Le problème du GNV est en effet celui de l’œuf et la 

poule : il faut des infrastructures (stations-service) disponibles pour que le 

marché se développe. Mais ces stations-service ont besoin d’un marché pour 

être rentables. Ainsi, en Italie, leader du GNV en Europe, avec 1100 stations 

et 1 million de véhicules, les régions ont investi dans le développement de 
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l’infrastructure permettant au marché de se développer. Le gouvernement 

italien promeut directement et indirectement l’utilisation du GNV, avec des 

subventions à l’achat de véhicules au gaz, mais aussi des taxes élevées sur les 

carburants pétroliers. Le constructeur automobile Fiat a également proposé 

une large gamme de véhicules au gaz et s’est associé avec SNAM pour 

construire des stations-service. De même, en Espagne, Enagas est présente 

dans le GNL carburant (depuis 1970 au terminal de Barcelone) et l’Espagne 

a ainsi réalisé les trois quarts des volumes européens de GNL destinés au 

transport routier. 

Le GNV est en croissance régulière mais modérée. Selon NGVA 

Europe, le nombre de véhicules roulant au gaz naturel a atteint 1,3 million 

fin 2016 (principalement des véhicules commerciaux légers), en 

augmentation de 3 % par rapport à fin 2015. Leur consommation de gaz a 

atteint 3,5 Gm3 en 2016. Le nombre de stations a lui atteint 3408 (dont 110 

stations GNL) (NGVA Europe, 2017b). Si ce développement est significatif, 

il reste beaucoup d’efforts à accomplir afin d’atteindre les 15 millions de 

véhicules envisagés par NGVA Europe à l’horizon 2030, qui permettraient 

d’éviter l’émission de 100 Mt de CO2 et consommeraient 40 Gm3, dont 20 % 

de biométhane (NGVA Europe, 2016). Selon ACER (scénario de base), la 

demande de gaz dans les transports terrestres pourrait atteindre 

27 Gm3 en 2025 (ACER, 2015). Sous l’impulsion de la directive AFI, la 

filière devrait décoller dans certains pays européens (France, Espagne, 

Belgique, République Tchèque, Irlande). Une dynamique plus mesurée est 

constatée dans de nombreux pays (Gaz d’Aujourd’hui, 2017a). 

 Le rôle du GNL dans les transports maritimes  
et fluviaux 

Dans les transports maritimes, les nouvelles réglementations 

visant à réduire les émissions de soufre (SOX) du transport 

maritime jouent un rôle clé dans le développement du GNL. 

L’Organisation Maritime Internationale (OMI) a adopté des normes plus 

strictes sur la teneur en soufre des carburants marins qui, au niveau 

mondial5, ne devra pas dépasser 0,5 % à partir de 2020, contre 3,5 % 

actuellement. Avec les nouvelles règles de l’OMI, les fuels lourds (HFO) à 

haute teneur en soufre ne pourront plus être utilisés. Trois solutions vont 

alors être possibles : utiliser des carburants à faible teneur en soufre (MDO), 

du GNL ou investir dans des équipements de dépollution (scrubber). 

 

 

5. Déjà, dans les zones de contrôle des émissions de soufre (SECA) établies en  vertu de la 

Convention MARPOL Annexe VI, la teneur en soufre des carburants marins ne peut dépasser 0,1  % 

depuis le 1er janvier 2015. Ces zones concernent la mer Baltique, la mer du Nord et la plupart des 

zones côtières des États-Unis et du Canada. Ces limites plus strictes seront étendues à la mer 

Méditerranée en 2020. 
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Le GNL offre une réponse pertinente permettant de respecter 

les normes plus strictes en matière d’émissions de soufre, mais 

également de CO2. Son utilisation dans les transports maritimes permet 

de réduire de 20 à 25 % les émissions de CO2, d'environ 80 % les émissions 

de NOx et de 100 % celles de SOX et de particules fines. Par ailleurs, avec la 

vague de nouveaux projets GNL dans le monde (cf. 2e partie), son offre est 

abondante et son prix compétitif. Son utilisation est déjà importante dans 

les zones de la mer baltique, la Norvège y jouant un rôle moteur, grâce à une 

politique de création d’un réseau national de soutage de GNL. 

Toutefois, l’utilisation du GNL nécessite des investissements 

lourds de la part des armateurs, des ports et une logistique de 

distribution, qui a tout juste commencé à se mettre en place en 

Europe. Comme dans le cas de la mobilité terrestre, il est nécessaire d’offrir 

des services de soutage dans les ports afin que les armateurs soient incités à 

se convertir au GNL. Le même raisonnement vaut pour le transport fluvial, 

qui offre l’avantage supplémentaire de désengorger le trafic routier. 

L’infrastructure se développe rapidement en Europe par rapport à d’autres 

régions. La chute de la demande de GNL en Europe après 2010 a incité les 

opérateurs des terminaux européens d’importation de GNL et les 

fournisseurs de GNL à rechercher de nouvelles opportunités de croissance 

et à investir dans la filière small-scale LNG (ssLNG), qui fait référence 

à l’utilisation directe du GNL sous sa forme liquide, par opposition au 

schéma classique de regazéification6. Ainsi, les opérateurs des terminaux 

européens d’importation de GNL ont développé des infrastructures 

permettant d’alimenter en GNL les soutes des navires (méthaniers ou 

autres). La Carte 1 illustre le développement de ces nouveaux services en 

Europe. Elle montre qu’un nombre croissant de terminaux d’importation de 

GNL se sont dotés d’infrastructures d’avitaillement en GNL, principalement 

dans le nord-ouest de l’Europe, la France et l’Espagne. Le GNL est 

maintenant disponible sur la plupart des marchés européens, permettant de 

surmonter le problème de la poule et de l'œuf. 

De même, de grands énergéticiens investissent dans la filière ssLNG, 

qui présente de nombreux avantages : les coûts sont moins élevés que les 

grands projets GNL et les retours sur investissement plus rapides ; la 

modularité des projets et leur flexibilité permettent d’adapter la capacité des 

unités à l’augmentation de la demande et de répondre à la demande de 

marchés isolés ou émergents7. Les premiers terminaux ssLNG ont été 
 

 

6. Le ssLNG regroupe les utilisations du GNL comme carburant pour les bateaux, le carburant pour 

les poids lourds et la production d’électricité dans des zones isolées ou des îles, non raccordées au 

réseau de transport gazier. 

7. Total investit dans l’avitaillement des navires et dans les stations-service GNL et a signé des 

accords de fourniture de GNL à de gros clients (CMA CGM ou Pavillon Gas à Singapour). Engie s'est 



Le gaz dans la transition énergétique européenne…  Sylvie Cornot-Gandolphe 

 

27 

 

construits dans les pays nordiques et maintenant la demande en ssLNG 

s’étend à l’Allemagne et la mer méditerranée. Au-delà des ports maritimes, 

des plans sont également en cours de développement pour convertir les 

barges sur les principales voies navigables d'Europe. 

Carte 1 : Disponibilité en GNL et infrastructure ssLNG  

en Europe 

 

 

 

 

 

 

 

 
Source : Pöyry, 2016. 

Toutefois, des obstacles sont encore à franchir. L’utilisation du GNL 

comme carburant marin requiert de la consistance et de la stabilité dans les 

réglementations régionales et nationales et des normes techniques de 

soutage harmonisées au niveau mondial pour que les armateurs puissent 

prendre les décisions d’investissement nécessaire à l’utilisation du GNL. 

L'une des plus grandes inconnues pour les armateurs concerne le 

prix du GNL par rapport aux carburants alternatifs. Les prix actuels 

du GNL le rendent attractif par rapport aux carburants pétroliers à basse 

teneur en soufre. Cependant, le niveau futur des prix reste une inconnue 

majeure, ce qui pousse les armateurs à opter pour des propulsions duales 

(GNL, fuel oil). 

Au niveau mondial, 230 navires à combustion GNL (hors 

méthaniers) sont en opération ou en commande, ce qui représente 

une croissance de 23 % en un an (LNG World Shipping, 21 avril 2017). Mais 

ce nombre reste un très petit pourcentage de la flotte mondiale (environ 
 

 

engagée à investir 100 millions € dans le ssLNG et l’infrastructure GNV pour le transport routier à 

travers l'Europe d'ici 2020. Engie vient également de commencer des services de  soutage de GNL 

de navire à navire dans le port de Zeebrugge. À Dunkerque, EDF et ses partenaires Fluxys et Total 

sont en train d’accroître encore la flexibilité du terminal (d’une capacité de 13 Gm3/an, ce qui en 

fait le 2e terminal européen), grâce à une augmentation de ses capacités de rechargement. Par 

ailleurs, en complément des services classiques, Dunkerque LNG offre des services d’avitaillement 

et de soutage. La société finlandaise Gasum se concentre sur l'expansion dans la région nordique. 

Shell développe des services de soutage dans la région portuaire Amsterdam-Rotterdam-Anvers 

(ARA) et dans le nord de l'Allemagne et se dote de navires de ravitaillement en GNL. Fin 2016, 

Gazprom a approuvé un programme de développement pour la période 2017-19 qui comprend la 

construction de stations-service de GNC et le développement du ssLNG en Europe et en Chine. 
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70 000 navires). Des niches de marché se développent, telles que les navires 

de croisière en Norvège, les ferrys (Brittany Ferries a commandé son 

premier navire fonctionnant au GNL) ou les porte-conteneurs effectuant des 

liaisons régulières entre deux destinations. L’armement français CMA CGM 

vient de confirmer une commande de neuf porte-conteneurs géants dotée 

d’une propulsion duale. 

Le marché du GNL carburant est un marché naissant, encore immature. 

Cependant, de plus en plus d'acteurs s'intéressent à la filière et de nouveaux 

projets voient le jour. Parallèlement, les incitations réglementaires visant à 

réduire les émissions de polluants du transport, mais également les 

émissions de CO2, favorisent le GNL. La taille du marché futur est difficile à 

déterminer puisqu’elle dépend, en particulier, de la différence de prix entre 

le GNL et celui des fuels à basse teneur en soufre. Au niveau mondial, Engie 

estime la demande de ssLNG entre 75 et 95 Mt en 2030, dont 32 % pour les 

soutes, 42 % pour le transport routier et 26 % pour la production d’électricité 

(Gaz d’Aujourd’hui, 2017b). Pöyry estime la demande totale européenne de 

ssLNG à 13 Mt en 2030 (Pöyry, 2016). La demande devrait s’accélérer au fur 

et à mesure que les armateurs renouvellent leur flotte. 

Les équipements modernes au gaz 
permettent de réduire les émissions  
du secteur du chauffage 

La décarbonisation du chauffage (et refroidissement) des locaux 

dans les secteurs résidentiel/tertiaire et industriel est un enjeu 

majeur de la transition énergétique. Cet usage représente la moitié de 

la consommation annuelle d’énergie de l’UE et 75 % des besoins en 

combustibles destinés au chauffage sont d’origine fossiles (CE, 2017a). Le 

stock de bâtiments anciens, équipés de chaudières âgées peu performantes, 

est élevé ce qui laisse entrevoir un potentiel important de réduction 

d’émissions. Mais ce potentiel se heurte à des taux de rénovation faibles. 

Dans le cadre du paquet pour la sécurité énergétique durable, la CE a 

présenté une stratégie destinée à optimiser les systèmes de 

chauffage et de refroidissement, et en particulier à faciliter la 

rénovation des bâtiments, à accroître la part des ENR, à réutiliser l’énergie 

résiduelle provenant de l'industrie et à faire participer les consommateurs et 

l'industrie (CE, 2016c). La stratégie met l’accent sur la consommation 

d'énergie dans les bâtiments, l’accélération des taux de rénovation du parc 

immobilier et l’intensification des efforts d'efficacité énergétique et de 

développement des ENR. Elle vise un chauffage décarboné à l’horizon 

2050, soutenu par l'électricité décarbonée et le chauffage urbain. La refonte 

de la directive sur les ENR, proposée par la CE en février 2017, vise ainsi à 
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créer un marché plus vaste pour les ENR dans le secteur du chauffage et du 

refroidissement (CE, 2017a). Elle prévoit que les États membres 

s’efforceront d’augmenter chaque année de 1 % la part de l’énergie produite 

à partir d’ENR dans le secteur (actuellement de 18 %). 

Le secteur du chauffage représente une composante majeure 

de la demande de gaz européenne : le secteur résidentiel/tertiaire a 

consommé 41 % de la demande de gaz en 2016. Cette demande, 

principalement liée aux besoins de chauffage, est fortement 

saisonnière, avec des consommations hivernales en moyenne trois fois 

plus élevées que celles de l’été. Pour satisfaire cette demande, l’industrie 

gazière a développé des stockages souterrains de gaz qui permettent de 

stocker le gaz quand la demande est plus basse (en été) et de le restituer 

quand la demande augmente (en hiver) suite aux besoins de chauffage. Au 

cours de l’hiver 2016-17, particulièrement froid, les stockages ont ainsi joué 

un rôle primordial dans l’approvisionnement gazier européen, assurant près 

d’un quart de la consommation européenne hivernale et jusqu’à 50 % de la 

demande journalière dans certains pays pendant la vague de froid de janvier 

2017 (ENTSOG, 2017a). Bien qu’une solution tout électrique du chauffage 

puisse être efficace dans certaines circonstances, elle ne sera probablement 

pas adaptée à de telles fluctuations saisonnières et journalières dans 

l'ensemble de l’UE. Une solution tout électrique (qui serait basée 

principalement sur les ENR intermittentes) engendrerait des surcoûts par 

rapport à l’option gaz, suite à la nécessité d’assurer le back-up de ces sources, 

d’intégrer la forte saisonnalité et variabilité de la demande de chauffage, de 

renforcer les infrastructures d'électricité (lignes haute tension) et de 

développer des solutions de stockage de l’électricité à grande échelle. 

Environ 250 millions d’Européens se chauffent aujourd’hui au gaz 

naturel et ne sont pas prêts à changer de système de chauffage sauf s’il y a 

une économie réelle. Ainsi, l'électrification de masse du secteur du 

chauffage restreindrait les choix et engendrerait des surcoûts. Le 

réseau gazier européen, déjà bien développé et intégré, peut 

transporter l'énergie à travers l’Europe à un coût beaucoup plus 

bas que les nouvelles infrastructures électriques et les capacités de 

stockage du gaz peuvent gérer la saisonnalité et la variabilité de la demande. 

À terme, les réseaux gaziers peuvent également offrir l'option d'un stockage 

d'énergie à grande échelle en convertissant l'électricité excédentaire en gaz 

synthétique (cf. Section 3). 

Le gaz naturel, s’il ne peut décarboner le secteur du 

chauffage, peut contribuer efficacement à la réduction des 

émissions du secteur et à terme peut être remplacé par du gaz 

renouvelable. Le remplacement d'une chaudière à mazout traditionnelle 
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par une chaudière à condensation au gaz réduit instantanément les 

émissions de CO2 de 55 %. En remplaçant, les anciennes chaudières au gaz 

par des chaudières à condensation modernes, les émissions sont réduites de 

20 % (Eurogas). Des réductions encore plus importantes peuvent être 

réalisées en installant des pompes à chaleur au gaz, présentant des 

rendements très élevés, voire des pompes à chaleur hybrides solaire/gaz, des 

micro-cogénérations ou des piles à combustible. Ces solutions innovantes, 

qui peuvent fonctionner avec du gaz renouvelable, offrent des solutions 

appropriées pour la décarbonisation, l’efficacité et la compétitivité du 

secteur du chauffage. Le faible taux de rénovation en Europe requiert que 

toutes les possibilités d'améliorer la performance environnementale et 

l'efficacité du secteur du chauffage soient exploitées, en prenant en compte 

le coût des différentes solutions pour le consommateur final. 

Demain : le gaz décarboné  
et renouvelable 

Le gaz naturel, même si elle est la plus vertueuse, reste une énergie fossile, 

qu’il faudra décarboner à terme. Plusieurs voies sont possibles : le CCS qui 

permet de capter les émissions de CO2 au niveau des centrales électriques et 

des installations industrielles et les stocker, le développement du gaz 

renouvelable (biogaz et biométhane) dont la production viendrait compléter 

l’approvisionnement en gaz naturel, et le Power-to-gas, qui permet de 

transformer l’électricité excédentaire en gaz (hydrogène ou gaz de synthèse), 

mais également de la stocker à grande échelle et pour de longues périodes. 

Enfin, les émissions de méthane du secteur gazier doivent être mieux 

contrôlées, pour que le gaz puisse jouer un rôle crédible dans la transition 

énergétique. 

