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1  AVANT -PROPOS  

Lôarticle 15 de la directive 2012/27/UE du Parlement europ®en et du Conseil du 25 octobre 

2012 relative ¨ lôefficacit® ®nerg®tique, qui a trait ¨ la transformation, au transport et à la 

distribution de lô®nergie, impose un certain nombre dôobjectifs aux £tats membres en vue 

dôam®liorer lôefficacit® ®nerg®tique dans la gestion des r®seaux de transport et de distribution, 

tels que lôadoption de mesures favorisant la gestion de la demande et les effacements de 

consommation, que ce soit sur les marchés de gros et de détail ou sur les marchés 

dôajustement ou de services auxiliaires. 

Conform®ment ¨ lôarticle 6, Ä 1er, VII, de la loi spéciale du 8 août 1980 de réformes 

institutionnelles, les r®gions sont comp®tentes pour les aspects r®gionaux de lô®nergie et, en 

particulier, ç lôutilisation rationnelle de lô®nergie è. Il est g®n®ralement consid®r® que lôefficacit® 

®nerg®tique rel¯ve de lôutilisation rationnelle de lô®nergie et que, dès lors, ce sont les régions 

qui sont compétentes en la matière. La transposition de la directive 2012/27/UE relève donc 

essentiellement de la responsabilit® des r®gions. Toutefois, dans la mesure o½ lôarticle 15 de 

cette directive vise expressément des mesures qui doivent être prises notamment au niveau 

des r®seaux de transport, par exemple en mati¯re tarifaire, il a ®t® consid®r® que lô£tat f®d®ral, 

comp®tent en mati¯re de transport dô®lectricit® et de gaz, ®tait comp®tent pour transposer 

partiellement cette directive. Tel a ®t® notamment lôobjet de la loi du 28 juin 20151 qui modifie 

¨ cet effet la loi du 29 avril 1999 relative ¨ lôorganisation du march® de lô®lectricit® (ci-après : 

« la loi électricité ») et la loi du 12 avril 1965 relative au transport de produits gazeux et autres 

par canalisations (ci- apr¯s : ç la loi gaz è). Dôune part, cette loi charge la CREG dôune nouvelle 

mission, à savoir « encourager les ressources portant sur la demande, telles que les 

effacements de consommation, à partir du marché de gros, au même titre que les ressources 

portant sur lôoffre è. Dôautre part, elle ajoute une nouvelle ligne directrice ¨ celles que doit 

respecter la CREG dans lô®laboration des m®thodologies tarifaires pour le transport de gaz et 

d'électricité. Selon cette ligne directrice, les tarifs ne peuvent contenir aucune incitation 

pr®judiciable ¨ lôefficacit® globale du march® et du syst¯me ®lectrique, ni faire obstacle ¨ la 

participation des effacements de consommation, aux march®s dôajustement et à la fourniture 

des services auxiliaires. 

                                                 
1 Loi du 28 juin 2015 portant des dispositions diverses en mati¯re dô®nergie (Moniteur belge du 6 juillet 
2015). 
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Il convient de souligner que les travaux préparatoires de la loi du 28 juin 2015 susmentionnée 

reconnaissent que dôautres dispositions de la directive 2012/27/UE, et notamment son annexe 

11, devront encore faire lôobjet dôune transposition au niveau f®d®ral2.  

La loi du 8 juillet 20153 a modifié la loi gaz en vue de permettre la création, par le gestionnaire 

du réseau de transport de gaz naturel (ci-après : « GRT gaz è), dôune entreprise commune 

charg®e de lô®quilibrage commercial sur une zone regroupant plusieurs territoires nationaux. 

Cette modification de la l®gislation est intervenue en vue de rendre possible la cr®ation dôune 

zone dô®quilibrage commune couvrant la Belgique et le Grand-Duché du Luxembourg. 

Une telle entreprise commune ne peut °tre cr®®e que par des GRT gaz, ayant fait lôobjet dôune 

certification conformément aux articles 9 et 10 de la directive 2009/73/CE du Parlement 

européen et du Conseil du 13 juillet 2009 concernant des règles communes pour le marché 

intérieur du gaz naturel et abrogeant la directive 2003/55/CE (ci-après : « directive 

2009/73/CE è), ou ayant ®t® exempt®s de certification en application de lôarticle 49.6 de cette 

même directive. Dans la mesure où le GRT gaz luxembourgeois fait partie dôune entreprise 

verticalement int®gr®e, la loi a pr®vu des mesures visant ¨ garantir lôind®pendance de 

lôentreprise commune dô®quilibrage et lôabsence de pratiques discriminatoires.  

Ainsi, le nouvel article 15/2bis de la loi gaz pr®voit lô®tablissement, par lôentreprise commune, 

dôun programme dôengagements. Conform®ment ¨ lôarticle 7 de ladite directive 2009/73/CE, 

un tel programme contient les mesures à prendre pour garantir que les pratiques 

discriminatoires et anticoncurrentielles sont exclues. Un tel programme ï de même que les 

modifications apportées à ce programme ï est soumis ¨ lôapprobation de lôACER, apr¯s avis 

de la CREG. 