Le CCS : essentiel mais incertain 

Le CCS est cité dans les scénarios du Groupe d’experts 

intergouvernemental sur l’évolution du climat (GIEC) et de 

l’Agence Internationale de l’Energie (AIE) comme une des 

solutions indispensables pour réduire massivement les 

émissions mondiales de CO2 d’ici le milieu de ce siècle. Les 

scénarios du GIEC (GIEC 2015) montrent que la plupart des modèles 

climatiques ne peuvent pas aboutir à une atténuation du réchauffement 

climatique en dessous de 2 °C sans CCS. Le GIEC indique par ailleurs que de 

toutes les technologies d’atténuation, c’est l’absence de cette technologie qui 

aboutirait au scénario le plus coûteux : le coût d’atténuation augmenterait 

de 138 % dans un scénario sans CCS. Au-delà de 2050, les modèles du GIEC 
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montrent qu’il sera nécessaire de déployer la technologie sur la combustion 

de la biomasse afin de réaliser une partie des émissions négatives 

nécessaires pour limiter le réchauffement en dessous des 2 °C. L’AIE, dans 

un scénario d’atténuation du réchauffement climatique limité à 1,5 °C, 

estime que pour que le secteur énergétique soit neutre en carbone en 2040, 

il faudrait capter 4 000 Mt de CO2 dans les secteurs de l'électricité et de 

l'industrie utilisant des énergies fossiles à cette date-là et près de 4 000 Mt 

de CO2 via le CCS appliquée à la biomasse (AIE, 2016a). 

Si le CCS apparaît comme la clé d’une réduction massive des émissions 

de CO2, en complément des autres moyens de décarbonisation du système 

énergétique, cette option n’avance que lentement dans le monde et 

plus du tout dans l’UE, en dehors de projets de démonstration. 

Elle reste toutefois en plein développement en Norvège, et en projet au 

Royaume-Uni et en Irlande. 

En Europe (hors Norvège), le bilan du CCS au cours des quinze 

dernières années est décevant au regard des espoirs et de l’enthousiasme du 

début des années 2000, lorsque la feuille de route de l’EU prévoyait une 

douzaine de projets CCS à l’échelle commerciale en 2020. Après l’abandon 

récent du projet ROAD aux Pays-Bas, suite à l’incertitude sur l’avenir de la 

production d’électricité au charbon dans le pays, ceux de Peterhead et 

Whiterose au Royaume-Uni, ainsi que la décision fin novembre 2015 du 

gouvernement britannique de ne pas financer la filière (un milliard de livres 

devait être financé par le gouvernement), l’UE ne compte plus aucun projet 

CCS à grande échelle en développement. La réglementation européenne a 

avancé grâce notamment à la directive sur le stockage géologique et 

l’obligation de construire des centrales « capture-ready » et les 

financements de la CE pour des projets pilotes. Mais l’UE n’a pas réussi à 

passer le cap du développement de projets CCS à l’échelle industrielle. Le 

niveau des prix du CO2 a été peu incitatif au développement de la filière 

puisqu’il reste moins cher d’émettre du CO2 et de payer les droits à polluer. 

La législation est aussi peu incitative puisqu’elle fait porter le risque du CCS 

sur les investisseurs. Le CCS est confronté à deux principaux défis : réduire 

les coûts, en particulier au niveau du captage du CO2, qui peuvent atteindre 

les deux tiers du coût des projets et permettre une meilleure connaissance 

des possibilités de stockage de CO2. Sur ce dernier point, si la cartographie 

des sites possibles à proximité des sources d’émission a été réalisée dans la 

plupart des pays, il reste que les sites potentiels n’ont pas fait l’objet de 

travaux d’exploration supplémentaires permettant d’identifier leurs 

propriétés (spécifiques à chacun) et leur réelle possibilité de stocker le CO2 

(perméabilité, porosité, etc.). De même, l’acceptabilité sociétale des projets 

onshore d’injection de CO2 est loin d’être assurée. 
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Ainsi, les seuls projets européens sont ceux qui stockent le 

CO2 en mer. La Norvège est la plus avancée, avec deux projets à 

grande échelle opérationnels (Sleipner depuis 1996, 1 Mt/an et Snohvit 

depuis 2008, 0,7 Mt/an). Le gouvernement norvégien a récemment 

reconfirmé son engagement dans le CCS, qui figure parmi ses cinq actions 

prioritaires pour lutter contre le changement climatique. En 2016, il a lancé 

le projet Norway Full Chain CCS qui permettra, dans une première 

phase, le captage et le stockage en mer (zone offshore de Smeaheia) 

d'environ 1,3 Mtpa de CO2 d'ici 2022 de trois installations industrielles 

impliquées dans la production d'ammoniac, la production de ciment et une 

usine de valorisation énergétique des déchets. Ce projet est conçu pour 

accueillir des volumes supplémentaires de CO2 dans l’optique de stimuler le 

développement de nouveaux projets industriels de captage de CO2 en 

Norvège et en Europe, mais aussi ailleurs dans le monde. Opéré par Statoil, 

le projet a été rejoint par Total et Shell en octobre 2017 (Enerdata, 3 octobre 

2017). Au Royaume-Uni, le CSS demeure une solution à long terme et est 

étudié à travers deux projets (Teesside Collective, visant le captage et le 

stockage en mer de CO2 d’installations industrielles de la zone de Teesside 

et Caledonia Clean Energy, visant la construction d’une centrale au gaz à 

Grangemouth en Écosse équipée d’installation de captage du CO2 et son 

stockage en mer du Nord) (Global CCS Institute, 2017). Plus récemment, 

l’opérateur du réseau irlandais, Gas Networks Ireland, a annoncé qu’il 

envisageait de développer une installation de CCS au large de Cork, en 

Irlande (Power Engineering International, 2 octobre 2017). Ce projet d’un 

milliard € consisterait à capter le CO2 de deux centrales au gaz de la région 

(Whitegate et Aghada) et le stocker dans le champ de gaz en mer de Kinsale, 

en phase d’épuisement. L’avantage du projet est qu’il utiliserait une 

infrastructure existante puisque le champ était utilisé comme stockage de 

gaz jusqu’en 2015. 

Au niveau mondial, le bilan est mitigé. Le CCS se développe, avec 

de plus en plus de projets à l’échelle industrielle dans des secteurs variés 

(électricité, raffinage, sidérurgie), au-delà du marché de niche que 

représente la récupération secondaire d’hydrocarbures (EOR). Le Global 

CCS Institute dénombre 21 projets de CCS à grande échelle en opération ou 

en construction dans le monde (avec une capacité de captage du CO2 de 

37 Mt/an) (Global CCS Institute, 2017). Si ces résultats sont encourageants, 

on est loin des milliers de projets nécessaires d’ici le milieu du siècle afin 

d’atteindre les objectifs de l’Accord de Paris et sans changement de politique 

radical sur le sujet, l’UE ne sera pas moteur de ce développement. Toutefois, 

la Norvège et les partenaires du projet Norway Full Chain CCS 

démontrent que la filière est prise au sérieux et que des solutions 

http://www.powerengineeringint.com/index.html
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adaptées à l’Europe (stockage offshore) sont étudiées pour des 

applications industrielles variées. 

Le gaz renouvelable :  
une voie prometteuse 

La voie du gaz vert paraît plus prometteuse. Déjà de nombreux pays 

européens se sont lancés dans la production de biogaz et de biométhane. 

Selon l’European Biogas Association (EBA), il y avait plus de 

17 000 installations de biogaz en service en Europe fin 2015 et 

459 installations de biométhane (Bioenergy News, 3 janvier 2017). Le 

secteur est en croissance régulière, avec un quasi-triplement du nombre 

d’installations de biogaz au cours des six dernières années. L’Europe se 

positionne en leader mondial de la filière et des technologies associées. Le 

potentiel de production de biogaz est estimé à 30 Gm3/an à l’horizon 2030 

par l’EBA. 

Le secteur est dominé par l’Allemagne (près de 11 000 installations), qui 

jusqu’en 2014, avait une politique incitative pour la production de biogaz, 

principalement issue de cultures énergétiques (OIES, 2017a). Mais une 

nouvelle loi en 2014 a mis fin à cette expansion, en réorientant la production 

de biogaz sur les déchets et en réduisant l’utilisation de cultures 

énergétiques. Depuis, le nombre d’installations supplémentaires s’est 

fortement réduit (de 1 000 par an à seulement 150 par an). L’Italie 

(1 555 installations) et la France (717 installations) sont en deuxième et 

troisième positions. Selon Eurostat, la production de biogaz de l’UE 

(dominée par l’Allemagne, le Royaume-Uni et l’Italie) s’est élevée 

à 15,6 Mtep en 2015, soit 4 % de plus qu’en 2014 (représentant 1 % de 

l’approvisionnement primaire énergétique). La production d’électricité, 

qu’elle soit ou non produite dans des unités de cogénération, est le mode 

principal de valorisation du biogaz (60,9 TWh en 2015, soit 2 % de la 

production électrique européenne). 

Selon le baromètre EurObserv’ER, la production de biogaz est 

aujourd’hui essentiellement issue d’unités de méthanisation spécialement 

conçues pour la valorisation énergétique, utilisant le procédé de digestion 

anaérobie (EurObserv’ER, 2017). Le biogaz est également issu des stations 

d’épuration dont les unités ne méthanisent que les boues d’épuration, et 

directement capté au cœur des décharges (biogaz de décharge). 

Le biogaz peut également être épuré pour être transformé en 

biométhane, dont les propriétés sont proches de celles du gaz 

naturel. Il peut alors être valorisé de la même manière que le gaz naturel, 

sous forme d’électricité dans des unités de cogénération ou de biocarburant 
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pour les véhicules. Il peut aussi être injecté dans les réseaux de gaz 

naturel (de transport ou de distribution). Cette option permet, d’une 

part, de valoriser la production locale et décentralisée d’énergie 

renouvelable au niveau des territoires et, d’autre part, d’adapter l’offre à la 

demande grâce à la flexibilité du système gaz. Le développement de 

l’injection du biométhane dans les réseaux passe notamment par la 

remontée de flux de biométhane des réseaux de distribution vers les réseaux 

de transport lorsque la production de biogaz, très localisée, est supérieure à 

la consommation locale (en été notamment). Ceci nécessite d’investir dans 

des installations de rebours. Environ 70 % du biométhane produit en Europe 

est réinjecté dans les réseaux (environ 1,4 Gm3 en 2014). Le secteur est en 

plein développement, avec 92 nouvelles unités de mise à niveau du biogaz 

mises en route en 2015 et un total de 459 installations fin 2015. L'Allemagne 

s’affirme comme leader de cette filière, avec 185 installations, suivi par la 

Suède (99 installations) et le Royaume-Uni (80 installations, dont 

43 nouvelles installations en 2015) (OIES, 2017a). 

Selon une étude récente de l’IRENA, le coût de production du 

biométhane injecté dans le réseau varie fortement selon les 

intrants, les technologies utilisées et la capacité des installations 

(des économies d’échelle importantes sont réalisées par les grosses 

installations) (IRENA, 2017). Il se situerait entre 0,5 $/m3 (équivalent à 

14 $/MBtu) pour les projets aux coûts les plus bas, et plus de 1,5 $/m3 

(équivalent à 42 $/MBtu) pour les plus élevés. Ainsi, s’il est clair que le 

biométhane peut contribuer à la décarbonisation du système énergétique, le 

développement de la filière dépend d’un système d'incitations stable et 

durable. Le Royaume-Uni et la France fournissent des exemples de la façon 

dont les politiques gouvernementales peuvent stimuler une croissance 

rapide du biométhane8. 

 
 

8. En 2011, il n'y avait qu'une seule installation de biométhane au Royaume-Uni. Suite à 

l'introduction d’un prix plancher du carbone en 2013, ainsi qu'un tarif de rachat du biométhane 

injecté dans le réseau dans le cadre de la loi sur la chaleur renouvelable, 20 à 40 nouvelles 

installations par an ont été mises en service entre 2014 et 2016. En France, la filière biométhane 

est en train de décoller, là aussi tirée par une réglementation incitative. À fin juin 2017, la France 

comptait 35 unités de production de biométhane représentant une capacité d’injection d’environ 

500 GWh, soit une augmentation de 9 installations depuis le début d’année, autant que l’année 

2016 dans son intégralité. À fin 2016, plus de 250 projets sont inscrits en file d’attente de 

raccordements des installations d’injection de biométhane. La loi relative à la transition 

énergétique pour la croissance verte fixe à 10 % la part de gaz renouvelables dans les 

consommations à horizon 2030, soit une production annuelle de 30 TWh. Le tarif d’obligation 

d’achat du biométhane injecté, les subventions de l’Ademe, la loi Déchets obligeant à composter ou 

méthaniser, les coûts de connexion au réseau réduits pour les petites et moyennes installations, 

sont autant de facteurs incitatifs pour la filière. L’injection du biométhane est également favorisée 

par la mobilisation de l’ensemble des acteurs de la filière.  



Le gaz dans la transition énergétique européenne…  Sylvie Cornot-Gandolphe 

 

35 

 

Si la croissance de la filière dépend des politiques mises en place pour 

la valorisation du biogaz/biométhane, la production potentielle ultime de 

biogaz peut être limitée par la disponibilité de matières premières 

durables et abordables. Quand le biogaz est produit localement à partir 

de déchets facilement disponibles (par exemple les eaux usées, le fumier, les 

résidus forestiers), son utilisation est généralement considérée comme 

durable, mais la production de biogaz issue de la production à grande échelle 

de cultures énergétiques est plus controversée. La production de biogaz à 

partir de cultures énergétiques peut toutefois être durable, en particulier 

lorsque l'alimentation d'une quantité limitée de cultures énergétiques et de 

déchets peut améliorer le processus de production. Mais des précautions 

doivent être prises pour s'assurer que les implications du changement 

d'affectation des terres sont bien comprises et que la croissance des cultures 

énergétiques ne nuit pas à d'autres utilisations des terres ou des ressources 

en eau associées (OIES, 2017a). Le cadre de l’UE pour la durabilité de la 

bioénergie inclut des critères minimaux permettant de démontrer la 

durabilité de la production de biomasse et l’utilisation efficace de cette 

dernière. 

Le biométhane peut également être produit à partir de 

procédés thermiques, par pyrolyse ou gazéification de la 

biomasse solide (incluant les déchets fermentescibles). On parle alors de 

biogaz de synthèse (ou BioSNG), ou de biométhane de deuxième génération. 

De tels procédés sont actuellement recensés en Finlande et en Italie et en 

cours d’expérimentation en France. Le projet GAYA développé par Engie à 

Saint Fons (Rhône) est un démonstrateur de cette technologie. Il va produire 

du biométhane à partir de résidus de bois d’origine forestière, agricole ou de 

l’industrie papetière et ainsi permettre de valider la technologie et la qualité 

du gaz ainsi produit (Gaz d’Aujourd’hui, août-octobre 2017). 

En tenant compte du biogaz de digestion anaérobie et de la 

gazéification de la biomasse, l’EBA estime le potentiel futur de la 

production de biométhane à 50 Gm3 d’ici 2030 (30 Gm3 pour le 

biogaz de digestion anaérobie et 20 Gm3 de gazéification de biomasse) (EBA, 

2015). Associée aux politiques adaptées, la mise en œuvre de ce potentiel 

permettrait à l’industrie de produire l’équivalent de 10 % de la 

consommation actuelle de gaz naturel de l’EU, ou encore, plus de la moitié 

de la production prévue de gaz naturel à l’horizon 2030, ce qui est 

loin d’être négligeable. ENTSOG estime que le potentiel de biométhane 

injecté dans le réseau pourrait atteindre 20 Gm3 en 2030 (ENTSOG, 2017b, 

scénario Global Climate Action). 
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Demain : le Power-to-gas et l’hydrogène 

À l’avenir, le réseau de transport de gaz et ses stockages 

pourraient jouer un rôle clé dans le stockage massif des ENR 

intermittentes. Le paquet énergie-climat adopté en octobre 2014 par le 

Conseil européen fixe un objectif de 27 % d’ENR dans le mix énergétique à 

l’horizon 2030. À l’horizon 2050, selon la feuille de route de la CE, 

l'approvisionnement électrique devra être pratiquement complètement 

décarboné. Ces objectifs vont de pair avec la nécessité d'intégrer des 

quantités élevées d’ENR intermittentes dans la production d’électricité. Déjà 

en 2030, la part des ENR atteindrait environ la moitié de la production 

électrique européenne, dont 56 % seraient assurés par l’éolien et le solaire 

(CE, 2016d, scénario de référence). La nature variable de ces ENR est un défi 

pour le secteur électrique. Les besoins de flexibilité du système électrique 

vont augmenter, ainsi que les besoins de stockage pour faire face à 

l'inadéquation entre la production et la demande d’électricité au cours de 

périodes de temps plus longues (journalières, hebdomadaires, 

saisonnières). Afin d’éviter l’effacement de l’électricité produite par les ENR 

intermittentes lorsque la demande est inférieure à la production, et de la 

restituer lorsque la demande excède la production, des solutions de stockage 

à grande échelle (de l’ordre du TWh) et sur de longues périodes seront 

requises, aux côtés des autres solutions de gestion de la variabilité des ENR 

intermittentes (par exemple, gestion active de la demande et réponse, 

interconnexion des réseaux électriques). 