Par ailleurs, la loi gaz pr®voit la d®signation, au sein de lôentreprise commune et apr¯s 

approbation de la CREG, dôun cadre charg® du respect des engagements. Lôapprobation de 

la CREG vise à assurer l'indépendance de ce cadre et de ses capacités professionnelles. De 

m°me, la CREG est charg®e dôapprouver les conditions dôexercice des fonctions de ce cadre, 

en vue de garantir son indépendance ; elle peut, le cas échéant, donner instruction à 

lôentreprise commune de d®mettre le cadre, en cas de manquement de celui-ci à ses 

obligations dôind®pendance ou de capacit®s professionnelles. La loi fixe ®galement les 

incompatibilités applicables au cadre chargé du respect des engagements ainsi que ses 

pouvoirs et ses tâches. 

                                                 
2 Doc. Parl., Chambre, sess. 20014-2015, n° 54 1046/1, p. 10. 
3 Loi du 8 juillet 2015 modifiant la loi du 12 avril 1965 relative au transport de produits gazeux et autres 
par canalisations (Moniteur belge du 16 juillet 2015). 
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La création dôune zone dô®quilibrage plus large que le territoire national, de m°me que dôune 

entreprise commune dô®quilibrage ne porte aucunement pr®judice aux responsabilités du 

GRT gaz en mati¯re de s®curit® dôapprovisionnement. D¯s lors, lôextension de la zone 

dô®quilibrage et ses modifications ult®rieures sont soumises ¨ une notification pr®alable 

aupr¯s de lôAutorit® f®d®rale pour la s®curit® de lôapprovisionnement en gaz, à savoir la 

direction g®n®rale de lô£nergie du SPF £conomie, P.M.E., Classes moyennes et £nergie (ci-

apr¯s : ç direction g®n®rale de lô£nergie è). 

Enfin, la loi du 8 juillet 2015 rend applicables ¨ lôentreprise commune dô®quilibrage, dôune part, 

le code de r®seau sur lô®quilibrage des r®seaux de transport de gaz (r¯glement  (UE) nÁ 

312/2014) et, dôautre part, les dispositions de la loi gaz relatives aux comp®tences de la CREG. 

Elle charge la CREG dôapprouver : 1Á le contrat dô®quilibrage et, le cas échéant, le code 

dô®quilibrage qui r®git les droits et obligations de lôentreprise commune et des utilisateurs du 

r®seau dans le cadre de lôactivit® dô®quilibrage,  2Á le programme dô®quilibrage, qui d®crit le 

mod¯le dô®quilibrage et 3Á les tarifs dô®quilibrage, ¨ appliquer par lôentreprise commune aux 

utilisateurs du réseau.    

Suite aux incertitudes juridiques entourant une éventuelle activation du plan de délestage à 

lôoccasion de lôhiver 2014-2015, les textes régissant cette matière ont fait lôobjet dôune 

adaptation substantielle : dôune part, un arr°t® royal du 6 octobre 20154 a modifi® lôarr°t® royal 

du 19 décembre 2002 établissant un règlement technique pour la gestion du réseau de 

transport et lôacc¯s ¨ celui-ci (ci-après : le « règlement technique è) et dôautre part, lôarr°t® 

ministériel du 13 novembre 20155 a modifi® lôarr°t® minist®riel du 3 juin 2005 ®tablissant un 

plan de d®lestage du r®seau de transport dô®lectricit®. 

Conformément à la loi électricité et au règlement technique, la CREG a rendu un avis sur les 

deux textes en projet. 

Le règlement technique, qui constitue le cadre général permettant au gestionnaire du réseau 

de transport dô®lectricit® (ci-après : « GRT électricité ») de faire face à des problèmes liés à 

la sécurité du réseau, a ®t® modifi® en vue dôy ins®rer les hypoth¯ses de p®nurie dô®lectricit®, 

de menace de pénurie et de phénomènes soudains ï toutes situations pouvant entraîner un 

délestage ï, qui en ®taient absentes jusquô¨ pr®sent. Ces hypoth¯ses sont ajout®es ¨ la liste 

                                                 
4 Arr°t® royal du 6 octobre 2015 modifiant lôarr°t® royal du 19 d®cembre 2002 ®tablissant un r¯glement 
technique pour la gestion du r®seau de transport de lô®lectricit® et lôacc¯s ¨ celui-ci (Moniteur belge du 
15 octobre 2015).  
5 Arr°t® minist®riel du 13 novembre 2015 modifiant lôarr°t® minist®riel du 3 juin 2005 ®tablissant le plan 
de d®lestage du r®seau de transport dô®lectricit® (Moniteur belge du 23 novembre 2015). 
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des définitions figurant dans le règlement technique, et sont qualifiées de situations 

dôurgences qui justifient lôintervention du gestionnaire du r®seau de transport. 

En outre, lôarr°t® royal du 6 octobre 2015 pr®cit® a le m®rite de rendre plus pr®cis lô®ventail 

de mesures ¨ la disposition du GRT ®lectricit® en vue de faire face ¨ une situation dôurgence 

dôune part, lôactivation du code de sauvegarde, dôautre part, lôinterruption des interconnexions 

et enfin lôactivation du plan de d®lestage. 

Lôarr°t® royal du 6 octobre 2015 revoit enfin la liste des connexions prioritaires, qui doivent 

en principe échapper aux mesures de délestage et, si elles sont malgré tout délestées, 

doivent °tre r®tablies en priorit®. Il sôagit entre autres des h¹pitaux et des centrales de 

gestion des appels dôurgence. En outre, le r¯glement technique donne la possibilit® aux 

ministres de lô£nergie et de lô£conomie de d®terminer des connexions additionnelles devant 

être réalimentées prioritairement pour des raisons économiques, de s®curit®, dôordre public, 

de santé publique ou de gestion des réseaux. 