Le Power-to-gas, ou la transformation de l’électricité en gaz 

(hydrogène ou méthane de synthèse), apparaît comme une 

solution pertinente de stockage à grande échelle, et de longue 

durée, des surplus de production d’électricité. L’hydrogène, injecté 

dans les réseaux de gaz, est en effet actuellement la seule filière permettant 

de stocker de grandes quantités d’énergie sur des périodes de temps longs 

(de plusieurs jours à plusieurs mois) et de répondre ainsi au problème 

spécifique qui sera posé par la contribution élevée d’ENR intermittentes à la 

production d’électricité. Les autres solutions de stockage (batteries, stations 

de transfert d’énergie par pompage (STEP), stockage d'énergie par air 

comprimé (CAES)) ne permettent pas, aujourd’hui, le stockage d’énergie à 

grande échelle et sur des périodes de temps longs. Les batteries sont en plein 

essor mais elles offrent une capacité de stockage limitée en temps, 

permettant de répondre aux déséquilibres horaires entre l’offre et la 

demande d’électricité, mais pas aux déséquilibres hebdomadaires ou 

saisonniers. Le développement des STEP est limité géographiquement. Le 

CAES, qui comme le Power-to-gas, est au stade expérimental, n’offre pas les 

mêmes capacités de stockage. 
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Graphique 6 : Stockage d’énergie par technologie 

 
Source : Ecube Strategy Coonsultants (2013). 

 

Concrètement, le Power-to-gas vise à utiliser l’électricité 

renouvelable excédentaire pour produire de l’hydrogène par 

électrolyse de l’eau. L’hydrogène ainsi produit peut être injecté 

directement dans le réseau de transport de gaz, en mélange en faible teneur9 

et restitué au réseau électrique quand la consommation le nécessite. Le 

Power-to-gas peut ainsi être utilisé comme un outil d'équilibrage du réseau 

et de stockage de l'électricité à grande échelle, grâce aux stockages de gaz 

- d’une capacité utile de près de 1 200 TWh en Europe (GSE, 2016) - et sur 

une échelle de temps allant jusqu'aux saisons. 

Si la concentration en hydrogène est plus élevée, l’hydrogène peut être 

transformé en méthane de synthèse par combinaison de cet hydrogène avec 

du CO2, lui-même issu de procédés industriels ou de la méthanisation. Le 

procédé de méthanation permet ainsi de s’affranchir de la 

contrainte de teneur maximale en hydrogène du gaz transporté 

par le réseau. Ce gaz de synthèse peut alors être utilisé de la même 

manière que le gaz naturel, par exemple pour le chauffage des locaux. 

Le Power-to-gas permet ainsi de réduire l'intensité en carbone du 

secteur gazier (que ce soit via l’hydrogène ou le gaz de synthèse), assurant 

ainsi sa pertinence pour l'approvisionnement énergétique futur. Il 

permettait d’optimiser les investissements d'infrastructure 

nécessaires pour intégrer de grandes quantités d’ENR 

intermittentes dans le système énergétique, en réduisant l’investissement 

nécessaire pour la construction de nouvelles lignes haute tension en utilisant 

 
 

9. Jusqu’à 20 % selon les études les plus récentes (European Power-to-Gas, 2017a). Actuellement 

le taux de mélange permis est de 6 % en France et de 10 % en Allemagne. 
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le système gazier existant. Selon le rapport e-Highway 2050, publiée en 2015 

par la CE, 400 milliards € devraient être investis en infrastructure d’ici 2050 

dans un scénario 100 % d’ENR (e-Highway 2050, 2015). Un rapport de la 

plateforme européenne Power To Gas a étudié l’impact économique de 

l’option Power-to-gas à la place de trois expansions de corridors électriques 

envisagés par l’étude e-Highway 2050. Le rapport montre que cette option 

permettrait de réduire les coûts de plus d’un milliard €/an par rapport à 

l’option renforcement des interconnexions électriques (European Power To 

Gas Platform, 2017a). Le Power-to-gas offre ainsi des avantages significatifs 

en termes de coûts au niveau du système énergétique, par rapport à une 

solution basée sur le seul réseau électrique. 

L’hydrogène peut également être utilisé comme matière 

première dans les industries intensives en énergie et comme carburant dans 

les transports, facilitant la décarbonisation de ces secteurs. Le Royaume-Uni 

étudie également son utilisation pour décarboner le secteur du chauffage et 

à lancer un pilote visant la conversion du réseau de gaz de la ville de Leeds 

(projet H21 Leeds Citygas)10. L’hydrogène peut aussi produire de 

l’électricité, soit avec des piles à combustible ou en alimentant des CCGTs 

converties. Sur ce dernier point, il est intéressant de souligner le protocole 

d’accord signé récemment par Statoil, Vattenfall et Gasunie pour convertir à 

l’hydrogène une des unités de la centrale gaz de Magnum aux Pays-Bas 

(Power Engineering International, 10 juillet 2017). 

Le Power-to-gas est une solution assez récente envisagée 

pour le long terme (après 2030), qui suscite un intérêt croissant 

en Europe. Depuis 2012, on observe une forte augmentation du nombre de 

projets de démonstration, principalement en Allemagne. Début 2017, on 

recense 70 projets de recherche ou de démonstration réalisés ou en 

cours en Europe, testant différentes technologies et applications. En France, 

trois projets sont mis en œuvre actuellement (le projet GRHYD d’Engie à 

Dunkerque, Jupiter 1 000 à Fos-sur-Mer développé par GRTGaz et ses 

partenaires, et Méthycentre proposé par Storengy à Céré-la-Ronde). Ces 

projets pilote pourront faire office de référence pour l'élaboration de 

business plans pertinents à l'horizon 2030. 

 

 

10. Le projet vise à déterminer la faisabilité, tant du point de vue technique qu'économique, de la 

conversion du réseau de gaz naturel de Leeds, l'une des plus grandes villes du Royaume-Uni, à 

100 % d'hydrogène. Un rapport de KPMG pour l’Energy Network Association britannique (ENA) a 

en effet montré que la conversion du secteur du chauffage à l’hydrogène serait une option moins 

coûteuse que la conversion à l’électricité (KPMG, 2016). 
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Carte 2 : Projets de Power-to-gas en Europe 

 
Source : European Power to Gas Platform. 

 

Aujourd’hui, de nombreuses questions, aussi bien techniques 

qu’économiques, sont encore à résoudre. Le déploiement à l'échelle 

commerciale de telles installations suppose une réduction significative 

des coûts des technologies d'électrolyse et de méthanation, ainsi qu’une 

amélioration de l'efficacité des procédés, afin d'en assurer la 

rentabilité. Selon le livre blanc de la plateforme européenne Power To Gas, 

ce sont les applications hydrogène dans le transport qui pourraient 

permettre à la filière de réaliser les réductions de coût nécessaires pour 

permettre des business plans pertinents dans les autres applications 

(European Power To Gas Platform, 2017b). Par ailleurs, la plateforme 

européenne souligne la nécessité d’une coopération étroite entre toutes les 

parties prenantes et une coordination des réseaux gaz et électricité. Les 

gouvernements et les régulateurs ont un rôle important à jouer pour 

instaurer des conditions de concurrence égale entre différentes 

solutions d’avenir. 

L’intérêt du Power-to-gas est qu’il fait converger les chaînes de valeur 

existantes du secteur du gaz et de l'électricité en un seul système énergétique 

capable de relever les défis d'un système d'approvisionnement en électricité 

essentiellement basé sur les ENR. Il se situe au croisement des innovations 

dans le système énergétique et bénéficie de la forte dynamique de croissance 

des réseaux intelligents et de la filière hydrogène, mais aussi de l'essor des 

énergies renouvelables et du stockage de l'électricité. La multiplication des 

projets locaux et la création de groupes d’échange, tels que la plateforme 
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européenne Power To Gas ou la plateforme North Sea Power-to-gas, 

démontrent les efforts réalisés pour développer cette filière, qui, si elle 

réussit à développer un business plan pertinent, pourrait 

révolutionner le secteur en résolvant deux graals du monde 

énergétique : le stockage de l’électricité et l’hydrogène comme 

vecteur énergétique. 

Un impératif : contrôler et réduire les 
émissions de méthane de la chaîne gazière 

Dans toute discussion sur le rôle du gaz dans la transition 

énergétique, il convient de souligner l’importance d’une 

meilleure connaissance et d’une réduction des émissions de 

méthane du secteur gazier. Le méthane est en effet un puissant GES, 

dont le potentiel de réchauffement climatique (PRC) est plus élevé que celui 

du CO2. Ce PRC est estimé par le GIEC entre 28 et 36 (en considérant son 

potentiel sur une durée de 100 ans) et entre 84 et 87 sur une durée de 20 ans 

(GIEC, 2015). Mais, contrairement au CO2, qui reste dans l’atmosphère 

pendant des centaines d’années, le méthane a une durée de vie dans 

l’atmosphère très courte (12,4 années). 

Selon le GIEC, les émissions de méthane représentent 16 % des GES 

dans le monde alors que le CO2 en représente les trois quarts. Les émissions 

de méthane se sont élevées à 570 Mt (t CH4) en 2012. Environ 40 % de ces 

émissions proviennent de sources naturelles, telles que les zones humides et 

les infiltrations géologiques, et 60 % de sources anthropogéniques, telles que 

l’agriculture, les déchets et l’énergie. Mais ces estimations sont soumises à 

un large degré d’incertitude selon les méthodes d’évaluation employées 

(bottom-up ou top-down) et suite à la difficulté de mesurer les émissions de 

méthane et les attribuer à une source particulière dû à sa dispersion dans 

l’atmosphère. Alors que le rôle positif du gaz par rapport au charbon et aux 

produits pétroliers fait consensus pour la réduction des émissions de CO2 et 

l’amélioration de la qualité de l’air, le manque de données précises sur les 

émissions mondiales de méthane associées à la production, au transport et 

à l’utilisation du gaz naturel pourrait ternir l’image du gaz et son rôle dans 

la transition énergétique (OIES, 2017b et 2017c). Beaucoup d’études portant 

sur l’industrie des hydrocarbures américaine ont été publiées pour répondre 

aux inquiétudes apparues depuis la révolution des ‘gaz de schiste’ aux États-

Unis, mais peu d’études ont une couverture mondiale. 

L’AIE vient de réaliser un travail colossal pour mieux quantifier les 

émissions mondiales de méthane de la chaîne gazière et leur rôle dans le 

changement climatique (AIE, 2017a). À ce titre, les analyses de cycle de vie 
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(ACV) de l’AIE, comparant l’utilisation du gaz ou du charbon pour la 

production d’électricité, montrent que le gaz est moins émetteur que le 

charbon, quel que soit le PRC retenu, contrairement aux résultats 

(controversés) d’études arrivant à un résultat différent. Il convient 

également de souligner l’effort mené par l’Union Internationale du Gaz 

(IGU), qui travaille avec ses membres afin de mieux mesurer, publier et 

réduire les émissions de méthane. L’IGU vient de publier un rapport 

recensant de manière détaillée les techniques mises en place par l’industrie 

gazière pour limiter les émissions de méthane à tous les stades de la chaîne 

gazière (IGU, 2017a). 

L’AIE estime les émissions de méthane du secteur de l’énergie entre 

100 Mt et 200 Mt. Elles comprennent les émissions dues à l’extraction du 

pétrole, du gaz naturel et du charbon (coal mine methane), au transport et à 

la consommation de gaz naturel et à la consommation de biomasse. Les 

émissions du secteur des hydrocarbures sont estimées à 76 Mt en 2015, 

réparties à peu près à parts égales entre le pétrole et le gaz. Les deux 

principales sources d'émissions de méthane de l'industrie du gaz 

proviennent de l’amont gazier et du transport du gaz. Ces émissions sont de 

trois natures : émissions fugitives, qui sont des fuites involontaires de 

méthane (35 % des émissions selon l’AIE), émissions ventilées (vented), qui 

sont des émissions intentionnelles pour des raisons de sécurité ou dues au 

design des équipements (près de 60 % des émissions) et celles dues à la 

combustion incomplète du méthane au niveau des équipements dans les 

segments de la production, du traitement et du transport (5 %). 

Graphique 7 : Répartition par région et secteur des émissions 

de méthane du secteur des hydrocarbures en 2015 

 
Source : AIE (2017a). 
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Pour que le gaz assure son rôle dans la transition 

énergétique, le secteur gazier doit être vertueux en matière 

d’émissions de méthane à tous les stades de la chaîne. La mise en 

place de mesures visant à mieux détecter et mesurer les émissions de 

méthane et les réduire est cruciale. Comme le souligne l’IGU, l’industrie 

gazière a mis en place de telles mesures depuis des décennies, pour des 

raisons de sécurité et d’environnement, mais aussi pour éviter le gaspillage 

du gaz et, au contraire, le monétiser. De même, les mesures réglementaires 

en matière de sécurité et de protection de l’environnement permettent de 

réduire les émissions : les green completion ont permis de réduire de 99 % 

les émissions de méthane des puits de gaz de schiste aux États-Unis, au stade 

de la complétion. Alors qu’elles avaient été introduites par l’industrie sur une 

base volontaire, elles sont devenues obligatoires pour tout nouveau puits. Si 

les solutions d’atténuation des émissions de méthane sont bien connues, 

leur détection et leur mesure restent toutefois difficiles, en particulier pour 

les émissions fugitives, à cause du nombre important d’équipements à 

contrôler. De nouvelles technologies facilitent la détection et la mesure des 

émissions, permettant d’y remédier : par exemple, la surveillance des 

gazoducs grande distance par drone ou les contrôles systématiques 

périodiques par caméra infra-rouge pour détecter les fuites sur le réseau de 

transport. Les études de cas du rapport de l’IGU illustrent, en particulier, la 

réduction des émissions de méthane des opérateurs européens de réseau de 

transport et de terminaux GNL grâce à la mise en place de télésurveillance 

de leurs ouvrages par caméra à infra-rouge et de procédures de maintenance 

préventive (actions connues sous l’abréviation LDAR, leak detection and 

repair). 

L’AIE estime qu’environ 50 % des émissions de méthane du 

secteur des hydrocarbures pourraient être évitées en appliquant des 

mesures dont le coût serait nul, voire négatif, grâce à la vente du gaz. À ce 

titre, les études de cas fournis par le rapport de l’IGU confirment l’intérêt 

d’appliquer les meilleures pratiques à l’ensemble de l’industrie gazière. 

Grâce aux actions menées en Europe, pour des raisons de sécurité, 

d’environnement et d’efficacité, le secteur européen des hydrocarbures 

n’émet que 3 % des émissions mondiales de méthane. 

Plusieurs programmes mondiaux ou régionaux ont été mis en 

place, sur une base volontaire, afin de réduire les émissions de méthane 

du secteur des hydrocarbures, tels que le Oil & Gas Methane Partnership, 

établi en septembre 2014 par la Climate and Clean Air Coalition (CCAC). 

Aux côtés du Programme des Nations Unies pour l’Environnement, des 

gouvernements et de la Banque Mondiale, cette initiative regroupe BP, 

ENGIE E&P, Eni, Pemex, PTT, Repsol, Shell, Southwestern Energy, Statoil, 
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and Total. Notons aussi que les compagnies pétrolières internationales ont 

lancé leur propre initiative depuis 2016 (Oil and Gas Climate Initiative) et 

se sont engagées à réduire leurs émissions de méthane et de CO2. Ces 

initiatives montrent la volonté de l’industrie de mettre en place toutes les 

mesures possibles afin d’atténuer les émissions de méthane du secteur des 

hydrocarbures. Ces actions sont indispensables pour que le gaz 

puisse jouer un rôle crédible dans la transition énergétique. 

Quelle demande de gaz à moyen  
et long terme ? 

Des scénarios contrastés 

Si le gaz a un rôle majeur à jouer dans la transition énergétique, 

les prévisions de demande varient fortement selon les périodes, 

en fonction des politiques énergétiques et climatiques adoptées. 

Cette section illustre ces différences à partir à partir de deux scénarios du 

World Energy Outlook 2017 (WEO 2017, AIE, 2017a) de l’AIE11 : le scénario 

central (New Policies Scenario, NPS), qui intègre le cadre énergie-climat 

2030 et un prix modéré du CO2 (25 $/t en 2025 et 48 $ en 2040) et le 

Sustainable Development Scenario (SDS), nouveau scénario de l’AIE, qui 

propose une trajectoire permettant la réalisation des engagements 

climatiques pris lors de l’Accord de Paris. Le scénario intègre, en particulier, 

des prix du CO2 beaucoup plus élevés que ceux du scénario NPS (63 $/t en 

2025 et 140 $ en 2040). La CE a également développé des scénarios, qui sont 

présentés en Annexe 3. 

Il convient tout d’abord de noter que la demande future de gaz de 

l’UE dans le scénario central de l’AIE a été révisée de façon 

significative en 2015. Ainsi, alors qu’elle augmentait en moyenne de 

0,6 %/an dans le WEO 2014 (et atteignait 559 Gm3 en 2040), depuis, la 

croissance annuelle moyenne a été revue à la baisse (-0,1 %/an dans le 

 

 

11. L’AIE définit trois scénarios : 

Le Current Policies Scenario (CPS) prend en compte les politiques énergétiques et climatiques 

adoptées à la mi-2017 (cadre énergie-climat 2020). Il n’est pas présenté dans cette section car les 

politiques européennes évoluent rapidement vers une décarbonisation plus poussée.  

Le New Policies Scenario (NPS) prend en compte les politiques énergétiques et climatiques 

adoptées à la mi-2017, ainsi que les politiques proposées (cadre énergie-climat 2030). 

Le Sustainable Development Scenario (SDS) examine ce qu'il faudrait pour réaliser les principales 

composantes énergétiques du « Programme de développement durable à l'horizon 2030 » adopté 

en 2015 par les États membres des Nations Unies. Les trois objectifs sont les suivants : parvenir à 

un accès universel aux services énergétiques modernes d'ici 2030 ; prendre des mesures urgentes 

pour lutter contre le changement climatique ; et réduire considérablement les émissions de 

polluants responsable de la pollution de l'air. 
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WEO 2017 à 454 Gm3 en 2040). Après l’adoption du cadre énergie-climat 

2030 par les dirigeants de l’UE en octobre 2014, les projections de demande 

future ont été réduites de plus de 50 Gm3 à l’horizon 2025 et de 105 Gm3 à 

l’horizon 2040. La demande totale d’énergie a été revue largement à la baisse 

(-211 Mtep à l’horizon 2040 entre le WEO 2017 et le WEO 2014) sous 

l’impulsion des politiques d’efficacité énergétique adoptées par l’UE qui 

réduisent la demande de toutes les énergies, sauf les ENR. 

Graphique 8 : Projection de demande de gaz naturel de l’AIE 

depuis 2012 (New Policies Scenario) 

 
Source : AIE (WEO 2012 à WEO 2017). 

 

Les scénarios de l’AIE présentent des projections de demande 

contrastées pour tous les secteurs, avec deux périodes qui se 

distinguent très clairement. 

À moyen terme (jusqu’en 2025), les scénarios diffèrent peu. 

La demande de gaz devrait rester stable jusqu’à cet horizon (par 

rapport à son niveau de 2016) : la hausse de la demande du secteur 

électrique, due à la substitution du charbon par le gaz, et, dans une moindre 

mesure, celle de la demande du secteur des transports, compensent la baisse 

de la demande des autres secteurs, liée aux efforts d’efficacité énergétique et 

à la pénétration des ENR (principalement dans le secteur du chauffage). 

Mais après 2025, il en est tout autrement. Alors que la demande 

de gaz naturel reste relativement stable dans le scénario NPS (454 Gm3 en 

2040), elle chute rapidement dans le scénario SDS (342 Gm3 en 2040, une 

baisse de 1,9 %/an entre 2025 et 2040). Dans le secteur électrique, la chute 
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est particulièrement marquée. Ainsi, en 2040, dans le scénario SDS, le gaz 

n’assure plus que 8 % de la production d’électricité (21 % dans le NPS), alors 

que les ENR en assurent 64 % (25 % pour le nucléaire et 3 % pour le 

charbon). Alors que la demande de gaz des autres secteurs fléchit légèrement 

dans le scénario NPS (-0,3 %/an en moyenne entre 2016 et 2040), elle se 

réduit fortement dans le scénario SDS (-0,9 %/an en moyenne entre 2016 et 

2040), suite aux efforts d’efficacité énergétique, qui réduisent la demande 

énergétique totale et celle de gaz. Ainsi, dans les secteurs hors électricité, 

l’incertitude sur le niveau de la demande porte essentiellement sur 

l’ampleur des efforts d’efficacité énergétique et, dans une moindre 

mesure, sur le développement, après 2030, de la demande du secteur des 

transports. 

Graphique 9 : Projection de demande de gaz naturel de l’UE, 

selon les scénarios NPS et SDS de l’AIE 

 
Source : AIE (2017a). 

 

Dans le secteur électrique, le niveau de la demande future est 

principalement lié aux politiques de décarbonisation, dans lesquelles le 

prix du CO2 joue un rôle central. En l’absence d’un signal prix du 

carbone (situation actuelle), le gaz ne remplace pas le charbon, alors qu’un 

prix du CO2 de 25 à 50 $/t permet cette substitution (NPS). À des niveaux 

de prix du CO2 plus élevés (supérieurs à 100 $/t), le gaz naturel est lui aussi 

évincé du mix électrique en faveur des renouvelables (SDS) et son rôle se 

limite à assurer l’équilibrage du système électrique, créant une demande de 

capacité, mais peu de TWh et donc peu de demande de gaz (Graphique 10). 

La réforme en cours du système européen d’échange des quotas 



Le gaz dans la transition énergétique européenne…  Sylvie Cornot-Gandolphe 

 

46 

 

sera ainsi déterminante pour la demande future de gaz en 

Europe. 

Graphique 10 : Projection de production d’électricité dans  

l’UE - gaz et charbon 

 
Source : AIE (2017a). 

 

Le scénario SDS met en exergue que même le gaz naturel est trop 

carboné pour que sa demande croisse à long terme dans un système 

énergétique évoluant vers une faible teneur en carbone. Il convient de noter 

que les scénarios projettent la demande de gaz naturel, le gaz 

renouvelable étant traité séparément avec les bioénergies. 

Des défis importants 

C’est dans ce contexte de demande incertaine que l’industrie gazière 

européenne doit investir dans les capacités nécessaires pour répondre à 

l’intermittence des ENR. Les scénarios de l’AIE indiquent une hausse des 

capacités électriques au gaz par rapport à leur niveau actuel (216 GW 

en 2016) : +67 GW à l’horizon 2040 dans le NPS (requérant 114 GW de 

nouvelles constructions suite au retrait des unités âgées) et +7 GW dans le 

Scénario SDS (requérant 55 GW de nouvelles constructions). Dans le 

Scénario SDS, les capacités électriques au gaz représentent 17 % des 

capacités électriques totales en 2040, alors que le gaz n’assure que 8 % de la 

production d’électricité. La baisse de l’utilisation des centrales pose 

de manière aigüe le problème de la rémunération des actifs 

existants, et surtout celui de l’investissement dans les nouvelles 

capacités. 
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La capacité du marché européen de l'électricité, tel qu'il est structuré 

actuellement, n’assure pas la réalisation des investissements nécessaires en 

temps voulu. La hausse de la production d’électricité renouvelable, à coût 

marginal pratiquement nul, a fait baisser les prix de gros de l'électricité en 

Europe en dessous des niveaux qui permettraient aux centrales au gaz de 

fonctionner à des facteurs de charge suffisamment élevés pour couvrir leurs 

coûts (50 GW de centrales au gaz ont été mises sous cocon entre 2010 et 

2014 suite à leur perte de rentabilité, voir IFRI 2015). Les investissements 

dans les capacités de production d'électricité au gaz sont pratiquement à 

l'arrêt. Seulement 5 GW de capacité de production flexible au gaz sont en 

construction dans l’UE (AIE, 2016b). Les investisseurs ont en effet peu 

d’incitations à construire de nouvelles CCGTs qui ne fonctionneront que 

quelques heures quand ils peuvent investir leurs fonds dans les ENR qui 

reçoivent des soutiens financiers. Pour répondre au problème immédiat de 

sécurité de l’approvisionnement électrique, plusieurs pays de l'UE ont mis 

en place des marchés de capacité destinés à fournir une incitation 

financière supplémentaire aux investisseurs et assurer que les capacités 

nécessaires à la sûreté de l’approvisionnement électriques seront 

disponibles. Mais l’investissement dans les nouvelles centrales gaz reste 

sporadique. Les utilities européennes, qui seraient normalement 

responsables d'une grande partie de cet investissement, sont confrontées à 

des difficultés financières en raison de la chute des prix de gros de 

l'électricité et de la concurrence des ENR. Plusieurs ont subi d'importantes 

pertes financières suite à la chute de rentabilité des centrales au gaz et ont 

dû déprécier leurs actifs. Certaines ont commencé à restructurer leurs 

activités pour séparer les activités réglementées (telles que les ENR et les 

services de réseau) de celles plus exposées aux prix de gros (production 

d’électricité conventionnelle). La CE a lancé, en novembre 2016, une 

proposition de réforme de la conception du marché de l’électricité (paquet 

législatif « Une énergie propre pour tous les Européens », CE, 2016b), visant 

à assurer que le marché électrique puisse envoyer les signaux prix 

nécessaires à l’investissement (voir IFRI, 2017b). 

Mais on peut se demander si la réforme en cours du marché du carbone 

et celle de la conception du marché de l’électricité seront suffisantes pour 

réaliser les investissements dans l’industrie gazière européenne et permettre 

au gaz naturel de gagner une place privilégiée dans le bilan énergétique et 

électrique européen, en lien avec les qualités environnementales et la 

flexibilité du gaz, et à l’infrastructure gazière européenne d’assurer son rôle 

d’épine dorsale des nouveaux systèmes énergétiques de demain, contribuant 

à la flexibilité et la sécurité de l’approvisionnement des systèmes gaziers et 

électriques. 





Une offre de gaz plus 

concurrentielle 

Déclin de la production européenne 

La production de Groningue chute 

La production de gaz naturel de l’UE est dans une phase de déclin 

structurel suite à l’épuisement progressif des réserves de gaz 

conventionnel : elle s’est élevée à 134 Gm3 en 2016 contre 205 Gm3 en 

2010 (AIE, 2017b) et n’assure plus que 29 % de la demande européenne. 

Dans les deux grands pays producteurs (les Pays-Bas et le Royaume-Uni, qui 

assurent les deux tiers de la production régionale), la situation est contrastée 

mais le déclin est déjà largement amorcé. Au Royaume-Uni, la production 

commercialisée de gaz a augmenté modestement pour la deuxième année 

consécutive et atteint 42 Gm3 en 2016. Cependant, la production reste 

largement inférieure à son pic de 2000 (115 Gm3). La hausse récente est 

temporaire et le déclin de la production en mer est inéluctable. Mais le 

changement majeur intervenu dans la production européenne depuis 2014 

est la chute de la production des Pays-Bas. Suite à des tremblements 

de terre dans la région de Groningue, dont la fréquence et l’intensité se sont 

aggravées, le gouvernement néerlandais a décidé de plafonner la production 

du champ depuis janvier 2014 (voir IFRI, 2015). En novembre 2015, le 

Conseil d'État néerlandais a fixé la limite de production du champ à 30 Gm3 

(m3 équivalent Groningue) pour l'année gazière 2016 (qui s'étend d'octobre 

2015 à septembre 2016). Puis, en septembre 2016, le ministre des Affaires 

économiques a réduit le quota à 24 Gm3 pour l'année gazière 2017. Un quota 

de 21,6 Gm3 a été annoncé par le gouvernement néerlandais pour l’année 

gazière 2018. C’est moins de la moitié de la production du champ en 2013 

(53,87 Gm3). Au total, la production des Pays-Bas, qui inclut la production 

de Groningue et celle des « petits champs », a chuté de plus de 7 % en 2016 

à 50 Gm3. En seulement trois ans, ce sont plus de 35 Gm3 qui ont 

été soustraits de l’approvisionnement européen. Il convient de 

souligner que le marché, grâce à l’interconnectivité des réseaux, aux 

capacités de stockage bien développées et l’existence de sources alternatives 

disponibles (en particulier de gaz russe), a été très résilient à cette baisse 

rapide, qui ne s’est pas traduite par des hausses de prix, et ce, dans le 



Le gaz dans la transition énergétique européenne…  Sylvie Cornot-Gandolphe 

 

50 

 

contexte de reprise de la demande observée depuis 2015. Le déclin de la 

production néerlandaise va se poursuivre. L’ampleur et la rapidité du déclin 

dépendent des réglementations adoptées pour la production de Groningue. 

La révolution des gaz de schiste  
ne passe pas par l’UE des 27 

La production de gaz non conventionnel (‘gaz de schiste’) ne se 

développe pas en Europe et ne semble pas être promise à un 

développement significatif. Seul le Royaume-Uni peut prétendre 

aujourd’hui à un développement grâce à une politique gouvernementale 

incitative et des ressources potentiellement élevées, mais encore incertaines 

aujourd’hui. Le gouvernement entrevoit le développement des gaz non 

conventionnels comme une source de revenus, de sécurisation de 

l’approvisionnement énergétique et de créations d’emplois, face à une 

industrie du pétrole et du gaz conventionnel en déclin. L’opinion publique 

sur la question reste toutefois toujours divisée. Trois compagnies (Cuadrilla, 

Igas et Ineos) sont en train de forer (ou l’envisagent) des puits d’exploration 

afin de mieux évaluer les ressources de gaz de schiste de leurs concessions. 

Dans l’attente des résultats de ces travaux exploratoires, il est impossible de 

se prononcer sur un niveau possible de production future, mais dans tous les 

cas, celle-ci ne devrait pas changer la donne au niveau européen. De façon 

générale, les obstacles sociétaux et économiques entravent la prévision d’un 

développement significatif des gaz de schiste en Europe où le coût de 

production dépasse largement le prix actuel du gaz et l’acceptation publique 

de cette production fait toujours défaut. 

Des prévisions de production en fort déclin 

Ainsi, le déclin de la production de gaz naturel de l’UE devrait se 

poursuivre. Une étude de Prognos, analysant l’offre et la demande de gaz 

en Europe à l’horizon 2050, prévoit une production de 1053 TWh, soit 

98 Gm3,12 en 2025 et seulement 59 Gm3 en 2050 (Prognos, 2017). Ces 

résultats sont analogues à ceux de l’AIE qui prévoit des niveaux de 

production de 91 Gm3 et 76 Gm3 aux horizons 2025 et 2040 respectivement 

(AIE, 2017a). Ces projections mettent en perspective l’importance de 

nouvelles sources de gaz renouvelable, telles que le biométhane. 

 
 

12. 1 TWh = 10,8 Gm3 (coefficient moyen pour l’approvisionnement européen (Eurogas, 2017a).  
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Un recours accru à l’approvisionnement 
extérieur 

Une hausse importante des importations  
de gaz russe en 2015 et 2016 

Face au déclin de la production européenne, les importations de gaz 

naturel ont fortement augmenté et cette tendance devrait se 

poursuivre. En 2016, les importations européennes ont augmenté 

de plus de 10 % (+32 Gm3), suite à la hausse de la demande et la 

réduction de la production et sont établies à 346 Gm3.13 Les importations 

proviennent de quatre sources principales : la Russie, la Norvège et l’Afrique 

du Nord pour les importations par gazoduc et le GNL, provenant 

principalement du Qatar, de l’Algérie, du Nigeria et de la Norvège. 

L'augmentation des importations de gaz a été couverte par la Russie, qui a 

augmenté ses exportations vers l’UE de plus de 20 Gm3 à 151 Gm3 14 et par 

l’Algérie, qui a augmenté ses exportations par gazoduc de 12 Gm3. 

Graphique 11 : Approvisionnement gazier de l’UE  

(2010-2016) 

 
Sources : Eurostat, AIE (2017b), CEDIGAZ (2017a). 