Lôarr°t® ministériel du 13 novembre 2015 modifiant lôarr°t® minist®riel du 3 juin 2005 vise 

d'abord à préciser les rôles des différents GRT ï de transport et de distribution ï en tenant 

compte avec la r®partition des comp®tences entre lô£tat f®d®ral et les r®gions, les 

gestionnaires de réseaux de distribution (ci-après : « GRD ») et de transport local. 

Une autre modification de lôarr°t® minist®riel du 13 novembre 2015 a trait à la distinction qui 

y était faite entre le délestage en cas de phénomène soudain et en cas de pénurie. Si la 

distinction demeure ï notamment au niveau de la prise de d®cision de lôactivation du 

délestage7 ï, les modalités de celui-ci, et notamment les priorités, sont désormais alignées. 

Suite à la prolongation des centrales nucléaires Doel 1 et Doel 2, dont le principe a été 

approuvé par une loi du 28 juin 20156 modifiant la loi du 31 janvier 2003 sur la sortie 

progressive de lô®nergie nucl®aire ¨ des fins de production industrielle dô®lectricit® afin de 

garantir la s®curit® dôapprovisionnement sur le plan ®nerg®tique, la loi du 28 juin 2015 portant 

des dispositions diverses en mati¯re dô®nergie, d®j¨ cit®e, cr®e un fonds budg®taire d®nomm® 

« Fonds de transition énerg®tique è ; ce fonds est aliment® par la redevance vers®e ¨ lô£tat 

par le propriétaire des centrales nucléaires susvisées en contrepartie de la prolongation de la 

dur®e de permission de production industrielle dô®lectricit® de ces centrales. 

                                                 
6 Moniteur, 6 juillet 2015. 



            11/244 

Selon les travaux préparatoires de la loi du 28 juin 2015, ce fonds vise à encourager la 

recherche et le d®veloppement dans des projets innovants dans le domaine de lô®nergie et 

notamment en ce qui concerne le développement de la production et du stockage d'énergie7. 

Le 21 mars 2014, un arrêté royal rendait applicable le taux réduit de 6 % de TVA à la livraison 

dô®lectricit® aux clients r®sidentiels, et ce, ¨ partir du 1er avril 2014. Cet arrêté royal prévoyait 

une ®valuation de lôimpact de cette mesure au plus tard le 1er septembre 2015. 

Suite ¨ la r®alisation de cette ®tude dôimpact ®conomique, social, environnemental et 

budgétaire, un arrêté royal du 23 août 20158 a mis un terme ¨ lôapplication de ce taux r®duit 

à partir du 1er septembre 2015. Cet arrêté royal prévoit que le taux de TVA à appliquer est 

fonction du moment de la consommation. Actuellement il est de 21%. 

  

                                                 
7 Doc. Parl., Chambre, sess. 2014-2015, n° 54 1046/1, p. 6 
8 Arr°t® royal du 23 ao¾t 2015 modifiant lôarr°t® royal nÁ 20, du 20 juillet 1970, fixant les taux de la taxe 
sur la valeur ajoutée et déterminant la répartition des biens et des services selon ces taux (Moniteur 
belge du 31 août 2015). 



            12/244 

2  FAIT S MARQUANTS DANS LE M ARCHE DE 

LõELECTRICITE ET DE GAZ NATUREL  

Le bilan du marché de gros belge de lô®lectricit® en 2015 ne peut °tre dress® sans tenir 

compte de lôensemble des óincidentsô survenus au sein des installations nucl®aires pendant 

les années 2012 à 2015. La Belgique est devenue ainsi structurellement dépendante de 

ses importations. Dans ce contexte, plusieurs mesures furent prises en 2014 et en 2015, 

comme, notamment, la cr®ation dôune r®serve strat®gique en 2014 dont les moyens furent 

encore renforc®s en 2015 et lôinstauration dôun tarif de d®s®quilibre de 4.500 ú/MWh en cas 

de déficit structurel. 

La production totale en 2015 dans la zone de réglage Elia a diminué de 8,1 % en un an. Les 

centrales nucléaires ont produit 24,8 TWh en 2015 (45,9 TWh en 2007), soit le niveau le 

plus bas des neuf années étudiées. 

Le prélèvement d'électricité dans la zone de r®glage Elia sô®l¯ve en 2015 ¨ 77,2 TWh, soit 

un niveau similaire à celui de 2014. 

Le prix annuel moyen de lô®lectricit® dans la r®gion Europe CWE affiche une tendance 

contradictoire, avec une hausse de prix en Belgique et en France et une baisse aux Pays-

Bas et en Allemagne. La zone belge d'enchères présente le prix le plus élevé de la région 

en 2015. 

Le volume total négocié sur le marché journalier Belpex atteint en 2015 à nouveau un record 

(23,7 TWh), essentiellement sous l'impulsion d'une hausse des importations commerciales 

à 14 TWh. Le volume négocié sur le marché intra-day connaît une légère diminution en 

2015, à 642,9 GWh. 

En 2015, la consommation de gaz naturel en Belgique a connu une reprise importante. 

Dôune part, il y a une augmentation des besoins de chauffage de 16 % par rapport à une 

ann®e 2014 tr¯s douce. Dôautre part, gr©ce aux prix du gaz naturel plus favorables, 

lôutilisation de gaz naturel dans lôindustrie et pour la production dô®lectricit® a augment®. Elle 

sô®levait ¨ 175,8 TWh contre 160,4 TWh en 2014. 