 

 
 

13. Ceci inclut les réexportations vers l’Ukraine  : 11 Gm3 en 2016 et 10 Gm3 en 2015. 

14. Gazprom indique un niveau record d’exportation de 179,3 Gm3 (PCS = 8850 kcal/1 000 m3, t = 

20 °C) vers les ‘pays d’Europe‘, qui comprennent des pays non-membres de l’UE (Turquie, Suisse, 

B&H, FYROM et Serbie), mais excluent les pays baltes (Gazprom, 2017a). 
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La Russie est le premier fournisseur de l’Europe et conforte 

sa position, avec une part de 44 % des importations européennes en 2016. 

Les exportations de la Norvège par gazoduc sont restées stables et ont assuré 

32 % des importations, alors les autres exportateurs par gazoduc en ont 

assuré 11 %. Le GNL ne représente que 13 % des importations européennes, 

il en assurait 24 % en 2010. 

La hausse des importations est incertaine 
après 2030 

Sur la base des projections de production et de demande de l’AIE, les 

importations européennes devraient poursuivre leur croissance jusqu’en 

2025, quel que soit le scénario retenu. Mais après 2025, les projections sont 

très contrastées selon les scénarios. 

Graphique 12 : Importations nettes de gaz naturel de l’UE 

selon les scénarios de l’AIE 

 
Source : AIE (2017a). 

 

Dans le scenario NPS, où la demande stagne jusqu’en 2035 aux 

environs de 460 Gm3, les importations nettes européennes connaissent une 

croissance significative jusqu’en 2025 (un accroissement de 41 Gm3 par 

rapport à 2016), puis une croissance plus modérée jusqu’en 2035 (+19 Gm3), 

avant de décliner légèrement. Dans le scénario SDS, elles s’accroissent 

jusqu’en 2025 à peu près au même rythme que dans le scénario NPS, mais 

décroissent rapidement après cette date. La différence d’importation 

entre les deux scénarios (près de 50 Gm3 en 2030 et plus de 110 
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Gm3 en 2040) illustre l’incertitude sur la demande en gaz importé 

à long terme, un véritable défi pour les fournisseurs extérieurs de 

l’UE, mais également pour les opérateurs du réseau de transport 

européen. 

Une reconfiguration des flux 
d’importation 

D’ici 2020-25, et encore plus à long terme, les changements dans la 

géographie de la production et de la consommation de gaz vont entraîner 

une reconfiguration des flux d’importation vers l’Europe. 

Les exportations par gazoduc de Norvège et d’Afrique du 

Nord devraient décliner. Selon le Norwegian Petroleum Directorate, les 

exportations norvégiennes devraient plafonner à environ 110 Gm3 jusqu’en 

2021 avant de décliner à environ 100 Gm3 en 2030, suite au déclin naturel 

des champs en mer du Nord et à un environnement difficile pour 

l’exploration-production (E&P) (NPD, 2017). La chute des prix du pétrole et 

du gaz a entraîné une réduction des dépenses d’E&P, que les compagnies 

pétrolières essayent de compenser par des réductions substantielles de coût. 

Les exportations de la Libye (4,4 Gm3 en 2016) restent erratiques et 

difficilement prévisibles suite aux difficultés internes du pays. Les 

exportations par gazoduc d’Algérie ont connu une forte croissance en 2016 

(+ 12 Gm3 à 36 Gm3), grâce à une augmentation des livraisons vers l’Italie 

permise par la baisse des prix contractuels suite à la baisse des prix du brut 

et à des ajustements de prix aux conditions de marché dans un contrat entre 

la Sonatrach et l’ENI. Mais les exportations sont appelées à décroître après 

2020 suite à la hausse de la consommation domestique du pays et 

l’épuisement graduel de la production du champ géant d’Hassi R’Mel. 

Toutefois, la compagnie pétrolière Sonatrach a récemment annoncé un 

changement de stratégie de ses ventes de gaz en faveur de plus d’indexation 

sur les marchés et une renégociation de ses contrats à long terme avec ses 

clients européens, dont la plupart expirent d’ici 2021 (Platts, 17 octobre 

2017). Elle a également annoncé des investissements afin de stopper le 

déclin du champ d’Hassi R’Mel. Ces conditions plus favorables pourraient 

limiter la baisse des exportations du pays (voir IFRI, 2017c). 

En 2016, les volumes d'exportation de la Russie vers l’UE ont augmenté 

de près de 17 % et ont atteint un record historique (151 Gm3). Cette 

augmentation s’explique par des besoins accrus en importation dus à la 

rigueur de l’hiver, la baisse de la production européenne et les prix attractifs 

du gaz russe par rapport à ses concurrents (cf. Section 3). Les flux à rebours 

vers l’Ukraine, qui ne s’approvisionne plus directement en Russie, ont joué 
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un rôle marginal dans cet accroissement, l’Ukraine ayant augmenté ses 

importations de gaz, via la Slovaquie essentiellement, de 1 Gm3 en 2016. 

Malgré la dégradation des relations entre l’UE et la Russie depuis la crise 

avec l’Ukraine, les arbitrages prix des fournisseurs de gaz européens ont 

favorisé l’importation de gaz russe. Si la politique est très présente 

dans l’Europe du gaz, cette augmentation des livraisons de 

Gazprom montre que le marché, lui, est largement dépolitisé, à 

l’exception de la Pologne et de certains États baltes (la Pologne ayant 

toutefois elle aussi accru ses importations de gaz russe en 2016). Ainsi, 

entre 2014 et 2016, les exportations de la Russie vers l’UE ont 

augmenté de 33 Gm3, compensant pratiquement la totalité de la 

baisse de la production néerlandaise et permettant 

d’approvisionner l’Ukraine. Elles ont permis au marché du nord-ouest 

de l’Europe d’absorber la chute brutale de la production de Groningue sans 

hausse de prix et ainsi de sécuriser l’approvisionnement énergétique 

européen à un moindre coût, étant donné l’importance des prix TTF comme 

référence du marché européen. Face au déclin de la production européenne, 

l’augmentation des exportations de Gazprom pourrait se poursuivre : le 

groupe russe dispose de réserves colossales de gaz (36,4 trillions de mètres 

cube fin 2016) et développe les champs de la région de Yamal pour 

compenser le déclin de la production des anciens gisements de la région 

centrale de la Russie. 

La stratégie de Gazprom passe par une optimisation des 

routes de transport et d’accès à ses principaux marchés en 

Europe, avec la construction de routes directes vers l’Allemagne 

et la Turquie : 

 le projet Nord Stream 2 (cf. Encadré 1), 

 la réalisation de TurkStream (au départ comportant quatre lignes, mais 

maintenant deux lignes de 15,75 Gm3/an chacune, dont une - en cours 

de construction - destinée à la Turquie et l’autre à l’Europe du sud, mais 

dont le point d’entrée sur le territoire européen n’est pas encore 

confirmé), 

 mais aussi la construction d’un terminal d’exportation de GNL sur la mer 

baltique (Baltic LNG, d’une capacité de 10 Mt/an de GNL, pour lequel 

Gazprom a signé un accord de joint-venture avec Shell). 

Dans cette stratégie d’infrastructure, il convient de signaler que les 

restrictions d’accès qui pesaient à l’encontre de Gazprom sur le 

gazoduc OPAL ont été levées, ce qui a permis au groupe russe 
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d’augmenter ses livraisons via Nord Stream 1, dont le taux d’utilisation est 

désormais de 80 %/an environ15. 

Encadré 1 : Nord Stream 2 

Le projet Nord Stream 216 de 55 Gm3/an supplémentaires pour 

approvisionner directement l’Allemagne et l’Europe en gaz russe 

continue de diviser les pays européens. 

Les détracteurs du projet lui reprochent de ne pas être conforme à l’Union 

de l’énergie, d’accroître la dépendance vis-à-vis du gaz russe et de fragiliser le 

transit via l’Ukraine. Même les nouvelles sanctions à l’encontre de la Russie décidées 

par le Congrès américain le 2 août 2017 visent le transport d’énergie et explicitement 

Nord Stream 2. Les sanctions envisagées par le Congrès menacent d'amendes, de 

restrictions bancaires et d'exclusion aux appels d'offres outre-Atlantique, toutes les 

sociétés européennes qui participeraient à la construction de pipelines russes. 

Toutefois, la version initiale du texte a été revue et les sanctions ne peuvent 

être décidées qu’en concertation avec les alliés des États-Unis (les Échos, 15 juillet 

2017, Le Monde, 3 août 2017). Par ailleurs, elles ne devraient s’appliquer qu’aux 

projets de pipelines entrepris après le 2 août 2017. Enfin, c’est au Président Trump 

de les mettre en œuvre et il ne semble pas enclin à se précipiter pour que toutes les 

demandes du Congrès soient satisfaites. 

Les défenseurs du projet mettent en avant que le gazoduc est un projet 

commercial, entièrement financé par Gazprom et les partenaires du projet, qui 

apportera une plus grande sécurité d’approvisionnement et sans lequel le 

consommateur européen paiera son gaz plus cher. Gazprom rappelle la rationalité 

du projet dans l’évolution de la géographie des sources de production de 

gaz en Russie, qui est en train d’évoluer vers le nord de la Russie (Yamal), suite au 

déclin naturel de la production de la région centrale de Nadym-Pur-Taz (Gazprom, 

 

 

15. En service depuis 2011, le gazoduc OPAL, d’une capacité de 36 Gm3/an, relie Nord Stream 1 à 

la République Tchèque via l’Allemagne. La décision de la CE du 28 octobre 2016 de lever 

partiellement et conditionnellement, à partir de décembre 2016 et jusqu'en 2033, la limitation de 

facto de l'utilisation d’OPAL, permettait à Gazprom d’exploiter jusqu’à 80  % de la capacité du 

gazoduc, contre 50 % auparavant (CE, 2016f). Mais cette décision avait été contestée par la Pologne 

et Polish Oil and Gas Company (PGNiG), ce qui avait conduit la Cour de Justice européenne, en 

décembre 2016, à suspendre temporairement la décision de la CE. Cette suspension a été levée en 

juillet 2017. 

16. Le projet a été officialisé par un pacte d’actionnaire le 11 septembre 2015 entre les compagnies 

Shell, OMV, Uniper, Wintershall, ENGIE (10 % chacune) et Gazprom (50 %). Dès cette annonce, le 

projet a été vivement critiqué par certains pays d’Europe centrale, notamment la Pologne. 

L’opposition au projet a incité l’office de compétition et de protection des consommateurs polonais 

(UOKiK) à émettre des « objections », estimant que la « concentration » qui naîtrait de la 

réalisation de Nord Stream 2 « pourrait conduire à réduire la concurrence ». Ces objections ont 

incité les partenaires européens du projet à ne pas devenir actionnaires du projet, mais le soutenir 

financièrement. Ainsi, en avril 2017, Shell, OMV, Uniper, Wintershall, ENGIE ont signé un accord 

de financement couvrant chacun 10 % du coût du projet (9,9 milliards €, dont 8 milliards de 

CAPEX), dont Gazprom est maintenant l’actionnaire unique (Nord Stream  2 AG, 24 avril 2017). 

http://conjugaison.lemonde.fr/conjugaison/auxiliaire/%C3%AAtre/


Le gaz dans la transition énergétique européenne…  Sylvie Cornot-Gandolphe 

 

56 

 

2017b). Nord Stream 2, qui comporte une section de 1 200 km en mer baltique, mais 

également la construction de plus de 3 000 km de pipelines en Russie du champ de 

Bovanenkovo à Vyborg, près de Saint-Pétersbourg, permet de minimiser la distance 

entre les nouvelles sources de gaz et l’Allemagne, et donc de minimiser le coût de 

transport (et de transit) par rapport au système existant. Nord Stream 2 AG met 

également en avant le coût inférieur de transport via le gazoduc (2,10 $ par 

1 000 m3/100 km, 20 % moins cher que le tarif actuel via l’Ukraine). Enfin, pour les 

consommateurs européens, Nord Stream 2 pourrait compenser le déclin de la 

production de Groningue, et à terme, celle des champs de la mer du Nord. 

La CE, quant à elle, cherche à imposer par tous les moyens les règles 

du 3e paquet énergétique à l’exploitation du gazoduc. Pour ce faire, la DG 

Énergie a, dans un premier temps, requis du Conseil européen un mandat autorisant 

la Commission à négocier directement un accord entre l’UE et l’État russe sur 

l’exploitation de Nord Stream 2. Mais les services juridiques du Conseil, qui ont 

remis leur avis fin septembre 2017, ont établi clairement : a) que Nord Stream 2 

n’est pas soumis aux règles du 3e paquet énergétique ; b) que la proposition de 

mandat de la CE ne repose sur aucune base juridique ; et c) qu’en ajoutant une route 

additionnelle à l’approvisionnement gazier européen, le projet est positif pour la 

sécurité d’approvisionnement de l’Europe (OIES, 2017d, Politico.eu, 28 septembre 

2017). Suite à cet avis, la CE a proposé une révision de la directive gaz de 2009 

(Directive 2009/73/CE), pour inclure les interconnexions (existantes et nouvelles) 

des pays tiers arrivant sur le territoire de l’UE et de l’UE vers les pays tiers, et les 

soumettre aux mêmes règles que celles du marché intérieur du gaz de l’UE (CE, 

2017c). La CE a publié sa proposition le 8 novembre 2017 et entend utiliser une 

procédure accélérée, afin que la nouvelle réglementation puisse être adoptée d’ici la 

fin 2018 et s’applique à Nord Stream 2. 

À ce stade, tous les scénarios peuvent être envisagés : l’acceptation par le 

Conseil du mandat (qui, dans ce cas, serait un choix politique), ou son rejet pur et 

simple, ou son rejet et la préparation d’un mandat révisé par la CE pour négocier 

avec l’État russe (voir OIES, 2017d). Il en est de même pour la nouvelle proposition 

de la CE qui pourrait être considérablement diluée, voire bloquée par une minorité 

de blocage au Conseil. Quel que soit le scénario, il n'existe aucune base légale 

permettant à l'UE ou aux États membres d'arrêter la construction de 

Nord Stream 2. En conclusion, le gazoduc devrait d'être construit, mais sa mise 

en service pourrait être retardée17 (OIES, 2017d). 

 
 

17. Il est possible que certains États membres essaient de prétendre qu'il existe une raison de rejeter 

le projet pour des raisons environnementales ou de politique étrangère/de sécuri té, ce qui pourrait 

probablement retarder le projet. Par exemple, la pose des canalisations pourrait être retardée d'un 

an (ou deux, au maximum) si le Danemark s'opposait à la construction du gazoduc dans ses eaux 

territoriales sur la base d’une nouvelle loi proposée au Danemark (mais qui doit être adoptée), et 

compliquerait ensuite la délivrance des permis d’une route alternative passant dans les zones 

économiques exclusives (ZEE) danoises (OIES, 2017d). 
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Le rôle de l’Allemagne dans la réalisation du gazoduc sera déterminant. 

L’Allemagne est le premier importateur de gaz russe et ce projet lui permettrait 

d’accroître à la fois ses achats de gaz russe (et d’assurer son approvisionnement 

gazier pour remplacer ses capacités électriques nucléaires d’ici 2022 et 

charbonnières à plus long terme), mais aussi son transit vers les autres pays 

européens. La fourniture de clients au-delà de l'Allemagne nécessitera le 

doublement du pipeline OPAL avec un nouveau pipeline nommé EUGAL, développé 

par Gascade Gastransport GmbH (une joint-venture entre Gazprom et BASF), 

récemment rejoint par trois gestionnaires de réseau de transport de gaz allemands, 

Fluxys Deutschland GmbH, Gasunie Deutschland Transport Services GmbH et 

Ontras Gastransport GmbH. Le projet EUGAL permettrait à partir de deux 

nouvelles lignes de transiter 51 Gm3/an à destination de l’Europe centrale (via la 

République Tchèque) et de créer un hub au centre de l’Europe. L’augmentation des 

capacités de transport vers les Pays-Bas est également prévue (projet Transport of 

gas volumes to the Netherlands). 

Bien que le GNL ne couvre actuellement qu’une partie modeste de 

l’approvisionnement européen, sa contribution devrait s’accroître 

dans les années à venir suite à une offre mondiale en forte augmentation 

(cf. Section 3) et des capacités d’importation disponibles en Europe 

(202 Gm3/an début 2017,18 soit un taux d’utilisation moyen de 24 %). 

D’autres fournisseurs vont apparaître sur le marché 

européen. D’ici 2020, l’Azerbaïdjan va commencer à alimenter le 

marché, via le corridor gazier sud (Southern Gas Corridor). Ce 

corridor, principal outil de la politique communautaire de diversification des 

sources d’approvisionnement par gazoduc, comprend le développement du 

champ Shah Deniz Stage 2 en mer Caspienne et un système de gazoducs de 

transport de 3 500 km incluant l'expansion du gazoduc South Caucasus 

Pipeline (SCPX) en Azerbaïdjan et Géorgie, le Trans Anatolian Pipeline 

(TANAP) qui traverse la Turquie et enfin le Trans Adriatic Pipeline (TAP) en 

Grèce et en Albanie, jusqu’au sud de l'Italie via un tronçon sous-marin. Le 

calendrier du projet vise une montée en cadence de la production à la mi-

2018 et l’exportation de 6 Gm3/an en Turquie, à partir de 2019 et de 

10 Gm3/an en Europe à travers le TAP, dont les premières livraisons sont 

attendues en 2020. Le projet est en cours de réalisation et des progrès sont 

signalés à tous les stades, malgré un contexte économique difficile suite à la 

chute du prix du gaz. Ce corridor va permettre de renforcer la diversification 

et la sécurité de l’approvisionnement des pays du sud de l’Europe. Son coût 

supérieur à 40 milliards de $ est élevé, mais le projet a pu bénéficier de la 

baisse des prix de l’acier (caspianbarrel.org, 16 octobre 2017). À terme, la 

 
 

18. UE uniquement et en excluant les terminaux fermés ou mis sous cocon (Teesside au Royaume-

Uni et Musel en Espagne). 
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capacité du corridor pourrait être augmentée et transporter des volumes 

supplémentaires de gaz azéri, turkmène, d’Iran, d’Irak ou d’Israël, voire de 

Russie pour le tronçon du TAP mais ces projets sont peu avancés et restent 

des options pour le long terme vu le contexte de prix du gaz actuel. 

La diversification des sources d’approvisionnement de 

l’Europe passe aussi par le gaz de l’est de la mer Méditerranée. 

Des découvertes significatives de gaz ont été réalisées au large d’Israël et de 

Chypre, auxquelles s’est ajoutée en 2015 la découverte du champ de Zhor au 

large des côtes égyptiennes (850 Gm3 de ressources potentielles) (ENI, 

2017). Le développement de ce champ (18 Gm3 attendus en 2019) va 

permettre à l’Égypte de retrouver son indépendance gazière et d’exporter à 

nouveau : déjà en 2016, l’Égypte a exporté quelques cargaisons de GNL. Le 

développement de la production au large de Chypre est géopolitiquement 

plus difficile tant qu’un accord sur la réunification de l’île n’est pas trouvé, 

ce qui apparaît aujourd’hui encore très lointain. Par ailleurs, les travaux 

d’exploration du bloc 11 au large de Chypre, réalisés par Total et ENI, n’ont 

pour l’instant pas conduit à une découverte de gaz suffisamment large pour 

être exploitée de manière isolée et de nouveaux travaux d’exploration vont 

avoir lieu sur d’autres blocs. Jusqu'à présent, les développements gaziers 

chypriotes ont été directement liés aux projets de gaz offshore israéliens en 

cours. En avril 2017, Chypre, Israël, l’Italie et la Grèce, ont signé un accord 

portant sur un projet d’exportation par le gazoduc East-Med (projet d’intérêt 

commun, PCI), qui transporterait le gaz naturel israélien et chypriote de la 

Méditerranée orientale vers la Grèce et l’Italie (Financial Times, 3 avril 

2017). Le gazoduc aurait une longueur de 2 200 km et devrait coûter environ 

6 milliards de $. Mais cette intégration stratégique de Chypre-Israël-

Grèce/UE, et même de l'Égypte, est désormais menacée par l‘annonce par le 

gouvernement israélien de la construction d'un pipeline sous-marin entre 

Israël et la Turquie, qui pourrait également alimenter l'Europe et les Balkans 

via la Turquie (Euractiv, 13 juillet 2017). Les principales sources 

d'approvisionnement en gaz devraient provenir du gisement de gaz naturel 

Leviathan en Israël (613 Gm3 de réserves). D’une manière générale, la 

géopolitique compliquée entourant les projets en Méditerranée orientale 

rend très incertains la réalisation des projets d’exportation et leur timing, 

dans un contexte de prix du gaz largement inférieurs aux niveaux qui 

prévalaient lorsque l’UE a activement cherché à diversifier ses importations 

par gazoducs. 

L’Iran pourrait également devenir un fournisseur de 

l’Europe. L'Iran a examiné différentes routes possibles d'exportation par 

gazoduc vers l'Europe, mais bien que cette option soit la plus économique, 

les considérations géopolitiques dans la région favorisent l’option GNL. Le 
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pays espère exporter 5 à 10 Mt/an de GNL en Europe lorsque l’infrastructure 

sera disponible. Après l’accord sur le programme nucléaire du 14 juillet 2015 

et son entrée en vigueur avec une levée partielle des sanctions (notamment 

la levée des sanctions extraterritoriales américaines mi-janvier 2016), Total 

a entamé des négociations sur divers projets, qui se sont concrétisées par 

l’accord signé en juillet 2017 sur la phase 11 du champ de South Pars. Cet 

important projet gazier, d’une valeur d’un peu moins de 5 milliards $ et 

d’une capacité de production de 56 mcm/j, à partir de 2021 et pour 20 ans, 

est destiné à alimenter la consommation domestique de l’Iran19. Avec ce 

contrat, Total est le premier grand pétrolier mondial à envisager d’investir 

massivement en Iran depuis la levée des sanctions contre le pays. Le groupe 

pétrolier pourrait également investir dans le GNL en Iran, en particulier sur 

l’unité inachevée de Iran LNG (LNG World News, 27 février 2017). Mais ces 

projets pourraient être entravés par la nouvelle politique américaine à 

l'égard de l'Iran (Les Échos, 17 octobre 2017). Le Président 

américain Donald Trump a décidé de ne plus "certifier" l'accord sur le 

programme nucléaire iranien, donnant ainsi au Congrès des États-Unis la 

possibilité de rétablir des sanctions contre l'Iran. Le Congrès américain a 

deux mois pour prendre une décision sur un éventuel rétablissement des 

sanctions. 

Les rôles de la Turquie et de l’Ukraine sont également à prendre en 

considération dans l’équation gazière européenne. En effet, l’Ukraine, qui 

assure le transit de 50-60 %/an du gaz russe vendu dans l’UE, est depuis 

2016 entièrement intégrée au marché gazier européen car l’intégralité de ses 

importations est couverte par des flux provenant de l’UE. Son rôle futur en 

tant que pays de transit est aujourd’hui incertain. Quant à la Turquie, elle va 

non seulement devenir un Etat de transit jouant un rôle croissant pour 

l’approvisionnement de l’UE, mais son propre marché intérieur va jouer un 

rôle croissant pour les équilibres gaziers en Europe du sud-Est, selon le 

développement de sa propre demande de gaz 

En conclusion, la Russie et les exportateurs de GNL 

apparaissent comme les deux seules sources de croissance 

significative d’approvisionnement du marché européen. La 

concurrence entre ces deux sources est déterminante pour la configuration 

de l’approvisionnement européen futur, l’utilisation des actifs de transport, 

stockage et regazéification. 

 
 

19. Total devient l'opérateur du projet South Pars 11 et son actionnaire à 50,1 %, aux côtés de 

Petropars, filiale de la NIOC (19,9 %) et de la compagnie nationale chinoise CNPC (30 %). Total doit 

investir un milliard de $ dans une première phase. 

 

http://www.lemonde.fr/les-decodeurs/article/2015/07/14/tout-ce-que-vous-devez-savoir-sur-l-accord-conclu-a-vienne-sur-le-nucleaire-iranien_4682968_4355770.html
https://investir.lesechos.fr/recherche/actualites/?exec=1&texte=Donald%20Trump
http://www.total.com/fr/medias/actualite/communiques/iran-total-signe-un-protocole-daccord-en-vue-de-developper-la-phase-11-du-champ-gazier-geant-de
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Avec la mise en place probable, mais peut-être retardée, de Nord 

Stream 2, de nouvelles interconnexions intra-européennes au nord-ouest et 

centre de l’Europe, mais également les diversifications en cours au sud de 

l’Europe (TAP, interconnexion Grèce/Bulgarie, interconnexion BRUA et 

terminal de Krk en Croatie) et dans les pays baltes (Baltic Pipe), la réalisation 

du Corridor Sud-Nord, et les capacités d’importation de l’UE, c’est une 

reconfiguration profonde des flux européens qui est en train de 

se mettre en place. L’accroissement de l’interconnectivité du réseau 

européen et des flux à rebours, la diversification des sources et des points 

d’entrée du gaz, devraient permettre d’améliorer l'intégration du marché, la 

compétitivité et la sécurité de l'approvisionnement. La disponibilité de 

sources et de voies alternatives devrait également permettre de dépolitiser 

le commerce du gaz en Europe et renforcer la transition vers le gaz pour les 

pays qui dépendent encore fortement du charbon. 

GNL américain vs. gaz russe 

Un rapport précédent de l’IFRI a analysé la concurrence potentielle entre le 

GNL américain et le gaz russe (IFRI, 2016). Les analyses et conclusions du 

rapport sont toujours valides. Elles sont résumées dans cette section, qui 

remet à jour les principaux développements intervenus depuis 2016 sur le 

marché du GNL et dans les relations entre l’UE et la Russie. 

GNL : L’Europe n’est toujours pas le marché 
de « dernier recours » 

En 2016, malgré la progression de l’offre mondiale de GNL, le 

marché européen n’a pas été le « marché de dernier recours » des 

exportateurs de GNL : les importations nettes de l’UE ont augmenté 

légèrement (+2,4 % à 44 Gm3)20. Deux facteurs expliquent cette croissance 

limitée. Les importations de gaz russe étaient plus économiques pour les 

acheteurs européens suite à la baisse du prix du gaz russe. Par ailleurs, les 

vendeurs de GNL (américain et qatari en particulier) avaient d’autres 

débouchés plus lucratifs que l’Europe (l’Amérique Latine, mais aussi l’Asie 

et les pays du Moyen-Orient). Seules quatre cargaisons de GNL américain 

ont été vendues en Europe du sud en 2016, auxquelles il convient d’ajouter 

les premières cargaisons de GNL américain importées en Lituanie et en 

Pologne en 2017. Il faut également souligner que les exportations de GNL 

américain sont encore embryonnaires : le nouveau terminal de Sabine Pass 

(Cheniere) a exporté 5 Gm3 au total en 2016, principalement vers l’Amérique 

du Sud et le Moyen-Orient. Ces exportations ont cependant largement 
 
 

20. Les importations de l’Europe (y compris Turquie) ont totalisé 50 Gm3 (CEDIGAZ, 2017b).  
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augmenté en 2017, puisque 4 trains d’exportation sur 6 sont désormais 

opérationnels. 

La stagnation des importations de GNL européennes masque toutefois 

des tendances régionales contrastées : alors que les pays d’Europe de l’ouest 

ont réduit leurs importations de GNL (-29 % à 12 Gm3), les pays du sud de 

l’Europe, y compris la France, les ont augmentées (+11 % à 30 Gm3), ainsi 

que les nouveaux importateurs de GNL, la Pologne et la Lituanie (de 0,5 Gm3 

à 2,3 Gm3). L’Europe de l’ouest est principalement fournie en GNL par le 

Qatar. La flexibilité des contrats qatari explique la baisse des importations 

de GNL de la région : les cargaisons initialement destinées à l’Europe de 

l’ouest ont été exportées vers les marchés plus lucratifs (Moyen-Orient et, 

vers la fin de l’année 2016, Asie également). 

Selon l’AIE, la capacité d'exportation mondiale de GNL a 

atteint 452 Gm3 fin 2016, en hausse de 7,4 % par rapport à l'année 

précédente et devrait atteindre 650 Gm3 fin 2022 (AIE, 2017c). Un 

renforcement important de la capacité d'exportation est attendu de 2017 à 

2019, période au cours de laquelle environ 50 Gm3 de capacité vont être 

ajoutés chaque année avec le démarrage de grands projets en Australie, aux 

États-Unis et en Russie (cf. Annexe 4). L’augmentation de la capacité se 

ralentira à partir de 2020. Fin 2022, l'Australie posséderait la plus grande 

capacité d'exportation de GNL au monde (118 Gm3/an), suivi des États-Unis 

(107 Gm3/an) et du Qatar (105 Gm3/an). Toutefois, des retards sur la mise 

en service de nouveaux trains, l’arrêt non planifié d’unités de liquéfaction 

pour des raisons techniques, de sécurité ou simplement physiques (manque 

de gaz) vont limiter la capacité d’exportation mondiale disponible. Ainsi, 

l’Australie par exemple ne devrait pas exporter à la hauteur de ses capacités 

car le pays fait face à un problème de disponibilité du gaz. Au cours des trois 

dernières années, environ 60 Gm3/an de capacité mondiale étaient ainsi 

indisponibles. 

Du côté de la demande, la plupart des analyses tablent sur un 

accroissement annuel moyen des importations de 5 à 6 % au cours des 

prochaines années, principalement tirées par l’Asie (Chine et Inde) et les 

nouveaux pays importateurs. L’AIE prévoit une demande de 460 Gm3 en 

2022, soit un accroissement de plus de 100 Gm3 au cours de la période 2017-

2022. Ainsi, même en tenant compte des capacités indisponibles, 

le marché mondial devrait rester excédentaire jusqu’aux 

environs de 2023, avant de se tendre de nouveau si de nouveaux 

investissements ne sont pas décidés et mis en place d’ici là21. 

 
 

21. Il faut souligner que le Qatar a récemment annoncé son intention d’investir dans un projet 

d'expansion du North Field, levant ainsi le moratorium mis en place en 2005 (Reuters, 3 avril 20 17). 
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L’excédent de GNL pourrait toutefois se résorber plus rapidement suite à 

une demande plus forte que prévu (comme c’est le cas actuellement de la 

Chine dont les importations de GNL ont bondi en 2017) : d’une part, de 

nombreux importateurs nouveaux apparaissent sur le marché avec des 

dynamiques de demande très fortes et plus lucratives que l’Europe (le GNL 

étant souvent substitué aux produits pétroliers qui ne sont plus 

subventionnés), d’autre part, la demande de gaz du secteur électrique 

pourrait être plus importante que projetée, grâce aux prix relativement bas 

du GNL et selon les politiques de décarbonisation mises en place dans un 

certain nombre de pays : la Corée du Sud fournit un exemple de cette 

politique, le nouveau gouvernement ayant décidé de remplacer des centrales 

au charbon et nucléaires par des centrales au gaz. Déjà, au 1er semestre 2017, 

les importations mondiales de GNL ont connu un fort accroissement : + 13 % 

par rapport au 1er semestre 2016. 

L’excédent de GNL à court et moyen terme devrait exacerber 

la concurrence entre gaz russe et GNL américain (mais d’une 

manière plus générale entre gaz importé par gazoduc et sous 

forme de GNL en Europe). L'Europe est généralement considérée 

comme le « marché de dernier recours » du GNL car elle dispose de 

capacités élevées d’importation non utilisées, de hubs très liquides, mais 

offre généralement de prix plus faibles qu’en Asie, au Moyen-Orient et en 

Amérique latine. Les capacités excédentaires d’exportation de GNL, et en 

particulier de GNL américain (dont les destinations sont flexibles et dont 

une partie importante de la production future n’est pas contractée), 

pourraient ainsi venir concurrencer les exportateurs traditionnels du 

marché européen. La capacité des hubs européens à absorber les surplus de 

GNL est en effet principalement déterminée par la capacité du GNL à 

remplacer les volumes flexibles des contrats de long terme, en particulier des 

contrats russes qui comportent une flexibilité importante. La concurrence 

entre gaz russe et GNL américain sur le marché européen dépend de 

nombreux facteurs, mais in fine du prix du gaz délivré en Europe. 

Au 1er semestre 2017, les importations de GNL de l’Europe (y compris 

Turquie) ont augmenté de 12 % par rapport à la même période de 2016 à 

26 Gm3, soit +3 Gm3 (Natural Gas World, 24 août 2017). Cet accroissement 

ne s’est pas fait au détriment du gaz russe, dont les exportations ont 

également augmenté de 10,4 Gm3 au cours de la même période (Platts, 30 

juin 2017). Une demande de gaz plus forte en Europe22, due à des conditions 

 
 

Qatar Petroleum projette d’augmenter sa capacité de production de GNL de 30  % d'ici 2022-24, ce 

qui permettait de porter la capacité d’exportation du pays à environ 135 Gm3/an.  