La consommation dans le segment clients industriels augmente légèrement, ce qui indique 

une reprise limitée de l'activité économique : 43,14 TWh en 2015 en comparaison avec 

41,16 TWh en 2014 (+ 4,8 %). Le segment de consommation de gaz naturel au profit de la 

production dô®lectricit® raccord®e au r®seau de transport a vu sa part augmenter 
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sensiblement en 2015 : + 12,4 %, ¨ 44,6 TWh (39,66 TWh en 2014). Il sôagit de la premi¯re 

augmentation après une période de baisse ininterrompue depuis l'année record 2010 

(consommation en 2010 : 67,11 TWh). Elle peut s'expliquer par la diminution de la 

production nucléaire résultant des indisponibilités de Doel 3 et Tihange 2 durant toute 

l'année 2015 et de Doel 1 à la mi-février 2015. En outre, la marge entre les prix de gros pour 

l'électricité produite au moyen du gaz naturel et l'électricité produite à partir du charbon, 

avec facturation du coût du CO2 (le clean spark spread) a été en moyenne moins 

défavorable en 2015 pour la production d'électricité au moyen du gaz. Cela résulte entre 

autres des faibles prix du gaz sur les marchés internationaux. 

En ce qui concerne lôapprovisionnement en gaz naturel de la Belgique, on notera le flux net 

de 82 TWh depuis le Royaume-Uni, pour 44 TWh en 2014. On observe également 119 TWh 

du flux de gaz naturel net depuis les Pays-Bas ainsi que 153 TWh depuis la Norvège en 

2015. 

Enfin, en 2015, 41 méthaniers (34 en 2014) ont été déchargés au terminal de Zeebrugge, 

ce qui représente 39,8 TWh, tandis que 28 méthaniers (19 en 2014) ont été chargés, soit 

12,2 TWh. 

En 2015, 513.525 ménages et entreprises ont changé de fournisseur d'électricité et 363.509 

de fournisseur de gaz naturel en Flandre. Ces chiffres sont en forte augmentation par 

rapport à 2014 (393.702 et 279.220). Les PME principalement se sont montrées 

particulièrement actives en 2015. Près d'une PME sur quatre a changé de fournisseur 

d'électricité et près d'une sur trois de fournisseur de gaz naturel. La dynamique de marché 

s'est ainsi rapprochée des niveaux record de 2012 et 2013 et a atteint des sommets jamais 

observés chez les PME. 

Lô®volution favorable des indices de concentration (HHI-C3) indique que le marché 

énergétique flamand est de plus en plus concurrentiel. Le taux de concentration a même 

fortement chuté en comparaison avec 2014. En outre, la concurrence s'exerce de plus en 

plus sur l'ensemble du marché et non plus uniquement entre fournisseurs historiques et 

nouveaux arrivants. 

Fin 2015, les prix du gaz naturel en Flandre étaient inférieurs à fin 2014. En revanche, les 

prix de lô®lectricit® ®taient, fin 2015, ¨ nouveau sup®rieurs ¨ fin 2014. La pression tarifaire 

exercée par la concurrence sur le coût énergétique est réduite à néant pour l'électricité du 

fait de l'augmentation d'autres composantes de la facture finale (comme la hausse de la 

TVA sur l'électricité de 6 % à 21 %).  
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En choisissant correctement un fournisseur dô®nergie et un contrat ®nerg®tique, un m®nage 

et une PME pouvaient épargner respectivement 251 euros et 1.556 euros sur leur facture 

d'électricité et de gaz naturel à la fin 2015. 

Depuis le grand pic dôactivit® en 2013, suite aux campagnes m®diatis®es du SPF Economie 

et ¨ lôapparition des groupements dôachat, le dynamisme du march® wallon ne semble pas 

sôessouffler. Les mouvements se stabilisent au-delà de 4 % par trimestre, soit environ 16 % 

par an. Cela signifie quôen moyenne un sixi¯me de la client¯le wallonne change de fournisseur 

en cours dôann®e. Ce r®sultat est sensiblement plus ®lev® que ce qui pr®valait jusquôen 2012. 

On ne peut plus affirmer aujourdôhui que les fournisseurs historiques sont les principaux ¨ voir 

sô®roder leurs parts de march® au profit des nouveaux entrants: la concurrence semble une 

réalité désormais bien présente pour tous les fournisseurs sans exception. 

Durant le second semestre 2015, les prix de lô®lectricit® en r®gion wallonne se sont ®galement 

inscrits en hausse par rapport au premier semestre 2015, et ce, principalement en raison du 

passage du taux de TVA de 6% ¨ 21% d¯s septembre 2015. La TVA sôapplique en effet à 

lôensemble des composantes (®nergie, ®nergie verte, distribution, transport et la cotisation 

énergie Ȥ hormis la cotisation f®d®rale et les surcharges r®gionales sur lesquelles la TVA nôest 

pas appliquée). Ainsi, une augmentation du montant de la facture annuelle de 108 ú (+15%) 

a ®t® constat®. Les composantes ç transport è et ç ®nergie verte è sôaccroissent de 15%, la 

composante énergie de 11% et la composante distribution de 20% (en raison de 

lôaccroissement des tarifs de distribution 2015 et de lôimpact TVA). Hors TVA, la ç composante 

énergie » a quant à elle diminuée en 2015. 

Pour le gaz les prix pratiqués par les fournisseurs désignés ont connu une légère baisse au 

1er trimestre et une hausse plus sensible au second trimestre essentiellement en raison de 

lôassujettissement des GRD ¨ lôimp¹t des soci®t®s. Le second semestre 2015 est quant ¨ lui 

marqué par une diminution de la facture de gaz des fournisseurs désignés. Le taux de la TVA 

pour le gaz, déjà de 21%, est resté inchangé. Ainsi, une diminution du montant de la facture 

totale de Ȥ26 ú (Ȥ 1,7 %) a été constaté. Cette diminution est principalement la conséquence 

de la baisse de la composante énergie (y compris transport) (Ȥ 99ú). Cette diminution de la 

composante énergie est notamment compensée par une hausse de la composante 

distribution (+68ú).  
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En Wallonie ®galement, un m®nage pouvait r®aliser des ®conomies sur sa facture dô®lectricit®, 

de l'ordre de 91 ú/an (soit plus de 10 % de la facture globale) pour un clientȤtype Dc, et sur sa 

facture de gaz naturel, de l'ordre de 201 ú/an (soit plus de 13 % de la facture globale) pour le 

clientȤtype D3 en gaz en choisissant correctement le fournisseur dô®nergie et le contrat 

énergétique. 
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3  LE MARCHE DE LõELECTRICITE 

3.1 Régulation du réseau 

3.1.1 Dissociation et la certification du gestionnaire du réseau de transport 

(Elia) 

Conformément à sa compétence de surveillance du respect permanent des exigences de 

dissociation (ou « unbundling ») par le GRT Elia, la CREG a contrôlé en 2015 les nominations 

successives de deux nouveaux membres des comit®s de direction dôElia System Operator et 

dôElia Asset, à savoir dôabord un pr®sident par int®rim et ensuite un nouveau pr®sident et Chief 

Executive Officer des deux comités de direction. 

La CREG a également adressé plusieurs courriers à Elia System Operator concernant sa 

nouvelle filiale NEMO Link Limited. Suite à la communication faite par Elia System Operator à 

la CREG relative ¨ la signature, le 27 f®vrier 2015, dôun accord dôentreprise commune, conclu 

entre Elia System Operator et le GRT britannique, NATIONAL GRID, pour la construction 

dôune premi¯re interconnexion ®lectrique entre la Belgique et la Grande-Bretagne, la CREG a 

posé des questions visant à s'assurer du respect permanent des exigences du modèle de 

séparation de propriété. Dans ce cadre, les deux GRT ont créé une nouvelle société (de droit 

anglais), NEMO Link Limited, entreprise commune dôElia System Operator SA et National Grid 

Interconnector Holdings Limited. 

3.1.2 Réseaux fermés industriels 

Sur proposition de la direction g®n®rale de lô£nergie, et apr¯s avis de la CREG et du 

gestionnaire du r®seau, la ministre de lô£nergie peut conf®rer le titre de gestionnaire de r®seau 

fermé industriel, pour la partie exploitée à une tension nominale supérieure à 70kV, à la 

personne physique ou morale propri®taire dôun r®seau ou disposant dôun droit dôusage sur 

celui-ci si elle en a fait la demande. 
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La CREG a rendu dans ce cadre quatre avis au mois dôao¾t 20159. 

3.1.3 Dissociation des gestionnaires de réseau de distributions 

a) Région flamande 

Les sept gestionnaires de réseau de distribution qui, pour leur fonctionnement opérationnel, 

font appel à la société Eandis (Gaselwest, Imea, Imewo, Intergem, Iveka, Iverlek et Sibelgaz) 

ont annoncé leur fusion à l'automne 2015. Après la fusion, il ne devrait plus être question que 

d'un seul gestionnaire de réseau : Eandis Assets. 

Dans ce contexte, la VREG a reçu, fin 2015, un dossier de demande en vue de la désignation 

d'Eandis Assets comme gestionnaire du réseau de distribution de gaz naturel et d'électricité 

pour lequel les différents gestionnaires sont actuellement désignés. 

Pour l'heure, la fusion n'est pas encore terminée. Par conséquent, les gestionnaires de réseau 

de distribution distincts Gaselwest, Imea, Imewo, Intergem, Iveka, Iverlek et Sibelgaz restent 

encore les gestionnaires des réseaux pour lesquels ils ont été désignés en vertu des décisions 

ci-dessous. 

b) Région wallonne  

Suite aux changements décrits dans le rapport national de Belgique 2015, les réseaux de 

distribution d'électricité en Région wallonne sont gérés par 7 entités distinctes, dont 6 ne font 

pas partie dôune entreprise verticalement int®gr®e.  

Après la restructuration et le développement des activités du groupe PUBLIFIN, la question 

de la qualification dôentreprise verticalement int®gr®e est en cours dôexamen par le r®gulateur 

du march® r®gional wallon de lô®nergie (Commission wallonne pour lô®nergie, ci-après 

« CWaPE è), de m°me que la v®rification des principes dôunbundling.  