22. Eurogas prévoit une augmentation de la demande de gaz de 5,9 % en 2017 à 489 Gm3 (Eurogas, 

2017b). 
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climatiques plus rudes (janvier 2017), une reprise de la croissance 

économique et une demande accrue du secteur électrique ont permis ces 

augmentations. L’offre de gaz concurrentielle renforce l’attrait du gaz et la 

substitution du charbon dans le secteur électrique. C’est ainsi la 

flexibilité du système électrique européen, grâce à la substitution 

du charbon, qui pourrait assurer le rôle de clearing du marché 

mondial de GNL (si l’excédent de GNL n’est pas absorbé par les acheteurs 

asiatiques), comme cela avait été le cas, mais en sens inverse entre 2011 et 

2013, lorsque l’Europe avait réduit ses achats de GNL (et augmenté sa 

consommation de charbon), suite à la catastrophe de Fukushima et les 

tensions sur le marché du GNL. Deux autres facteurs vont accroître la 

demande de GNL en Europe. Les grands énergéticiens développent des 

usages spécifiques au GNL (ssLNG principalement pour les transports 

routiers et maritimes) et des moyens d’importation et de distribution de 

GNL à petite échelle (cf. 1ère partie). Par ailleurs, les politiques de 

diversification des sources d’approvisionnement vont également augmenter 

la demande de GNL dans un certain nombre de pays européens (notamment 

Pologne, Lituanie, Croatie), qui ont construit récemment (ou vont le faire) 

des capacités d’importation de GNL. Ces politiques sont encouragées par la 

CE et promues par la Stratégie pour le GNL et les stockages de gaz, qui 

renforce le rôle du GNL en Europe en mettant l’accent sur la construction 

des infrastructures manquantes, l’achèvement du marché intérieur et le 

dialogue avec les exportateurs de GNL (CE, 2016e). Enfin, le Brexit pourrait 

modifier les flux d’importation du Royaume-Uni, qui pourrait renforcer ses 

importations de GNL flexible pour sécuriser son approvisionnement. 

Il n’y a pas de consensus sur la part de marché que pourrait prendre le 

GNL en Europe, et encore moins sur celle que pourrait prendre le GNL 

américain. Celles-ci sont conditionnelles au développement de la demande 

des autres régions, notamment Asie et nouveaux importateurs émergents, 

mais aussi de la concurrence et de la réponse des exportateurs face à une 

menace – non réalisée jusqu’à présent – d’une vague de GNL en Europe. 

L’AIE prévoit un accroissement des importations de GNL de 20 Gm3 entre 

2017 et 2022 : les importations (brutes) de GNL en Europe (y compris 

Turquie) passeraient de 56 Gm3 en 2016 à 76 Gm3 en 2022 (AIE, 2017c). 

Mais même si les importations de GNL américain sont limitées, les 

conclusions du rapport de l’IFRI de 2016 sont toujours valides. Le GNL 

américain offre de nombreux avantages pour les acheteurs 

européens en termes de sécurité d’approvisionnement et de 

compétitivité, et cela, que le GNL arrive (en quantités 

significatives) ou non en Europe. Il renforce la pression sur 

Gazprom pour qu’il adapte ses contrats et crée un prix plafond 
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pour le prix de ses exportations. La sécurité d’approvisionnement et la 

compétitivité sont renforcées par l’existence d’une capacité prête à être 

exportée si les prix européens grimpent ou si le marché est confronté à une 

interruption de gaz. Les règles du jeu sont en train d’évoluer sur le marché 

du GNL qui devient plus flexible, tant au niveau de la détermination des prix 

du GNL (avec une part croissante d’indexation basée sur les prix de marché 

et non plus sur le pétrole), que des flux d’échange entre région (grâce à 

l’abandon des clauses de destination), mais aussi beaucoup plus 

concurrentiel, les vendeurs de GNL ciblant les marchés les plus lucratifs. 

Face à cette concurrence internationale accrue, il est crucial que 

l’Europe reste un marché attractif pour les exportateurs de GNL. 

L'achèvement du marché intérieur du gaz est essentiel pour toute stratégie 

de sécurité d'approvisionnement de l'UE (pleine application du 3e paquet 

énergétique et des codes de réseau). C’est en particulier le cas pour le GNL 

pour lequel un signal prix est nécessaire afin d’attirer des cargaisons. 

Gazprom continue d’adapter son offre  
aux nouvelles règles du marché 

La concurrence accrue sur le marché européen a incité Gazprom à adapter 

sa stratégie et à adopter une approche commerciale plus active et conforme 

aux réalités européennes (voir IFRI, 2016). L’Europe est en effet un 

partenaire incontournable du groupe russe, représentant les deux tiers de 

ses revenus tirés des ventes de gaz (Gazprom, 2017a). 

Au cours des deux dernières années, cette stratégie, qui comporte un 

volet commercial et un volet infrastructure, s’est illustrée par la croissance 

des exportations de gaz vers l’Europe. Gazprom avait clairement 

indiqué qu’il entendait conserver sa part de marché en Europe. En 

2016, ses exportations vers l’Europe et la Turquie ont totalisé 179,3 Gm3, en 

hausse de 12,5 % par rapport à 2015. Le groupe russe a ainsi augmenté sa 

part de marché à 34 % (31 % en 2015)23. Gazprom a annoncé que cette part 

augmenterait jusqu’à 35 % d’ici 2025 (Gazprom, 2017b). La hausse des 

exportations a été permise par la compétitivité du gaz russe, dont le prix a 

décliné de 32 % en 2016 par rapport à 2015 et s’est élevé en moyenne à 

166 $/1 000 m3 (4,7 $/MBtu). 

 
 

23. Le même calcul sur l’UE uniquement montre que Gazprom a assuré 34  % des besoins de l’EU 

en 2016 (29 % en 2015). 
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Graphique 13 : Évolution des exportations de gaz russe vers 

l’Europe et du prix moyen à l’exportation (2010-2016) 

 
Source : Gazprom. 

 

La chute des prix s’explique par deux facteurs : la baisse des prix 

du pétrole début 2016, qui a impacté, avec un décalage de 6 à 9 mois, le prix 

des contrats à long terme indexés sur les prix du pétrole, mais surtout la 

chute des prix sur les hubs gaziers européens, auxquels une part croissante 

des contrats de Gazprom est maintenant indexée. Gazprom a en effet 

renégocié ses contrats à long terme avec ses principaux clients 

européens et introduit une indexation des prix sur les conditions 

de marché (voir IFRI, 2016). L’offre abondante sur le marché européen a 

entraîné une baisse du prix spot TTF de 28 % en 2016 à 4,7 $/MBtu. 

L’alignement des prix russes sur les prix de marché et la chute du prix du 

pétrole a rendu le gaz russe très compétitif sur tous ses marchés, 

permettant à Gazprom de réaliser des ventes records. Si le GNL 

américain n’est pas l’élément déclencheur de ce changement de politique 

commerciale, il y a contribué en accentuant la concurrence sur le marché 

européen. Le prix du gaz russe se situe très en dessous du coût marginal à 

long terme du GNL américain (environ 7 $/MBtu en 2016), mais proche du 

coût marginal à court terme du GNL américain (environ 4 $ en 2016). 
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Graphique 14 : Prix du gaz russe, du gaz européen et du coût 

marginal d’importation du GNL américain (2013-2017) 

 
Source : Auteur, d’après FMI, Banque Mondiale et CEDIGAZ. 

 

La progression vers une indexation des prix du gaz russe sur 

des références de prix concurrentielles progresse plus ou moins 

rapidement selon les marchés. L’IGU indique que 66 % des volumes 

consommés en Europe en 2016 étaient indexés sur les marchés gaziers et 

seulement 30 % sur le pétrole/les produits pétroliers, le reste 

(principalement la production gazière hors Europe du nord-ouest) étant 

soumis à des prix régulés (IGU, 2017b). Mais alors qu’en Europe du nord-

ouest, 91 % des volumes étaient indexés sur les marchés gaziers, ce taux 

diminue à 58 % pour l’Europe centrale, 46 % pour les pays baltes, 32 % pour 

les pays méditerranéens, et moins de 15 % en Europe du sud-est. À ce titre, 

il faut souligner que la plainte de la DG Concurrence à l’encontre de 

Gazprom pour abus de position dominante et pratiques anti-

concurrentielles dans les marchés gaziers d’Europe centrale et 

orientale, est en voie de résolution et qu’elle pourrait changer la donne 

sur ces marchés. La CE, qui a publié les engagements de Gazprom en mars 

201724, a considéré, à titre préliminaire, que ces engagements répondent aux 

objectifs correspondant à chacune de ses préoccupations en matière de 

concurrence et qu’ils contribuent à une meilleure intégration des marchés 

 

 

24. Gazprom s’est engagé « à supprimer les restrictions à la revente du gaz au-delà des frontières 

nationales ; à ce que les prix du gaz en Europe centrale et orientale prennent en compte des prix 

concurrentiels de référence ; et à ne plus tirer profit de quelconques avantages liés aux 

infrastructures gazières, que la société aurait obtenus auprès de clients en exploitant sa position 

dominante sur le marché de la fourniture de gaz » (CE, 2017b). 
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gaziers d'Europe centrale et orientale, facilitant ainsi des flux 

transfrontaliers de gaz à des prix concurrentiels (CE, 2017b). La CE doit 

encore rendre publique sa décision finale, sur la base de l’analyse des 

commentaires reçus. 

Par ailleurs, en réponse à la concurrence accrue sur les marchés, 

Gazprom cherche à tester les marchés, et a lancé des ventes de gaz aux 

enchères portant sur de faibles volumes afin de gagner de nouveaux clients 

(en 2015 et 2016, trois enchères ont été effectuées, mais aucune en 2017). 

Gazprom cherche également à stimuler la demande européenne 

et à développer de nouveaux marchés, tels que le ssLNG, et à 

encourager l'utilisation du gaz dans le secteur des transports. Gazprom a 

créé en 2016 une société dédiée à cette fin, Gazprom NGV Europe. 

En conclusion, la baisse de la production européenne (mais aussi la 

stimulation de la demande) devrait assurer, au moins à court et moyen 

terme, un accroissement suffisant des importations européennes 

permettant aux exportateurs d’éviter une guerre des prix, qui n’est pas dans 

leur intérêt. 

Une sécurité renforcée,  
mais de nouveaux défis 

Le nouveau règlement sur la sécurité de l’approvisionnement en 

gaz, proposé par la CE en février 2016, dans le cadre du paquet sur la 

sécurité énergétique durable, est entré en vigueur le 1er novembre 

2017 (CE, 2017d). Avec la législation révisée sur les accords 

intergouvernementaux (CE, 2016g), ce paquet joue un rôle important dans 

le renforcement de la transparence sur le marché du gaz et de la résilience 

de l'UE en cas de rupture de l'approvisionnement en gaz. La sécurité de 

l’approvisionnement en gaz s’était déjà fortement améliorée par rapport à la 

situation fin 2009. Les tests de résilience, effectués à l’automne 2014, pour 

évaluer la capacité des États membres à faire face à une interruption des 

livraisons de gaz russe en plein hiver, avaient montré que le système 

européen était, en général, résilient à une interruption. Mais deux régions, 

les pays baltes et le sud-est de l’Europe, apparaissaient plus vulnérables. Les 

tests avaient également montré que la réponse à une crise éventuelle était 

améliorée par une plus grande coopération régionale, ce qui avait incité la 

CE à revoir le règlement de 2010 sur la sécurité de l’approvisionnement 

gazier (Règlement (UE) n°994/2010). 

Le nouveau règlement conserve l’essentiel du règlement de 2010 

(clients protégés, normes de sécurité d’approvisionnement et 

d’infrastructure (N-1), évaluation des risques et plans nationaux de 
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prévention et d’urgence), tout en introduisant de nouvelles dispositions 

visant à renforcer la coopération et la solidarité entre pays 

européens : 

 Un mécanisme de solidarité pour les clients protégés : en cas de 

crise gazière grave, les États membres voisins apporteront une aide afin 

de garantir l'approvisionnement en gaz des clients protégés : les 

ménages, les services sociaux essentiels et le chauffage urbain, mais pas 

les PME. Ce mécanisme est juridiquement contraignant, à utiliser en 

dernier recours et assorti d’une juste compensation financière que les 

États doivent définir25. 

 Une coopération régionale renforcée : des groupes régionaux 

facilitent l'évaluation conjointe des risques communs en matière de 

sécurité d'approvisionnement et l'élaboration d'un accord sur des 

mesures communes de prévention et d'intervention d'urgence. Les États 

membres continueront à élaborer des plans nationaux de prévention et 

d'urgence, mais avec des chapitres régionaux obligatoires et des 

consultations obligatoires avec les pays voisins. Les États membres 

seront regroupés dans 13 régions solidaires (au lieu des sept initialement 

proposées par la CE) reflétant les principales routes européennes 

d'approvisionnement en gaz. La coopération régionale sera complétée 

par l'analyse des « corridors d'approvisionnement d'urgence ». 

 Une plus grande transparence : tous les contrats de long terme avec 

des fournisseurs responsables d'au moins 28 % de la consommation 

annuelle de gaz naturel dans un État membre donné doivent être 

communiqués automatiquement à la CE et aux autorités nationales 

compétentes (sauf informations relatives aux prix du gaz). 

Le nouveau règlement comporte également une obligation plus 

encadrée de mise en place de capacités bidirectionnelles, un rôle accru pour 

la CE et pour ENTSOG et l’intégration de la Communauté de l’énergie. 

La mise en œuvre du nouveau règlement va renforcer la 

sécurité de l’approvisionnement gazier, tout comme l’abondance de 

l’offre mondiale et le développement de la concurrence sur le marché 

européen. Toutefois, les opérateurs européens sont confrontés à de 

nouveaux défis. À mesure que les flux de gaz deviennent plus variables et 

que la demande change, les opérateurs des infrastructures gazières devront 

faire face à une utilisation plus intermittente de certains actifs nécessaires à 

la sécurité de l’approvisionnement en gaz. 

 
 

25. Le mécanisme de solidarité sera certainement compliqué à mettre en œuvre, en particulier la 

détermination de cette compensation financière. 
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Les stockages souterrains de gaz jouent un rôle crucial dans la 

sécurité de l’approvisionnement gazier, et, de plus en plus, dans celle de 

l’approvisionnement électrique. Déjà, avec les températures enregistrées 

durant l’hiver 2016-17, les stockages ont été mis fortement à contribution. 

Grâce aux volumes de stockage souterrain de gaz, les réseaux électriques ont 

pu être alimentés. Cet exercice a montré l’importance des stockages et 

de la convergence des réseaux pour assurer une sécurité 

d’approvisionnement suffisante. Mais les stockages ne sont rémunérés 

qu’au travers de la valeur de marché (spread prix hiver/été), qui a fortement 

baissé suite à la réduction de la demande de gaz depuis 2010 et aux 

surcapacités de flexibilité apparues sur le marché. Ce spread (environ 1,5-

2 €/MWh) ne permet plus de rémunérer les coûts fixes des stockages, voire 

dans certains cas, leurs coûts variables. Cette perte de rentabilité a entraîné 

la mise sous cocon et la fermeture de sites de stockage, mais également une 

baisse des taux de remplissage des stockages en début d’hiver (84 % au 

1er octobre 2017), provoquant des inquiétudes sur leur rôle dans la sécurité 

d’approvisionnement, non seulement en cas de crise géopolitique, mais 

également en cas d’un hiver plus rude ou plus long. 

Si la situation actuelle persiste, cela nuirait à la sécurité de 

l'approvisionnement en gaz (et en électricité) en Europe. Par conséquent, il 

est urgent d'aborder la question des niveaux nécessaires de 

remplissage des sites de stockage et de la rémunération des 

services rendus par ces actifs en cas de situations extrêmes. 

Certains pays européens (dont la France) ont revu leur réglementation afin 

d’assurer que la rémunération des stockages prenne en compte l’ensemble 

des services fourni par cette classe d’actifs. 