                                                 
9 Avis (A)150827-CDC-1447 relatif ¨ la demande de la SA BASF ANTWERPEN de reconnaissance dôun 
réseau fermé industriel et de nomination en qualité de gestionnaire de ce dernier pour ce qui concerne 
la partie exploitée à une tension nominale supérieure à 70 kV ;  
Avis (A)150827-CDC-1448 relatif ¨ la demande de la SA BP CHEMBEL de reconnaissance dôun r®seau 
fermé industriel et de nomination en qualité de gestionnaire de ce dernier pour ce qui concerne la partie 
exploitée à une tension nominale supérieure à 70 kV ;  
Avis (A)150827-CDC-1449 relatif ¨ la demande de la SA SOLVIC de reconnaissance dôun r®seau ferm® 
industriel et de nomination en qualité de gestionnaire de ce dernier pour ce qui concerne la partie 
exploitée à une tension nominale supérieure à 70 kV ;  
Avis (A)150827-CDC-1450 sur la demande de la SA TOTAL PETROCHEMICALS FELUY de 
reconna´tre un r®seau ferm® industriel et dô°tre nomm®e comme son gestionnaire pour ce qui concerne 
la partie exploitée à une tension nominale supérieure à 70 kV. 
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Tout GRD est propriétaire ou titulaire dôun droit lui garantissant la jouissance des 

infrastructures et ®quipements du r®seau quôil g¯re. Les autres exigences en mati¯re 

dôunbundling sont ®nonc®es ¨ lôarticle 8 du D®cret du 12 avril 2001, et pr®voient notamment : 

- lôinterdiction pour le GRD de r®aliser des activit®s de production autres que lô®lectricit® 

verte. Lô®lectricit® ainsi produite est exclusivement utilis®e pour alimenter ses propres 

installations et/ou pour compenser ses pertes de réseau ; 

- lôinterdiction pour le GRD de fournir les clients finals en dehors des hypothèses 

limitativement énumérées par le Décret (fournisseur de dernier ressort). 

La R®gion wallonne nôa pas opt® pour une d®rogation aux principes dôunbundling pour les 

GRD desservant moins de 100.000 clients. 

c) Bruxelles-Capitale : 

Pour la région Bruxelles-Capital, il nôy a rien ¨ signaler pour 2015. 

3.1.4 Réseaux fermés professionnels 

a) Région flamande 

D®j¨ par d®cret du 16 mars 2012 portant diverses dispositions en mati¯re dô®nergie les articles  

européennes concernant les réseaux fermés de distribution avaient été insérés dans le Décret 

sur lôEnergie, plus pr®cis®ment dans les articles 4.6.1 jusquô¨ 4.6.9 et les dispositions 

transitoires 15.3.5/1 et 15.3.5/2. 

Le principe est que la gestion dôun r®seau ferm® de distribution existant à la date de 1 juillet 

2011, et lôam®nagement et la gestion un r®seau ferm® de distribution nouveau sur le site 

propre, est permis après seule notification préalable à la VREG. Les réseaux fermés de 

distribution nouveaux hors site propre, sont sujet dôune autorisation de la VREG. 

Si un r®seau priv® existant ne se qualifie pas comme r®seau ferm® de distribution parce quôil 

ne r®pond pas aux crit¯res comme d®fini dans lôarticle 1.1.3,56Á/2, du D®cret sur lôEnergie, la 

gestion du réseau doit être reprise par le GRD de la région concernée.  

Les tâches et les obligations que le gestionnaire de réseau fermé de distribution doit accomplir 

sont ®num®r®s dans la l®gislation. En vertu de lôarticle 4.6.4, du D®cret sur lôEnergie le 

gestionnaire dôun r®seau fermé de distribution peut entreprendre des activités en matière de 

livraison ou de production dô®lectricit® et de gaz naturel, ¨ condition que son r®seau serve 
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moins de 100 000 clients sous-jacents (= exemption au niveau de dégroupage) et il bénéficie 

de quelques exemptions, entre autre au niveau de lôachat dô®nergie pour compensation des 

pertes sur le réseau et comme capacité en réserve basé sur des procédures non-

discriminatoires. 

Dans le courant de l'année 2015, la SA UMICORE a notifié à la VREG  l'extension du territoire 

du réseau de distribution fermé géré par ses soins. Le 7 décembre 2015, la VREG a pris une 

décision qui acte la notification, par la SA UMICORE, de l'extension du réseau de distribution 

ferm® d'®lectricit® dôOlen. 

b) Région wallonne :  

Le concept de réseau fermé professionnel dô®lectricit® a été introduit dans la législation 

wallonne par le décret du 11 avril 2014 modifiant le décret du 12 avril 2001 relatif à 

lôorganisation du march® r®gional de lô®lectricit®. Il sôagit dôun r®gime dôexception, tout client 

devant en principe être alimenté en électricité par un réseau exploité par un gestionnaire de 

réseau de distribution. 

La date dôentr®e en vigueur des mesures applicables à un tel réseau était le 27 juin 2014. 

Certaines mesures doivent néanmoins faire lôobjet dôun Arr°t® dôex®cution du Gouvernement 

wallon (conditions, modalit®s et proc®dure dôoctroi de lôautorisation individuelle vis®e ci-

dessous). 

Le réseau fermé implique une surface géographiquement limitée au sein de laquelle 

lô®lectricit® est acheminée aux clients via des installations privatives, soit pour des raisons 

techniques ou de sécurité (par exemple plusieurs entreprises spécialisées dans une étape de 

la fabrication dôun produit), soit en raison du fait que la majorit® des entit®s présentes sur le 

site sont juridiquement liées. Un réseau fermé professionnel ne peut être qualifié comme tel 

sôil distribue de lô®lectricit® ¨ des clients r®sidentiels (sauf accessoirement, ¨ un petit nombre 

de clients employés par le propriétaire du réseau : concierge, garde,é). 

Dans la législation wallonne, une distinction est opérée entre les réseaux existants et ceux 

nôexistant pas au moment de lôentr®e en vigueur des mesures applicables en la mati¯re, soit 

le 27 juin 2014. 

Sur les premiers pèse une obligation de déclaration, tandis que les seconds sont soumis à 

autorisation par la CWaPE. 

Au 31 d®cembre 2015, 72 r®seaux ferm®s professionnels dô®lectricit® avaient ®t® d®clar®s ¨ 

la CWaPE. Aucun nouveau r®seau ferm® professionnel nôa ®t® autoris®. 
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Les obligations qui incombent aux gestionnaires de réseaux fermés professionnels sont listées 

¨ lôarticle 15ter du d®cret du 12 avril 2001 relatif ¨ lôorganisation du march® r®gional de 

lô®lectricit®, tel que modifi® par le d®cret du 11 avril 2014. 

La législation pose notamment un principe dôinterdiction de toute discrimination entre les 

utilisateurs du réseau fermé professionnel, et exige de modaliser contractuellement avec ceux-

ci, selon un contenu minimal pr®cis®, le raccordement et lôacc¯s au r®seau. 

La rémunération des gestionnaires de réseau fermé professionnel doit respecter le cadre 

contraignant ®dict® en la mati¯re par lôautorit® comp®tente. Toute contestation ¨ ce sujet par 

un utilisateur du réseau fermé professionnel peut être portée devant cette autorité. 

Dans le respect de ce cadre contraignant, une facturation détaillée et claire est à remettre à 

chaque utilisateur du réseau, basée sur ses consommations ou injections propres et 

comportant une juste répartition des surcoûts appliqués sur les factures de transport, de 

transport local et de distribution. 

Le gestionnaire de r®seau ferm® professionnel est par ailleurs tenu de garantir lôexploitation, 

lôentretien et le d®veloppement de son r®seau dans des conditions ®conomiquement 

acceptables, y compris les interconnexions avec dôautres r®seaux ®lectriques, en vue 

dôassurer la s®curit® et la continuit® dôapprovisionnement dans le respect de lôenvironnement 

et de lôefficacit® ®nerg®tique. 

ê moins quôil soit express®ment mandat® par chaque utilisateur de son réseau en vue du choix 

dôun fournisseur dô®lectricit®, le gestionnaire doit garantir ce choix effectif ¨ tout client qui en 

exprime la demande. 

c) Région Bruxelles-Capitale 

Pour la région Bruxelles-Capital, il nôy a rien ¨ signaler pour 2015. 

3.2 Fonctionnement technique  

3.2.1 Services dô®quilibrage et les services auxiliaires 

Services dô®quilibrage :  
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Le d®s®quilibre en temps r®el d'un responsable dô®quilibre (ARP) est pay® par quart d'heure. 

Si l'ARP a prélevé plus d'énergie qu'il n'en a injectée dans ce quart d'heure, l'ARP a un 

déséquilibre négatif (un manque) et dès lors l'ARP achètera obligatoirement de l'énergie à Elia 

au tarif de déséquilibre. Si un ARP présente un déséquilibre positif (un excédent), cet excédent 

est obligatoirement vendu à Elia au tarif de déséquilibre.  

 

Le tarif de d®s®quilibre peut °tre positif ou n®gatif. Sôil est n®gatif, cela signifie que lôARP est 

pay® pour lô®nergie achet®e ¨ Elia ou a contrario, il paie Elia pour lô®nergie vendue.  

Jusque 2011, le tarif de déséquilibre était toujours supérieur ou égal au prix du marché de 

référence10 pour un déséquilibre négatif et inférieur ou égal au prix du marché de référence 

pour un déséquilibre positif. En 2011, le tarif pour un déséquilibre négatif était toujours 

supérieur ou égal à 108% du prix du Belpex DAM et le tarif pour un déséquilibre positif était 

toujours inf®rieur ou ®gal ¨ 92% du prix du Belpex DAM. Cela signifie quôen prenant le prix du 

Belpex DAM comme référence, le co¾t dôopportunit® pour l'ARP pouvait °tre consid®r® comme 

représentant au moins 8 % du prix Belpex DAM, parce que l'ARP aurait également pu acheter 

le manque d'énergie sur le DAM, ou vendre le surplus sur le Belpex DAM. 

A partir de janvier 2012, le syst¯me dô®quilibrage a ®t® transform® en un syst¯me de ósingle 

marginal pricingô dans lequel les déséquilibres positif ou négatif des ARP sont en principe 

facturés au même tarif. Ce tarif est égal au coût marginal de la dernière ressource activée 

dans la liste dôappel par le gestionnaire de r®seau pour r®gler lô®quilibre. Il peut être adapté 

par le biais dôune composante incitative (le facteur alpha) lorsque le d®s®quilibre de la zone 

de réglage dépasse le volume de réserve secondaire (automatique) disponible.  

Ce syst¯me favorise une formation progressive du prix de lô®lectricité en partant du long terme, 

en passant par les marchés day-ahead et intra-day, pour arriver finalement au prix de marché 

de lô®lectricit® en temps r®el, qui est le tarif de d®s®quilibre. 

En juin 2013, la CREG a approuvé une adaptation qui implique que le tarif de déséquilibre soit 

porté à -100 ú/MWh ou moins en cas de d®s®quilibre positif de la zone de r®glage lorsquôil nôy 

a plus de ressource de réserve tertiaire à la baisse non activée en dehors des réserves inter-

GRT11. Ceci doit inciter les ARP à éviter un déséquilibre positif, par exemple en cas de 

production photovoltaïque élevée, en réalisant une meilleure estimation en day-ahead ou en 

modulant des unités de production moins flexibles. 