Enfin, alors que la rémunération des interconnexions de transport 

a été sécurisée jusqu’à présent par des contrats de long terme, les 

expéditeurs vont être poussés par la concurrence à focaliser leur gestion 

contractuelle à plus court terme. Dans un contexte de surcapacité générale 

avec des taux d'utilisation bien inférieurs aux réservations, ils vont modifier 

leurs réservations de capacité sur les réseaux vers des réservations à court 

terme très ajustées, rendant les flux de gaz plus mouvants et les réservations 

d'infrastructures plus incertaines (Schwartz & Co, 2 octobre 2017, 

ACER/CEER, 2017). Ce changement est induit notamment par les règles du 

marché et les codes de réseau définis au niveau européen, qui incitent 

actuellement à réserver à court terme. Certaines infrastructures favorisant 

l'intégration des marchés ne vont être utilisées que de manière sporadique, 

dans des situations d’approvisionnement extrêmes. Le défi va consister à les 

maintenir en service. Dans ce contexte, se posera la question de 
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l'adéquation des niveaux d'interconnexion gazière de l'UE et des 

modèles de rémunération des coûts. 

Fin 2016, la CE a lancé une consultation intitulée Quo Vadis portant 

sur la conception du marché gazier à moyen terme (CE, 2016h). L'objectif 

est de déterminer si le cadre réglementaire actuel dans le secteur gazier de 

l'UE est le plus efficace pour maximiser le bien-être global de l'UE ou si des 

modifications sont nécessaires pour achever l’intégration complète du 

marché européen à court terme et assurer sa durabilité et compétitivité à 

long terme. Mais, au lieu de proposer des solutions dans le cadre du 

3e paquet énergétique, le rapport préliminaire Quo Vadis propose des 

scénarios qui changent radicalement l’architecture existante du marché 

intérieur du gaz de l'UE, sans attendre la pleine mise en œuvre du 3e paquet 

énergétique et des codes de réseaux dans tous les États membres (REKK/EY, 

2017). Le potentiel de ce que le modèle actuel du marché du gaz peut réaliser 

n’est pas encore connu, si ce n’est dans les pays d’Europe de l’ouest où des 

marchés liquides et concurrentiels se sont développés grâce à la pleine 

application des règles du 3e paquet énergétique et des codes de réseau (voir 

ACER/CEER, 2017). Des réformes radicales, telles que celles proposées dans 

le rapport préliminaire Quo Vadis, risqueraient donc d'accroître 

considérablement la complexité pour les acteurs du marché et les opérateurs 

d’infrastructures, sans nécessairement réaliser des gains de bien-être 

substantiels. 

Une sécurité d'approvisionnement élevée pour les consommateurs est 

cruciale dans la transition énergétique, qui sera caractérisée par une 

production d’électricité hautement volatile. L’utilisation plus intermittente 

de certains actifs remet en question les mécanismes actuels d'allocation et 

de tarification des capacités de stockage et de transport. La valeur globale 

d'une fourniture sécurisée de gaz, y compris sa valeur flexibilité, devrait être 

prise en compte dans les systèmes de rémunération. Par ailleurs, une 

nouvelle conception du marché devrait contribuer à fournir le soutien 

suffisant dont le secteur a besoin pour développer les nouvelles technologies 

de demain (Power-to-gas) et faire en sorte que de nouveaux modèles 

commerciaux innovants soient mis sur le marché, ce qui faciliterait la 

transition vers un système énergétique plus durable. 

 



Conclusion 

L’industrie gazière européenne est à un tournant. Elle doit inventer son 

futur, qui passe par des technologies innovantes et une offre décarbonée, 

tout en continuant à assurer son rôle essentiel dans le mix énergétique 

européen. Ceci implique d’investir dans les capacités nécessaires pour 

répondre à l’intermittence des ENR et à la reconfiguration des flux 

d’importation, mais aussi dans les solutions indispensables à l’évolution vers 

un mix énergétique peu carboné intégrant une proportion élevée d’ENR. 

Les atouts environnementaux, la flexibilité, la performance et la 

polyvalence du gaz naturel (et, de plus en plus, du gaz renouvelable) lui 

permettent de répondre aux enjeux de décarbonisation et d’amélioration de 

la qualité de l’air. A court et moyen terme, une nouvelle dynamique est en 

marche, fondée sur ces atouts reconnus au plus haut niveau26. Elle va 

permettre au gaz naturel de jouer un rôle prépondérant dans le système 

énergétique européen, en facilitant la réduction des émissions de GES et 

l’amélioration de la qualité de l’air dans les secteurs de la production 

d’électricité et de la mobilité, ainsi qu’en permettant l’intégration des ENR 

dans le système énergétique. 

À plus long terme, l’enjeu de décarbonisation du système énergétique 

européen met en avant la nécessité pour l’industrie gazière de développer les 

solutions qui permettront au gaz et au réseau gazier de jouer un rôle clé dans 

les systèmes énergétiques de demain. Les changements à venir sont 

profonds. La transformation des business model de grands énergéticiens 

« gaziers », comme Engie ou EON, les innovations développées par les 

opérateurs des réseaux gaziers, les projets de CCS mis en place par de grands 

producteurs en Norvège, illustrent l’engagement de l’industrie gazière 

européenne dans la transition énergétique, et sa volonté de trouver les 

solutions qui permettront au gaz, naturel et renouvelable, de jouer un rôle 

essentiel dans les systèmes décarbonés, digitalisés et décentralisés de 

demain. 

 

 

26. Les avantages environnementaux du gaz naturel ont été mentionnés dans le Communiqué final 

du G20 lors de son sommet de Hangzhou, en septembre 2016. « Compte tenu du fait que le gaz 

naturel est un combustible fossile à plus faible intensité d’émissions, nous renforcerons la 

coopération sur des solutions qui favorisent des méthodes d’extraction, de transport et de 

traitement du gaz naturel qui réduisent au maximum les conséquences environnementales.  » (G20, 

2016). 
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Il est tout aussi nécessaire que les pouvoirs publics et les régulateurs 

mettent en place des conditions de concurrence égale entre différentes 

solutions d’avenir afin de pouvoir exploiter de manière optimale les 

synergies entre électricité et gaz et réduire les investissements nécessaires à 

la transition. Une vision holistique du système énergétique, intégrant un mix 

énergétique équilibré, permettra d’exploiter les atouts des différentes 

sources d'énergie et de favoriser l'innovation, au service d’une transition 

énergétique assurant la compétitivité de l’offre. 

 



Annexes 

Annexe 1 : Des contraintes plus fortes 
sur la production d’électricité  
au charbon 

Les gouvernements européens subissent de plus en plus de 

pressions pour arrêter les centrales au charbon, à la fois pour 

atteindre leurs objectifs de décarbonisation et pour réduire l'impact des 

émissions de polluants sur la santé de leurs citoyens. Alors que les pays 

d'Europe centrale et du sud-est ont jusqu'à présent résisté à la pression, la 

question est à l'ordre du jour dans la plupart des pays d'Europe occidentale. 

Six pays ont annoncé leur intention d'éliminer le charbon de leur mix 

électrique dans les cinq à dix prochaines années. Parmi eux, le Royaume-

Uni s'est engagé à arrêter les centrales au charbon non équipées de CCS d'ici 

2025. D'autres pays, présentant des consommations charbonnières plus 

limitées, se sont engagés à mettre fin à la production électrique au charbon 

entre 2023 et 2030 (France, Autriche, Portugal, Finlande, Danemark) et le 

nouveau gouvernement néerlandais l’envisage pour 2030, afin d’atteindre 

ses objectifs de réduction d’émissions de CO2. En Allemagne, la mise en 

réserve d’ici 2019 d’une capacité de 2,6 GW de centrales au lignite va réduire 

graduellement la contribution du charbon, alors que certaines centrales au 

charbon sont fermées en raison du durcissement des conditions du marché 

ou de leur vieillissement. Par ailleurs, le résultat des récentes élections 

allemandes pourrait accélérer la fermeture des centrales au charbon si un 

compromis entre les différents partis est trouvé pour réduire 

progressivement la contribution du charbon. 

La réglementation européenne sur la qualité de l’air va 

accélérer la fermeture des centrales au charbon. Déjà, la directive 

sur les grandes installations de combustion (LCPD), qui limite les émissions 

de polluants locaux (émissions de dioxyde de soufre, SO2, NOX, et particules 

fines), a conduit à la fermeture de 16 GW de capacités au charbon à fin 2015. 

La directive sur les émissions industrielles (IED), qui succède à la 

directive LCPD depuis le 1er janvier 2016, réduit les limites d'émissions de 

SO2, NOX et particules fines (CE, 2015). La directive prévoit une phase 

transitoire pendant laquelle les installations peuvent émettre au-delà des 

nouvelles limites mais pour un nombre d’heures maximales, avant leur 
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fermeture qui doit intervenir au plus tard en 2023. Plus de la moitié du parc 

charbonnier (82 GW sur 150 GW) a obtenu des dérogations (régime 

transitoire, centrales de cogénération, petit marché isolé), le reste du parc 

répondant déjà aux nouvelles normes d’émission. Pour les centrales au 

charbon les plus âgées (les deux tiers des unités européennes ont plus de 30 

ans), il n'y a pas d'incitation financière à investir dans des équipements de 

dépollution et environ 50 à 55 GW de capacités pourraient fermer d’ici à 

2020/2023 au plus tard. 

Par ailleurs, les conclusions sur les meilleures techniques 

disponibles (BAT) relatives aux grandes installations de combustion, 

adoptées depuis août 2017, durcissent les limites d’émission à ne pas 

dépasser pour le NOX, le SO2 et les particules fines, mais aussi, et c’est une 

première en Europe, le mercure. Les nouvelles limites d’émission sont des 

fourchettes au sein desquelles les États membres vont devoir fixer leurs 

propres valeurs, qui s’appliqueront en 2021. Même en se référant aux limites 

supérieures de la fourchette, les centrales au lignite devront investir pour 

réduire leurs émissions de NOX. Le coût de cet investissement pourrait 

précipiter la fermeture prématurée des centrales âgées, en particulier en 

Allemagne. 

Enfin, la proposition de la CE, dans le cadre du nouveau règlement sur 

l'électricité, d’introduire des limites d’émissions de CO2 (550 g/kWh) 

pour les centrales participant aux mécanismes de capacité, 

pénaliserait davantage le charbon puisque les capacités au charbon ne 

seraient plus éligibles. Si cette proposition est adoptée, elle favorisera la 

consommation de gaz naturel. Selon une étude d’Eurelectric (par ailleurs 

très critique sur le coût de cette proposition), la demande de gaz 

supplémentaire est évaluée à 200 TWh (environ 19 Gm3) en 2030 et 280 

TWh (26 Gm3) en 2040. La proposition de la CE est soutenue par de grands 

groupes énergéticiens27 qui ont lancé l’initiative Make Power Clean, visant 

à promouvoir la flexibilité du système électrique européen et préparer la 

transition énergétique (Power Engineering International, 28 juin 2017). 

La probabilité de construire de nouvelles centrales au charbon en 

Europe est quasiment nulle (en dehors de la Pologne). En avril 2017, les 

compagnies électriques de 26 des 28 États membres de l'UE se sont 

engagées à ne pas construire de nouvelles centrales électriques au charbon 

après 2020. Seules la Pologne et la Grèce sont restées en dehors de 

 
 

27. Shell, Siemens, Statoil, Total, Eni, Snam, Eurogas, Nordex-Acciona, Iberdrola, Gas Natural 

Fenosa, Solar Power Europe, WindEurope et l’European Semiconductor Industry Association.  
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l'initiative. On peut donc s'attendre à ce que la production d’électricité au 

charbon de l'UE continue de diminuer. 

Annexe 2 : Flexibilité des centrales 
thermiques 

 

Source : Agora Energiewende (2017) 
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Annexe 3 : Scénarios de la Commission 
européenne 

La CE a défini un scénario de référence (EC Ref 2016), qui fournit 

une base de comparaison à partir de laquelle les nouvelles 

propositions politiques peuvent être évaluées (CE, 2016d). Ce 

scénario présente des projections de tendances, pas des prévisions, jusqu’en 

2050. Il part de l'hypothèse que les objectifs contraignants en matière de 

GES et d’ENR pour 2020 seront atteints. Ainsi, la décarbonisation du 

système énergétique progresse dans le cadre des politiques actuelles, mais 

ne répond pas aux objectifs climatiques convenus à plus long terme. Les 

émissions totales de GES sont réduites de 26 % en 2020 par rapport à leur 

niveau de 1990, de 35 % d'ici 2030 et de 48 % d'ici 2050. La part des ENR 

dans la consommation finale d’énergie atteint 21 % en 2020, 24,3 % en 2030 

et 31,2 % en 2050. 

La CE a également défini deux scénarios (EUCO27 et EUCO30), qui 

modélisent la réalisation des objectifs climatiques et énergétiques à l'horizon 

2030 (le premier avec un objectif d'efficacité énergétique de 27 % et le 

second avec un objectif d'efficacité énergétique de 30 %, qui est l’objectif de 

la nouvelle proposition de directive sur l’efficacité énergétique) (CE, 2016i). 

Les scénarios détaillent la demande de gaz totale et finale pour chaque 

pays de l’UE. La demande de gaz de l’UE du scénario EC Ref 2016 est 

présentée dans le Graphique 15 et celle des scénarios EU CO27 et EUCO30, 

dans le  

Graphique 16. 

Le scénario EC Ref 2016 projette une demande de gaz relativement 

stable jusqu’en 2050 aux environs de son niveau de 2016 (environ 460 Gm3). 

Ce résultat est similaire au scénario NPS de l’AIE. 

Dans les scénarios EUCO27 et EUCO30, la demande de gaz commence 

à décliner après 2025. En 2030, elle s’élève à 420 Gm3 dans le scénario 

EUCO27 et à 380 Gm3 dans le scénario EUCO30. Au même horizon, le 

Scénario 450 de l’AIE projette une demande d’environ 420 Gm3. Comme 

dans le cas de l’AIE, ces scénarios ne concernent que la demande de gaz 

naturel, le gaz renouvelable étant traité séparément. 
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Graphique 15 : Demande de gaz naturel de l’UE à l’horizon 

2050 – EC Ref 2016 

 
Source : CE (données originales en ktep). 

 

Graphique 16 : Demande de gaz naturel de l’UE à l’horizon 

2030 – EUCO27 et EUCO30 

 
Source : CE (données originales en ktep). 



Le gaz dans la transition énergétique européenne…  Sylvie Cornot-Gandolphe 

 

78 

 

Annexe 4 : Capacités de liquéfaction  
en construction dans le monde 

(Situation à la fin juin 2017) 

 

Source : AIE (2017c). 

 
 

Pays Projet
Capacité 

(Gm3/an)
Promoteurs

Date de mise en 

service

Australie Wheatstone LNG (T1) 6,1
Chevron, Apache, Pan Pacific Energy, 

KUFPEC, Shell, Kyushu Electric
2017

Cameroun Cameroon FLNG 1,6 SNH, Perenco, Golar 2017

Indonésie Sengkang LNG 0,7 Energy World Corporation 2017

Russie Yamal LNG (T1) 7,5 Novatek, Total, CNPC 2017

Etats-Unis Cove Point LNG 7,1 Dominion 2017

Etats-Unis Sabine Pass LNG (T3-T4) 12,2 Cheniere Energy 2017

Australie Ichthys LNG (T1-T2) 12,1
Inpex, Total, Tokyo Gas, CPC, Osaka Gas, 

Chubu Electric, Toho Gas
2018

Australie Prelude FLNG 4,9 Shell, Inpex, Kogas, CPC 2018

Australie Wheatstone LNG (T2) 6,1
Chevron, Apache, Pan Pacific Energy, 

KUFPEC, Shell, Kyushu Electric
2018

Russie Yamal LNG (T2) 7,5 Novatek, Total, CNPC 2018

Etats-Unis Cameron LNG (T1-T2) 12,2 Sempra Energy, Mitsubishi, Mitsui, Engie 2018

Etats-Unis Elba Island LNG (T1-T6) 2 Kinder Morgan 2018

Etats-Unis Freeport LNG (T1) 6,3
Freeport, Osaka Gas, Chubu Electric, 

Macquarie
2018

Russie Yamal LNG (T3) 7,5 Novatek, Total, CNPC 2019

Etats-Unis Cameron LNG (T3) 6,1 Sempra Energy, Mitsubishi, Mitsui, Engie 2019

Etats-Unis Corpus Christi (T1-T2) 12,2 Cheniere Energy 2019

Etats-Unis Elba Island LNG (T7-T10) 1,4 Kinder Morgan 2019

Etats-Unis Freeport LNG (T2-T3) 12,6
Freeport, Osaka Gas, Chubu Electric, 

Macquarie
2019

Etats-Unis Sabine Pass LNG (T5) 6,1 Cheniere Energy 2019

Indonésie Tangguh LNG (T3) 5,2 BP 2020

Malaisie PFLNG2 2 Petronas, Murphy Oil Corporation 2020

TOTAL TOTAL 139,4
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