                                                 
10 A partir de 2007, le marché de référence a été le Belpex DAM. 
11 Contrats de réserve tertiaire de dernier recours entre Elia et les gestionnaires de réseau voisins. 
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La figure 1 montre l'évolution du tarif de déséquilibre annuel moyen pour un déséquilibre 

négatif et positif pendant la période 2007-2015 dans la zone de r®glage dôElia, ainsi que le prix 

moyen du Belpex DAM, indiqués respectivement par 'Neg. Imbalance tariffô, óPos. Imbalance. 

tariffô et óBelpex DAM priceô. Il ressort de cette figure que le prix moyen de déséquilibre négatif 

est toujours sup®rieur au prix du Belpex DAM jusquôen 2014. Par contre, le prix moyen de 

d®s®quilibre positif est inf®rieur au prix DAM jusquôen 2011. Cette situation change ¨ partir de 

2012 suite au nouveau système : le prix de déséquilibre moyen positif devient (légèrement) 

supérieur au prix DAM et se rapproche ainsi du prix moyen de déséquilibre négatif. Le coût 

dôopportunit® pour un d®s®quilibre positif en temps r®el a donc fortement diminu® et son signe 

sôest m°me invers®. Ainsi, lôARP, peroit m°me un paiement en moyenne un peu plus ®lev® 

via le syst¯me dô®quilibrage que sur le Belpex DAM. 

 

Figure 1 : Tarifs de déséquilibre moyens annuels, pour un déséquilibre négatif (« Neg. Imbalance Tariff ») et un 
Déséquilibre positif (« Pos. Imbalance Tariff »), pour la période allant de 2007 à 2015 dans la zone de réglage Elia, 

ainsi que le prix moyen sur le Belpex DAM (ú/MWh) (Sources : Elia et CREG) 

Jusquôen 2014, les tarifs moyens pour les déséquilibres positif et négatif se situent de nouveau 

de part et dôautre du prix moyen du Belpex DAM, mais tr¯s pr¯s de cette valeur moyenne. De 

plus, ces trois prix moyens sont en hausse par rapport à leurs valeurs en 2014. En 2015, les 

tarifs moyens de déséquilibre positif et négatif deviennent tous deux légèrement inférieurs au 

prix du Belpex DAM. 

La figure 2 reprend, pour chaque année de la période 2007-2015, lô®cart-type annuel du tarif 

de déséquilibre pour les déséquilibres négatifs (« Neg. Imbal. Tariff ») et positifs (« Pos. Imbal. 
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Tariff »), ainsi que pour le prix du Belpex DAM (« Belpex DAM price »). Cet écart-type est une 

image de la volatilité des tarifs et prix correspondants.  

En 2015, les trois volatilités « Neg. Imbal. Tariff », « Pos. Imbal. Tariff » et « Belpex DAM price 

» ont augmenté de manière sensible pour atteindre presque les valeurs de 2013 (pour les tarifs 

de déséquilibre), voire en la dépassant (pour le prix du Belpex DAM). 

 

Figure 2 : Déviation standard annuelle du tarif pour les déséquilibres négatifs (« Neg. imbal. tariff ») et positifs 
(« Pos. imbal. tariff ») dans la zone de réglage Elia, ainsi que du prix du marché day-ahead de Belpex (« Belpex  
DAM price ») pour la période allant de 2007 à 2015 (Sources : Elia et CREG) 

En moyenne, le tarif moyen de déséquilibre positif et le tarif moyen de déséquilibre négatif 

sont plus proches lôun de lôautre, ce qui est propre au syst¯me de single pricing introduit en 

2012. Comme déjà mentionné, ces deux tarifs moyens sont plus élevés que le prix moyen du 

Belpex DAM en 2012 et 2013, pour se situer de part et dôautre du prix moyen du Belpex DAM 

en 2014 et en dessous de ce prix moyen en 2015. Côest une cons®quence des prix offerts pour 

les offres activ®es. Cependant, ces trois valeurs moyennes sont tr¯s proches lôune de lôautre, 

et leur grande proximité rend difficile toute conclusion sur leur positionnement relatif.  

Il est plus utile dô®valuer lôincitant tarifaire en fonction du déséquilibre du système : un acteur 

du marché a-t-il un avantage vis-à-vis du marché day-ahead ¨ tenter de conserver lô®quilibre 

de la zone (« aider la zone ») ? En dôautres termes, ¨ combien de reprises les deux situations 
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¶ la zone enregistre un exc¯s dôinjection et le tarif pour un d®s®quilibre n®gatif & 

positif est inf®rieur au prix Belpex DAM. Autrement dit, ¨ quelle fr®quence lôacteur 

du marché qui aide la zone avec un déséquilibre négatif paie-t-il moins pour son 

d®ficit dô®nergie sur le march® dôajustement quôen achetant le m°me volume sur le 

marché day-ahead ? Ou encore ¨ quelle fr®quence lôacteur du march® dont le 

déséquilibre positif aggrave le problème de la zone reçoit moins sur le marché de 

lô®quilibrage pour cet exc®dent dô®nergie que sôil vendait le m°me volume sur le 

marché day-ahead ? 

¶ la zone enregistre un d®ficit dôinjection et le tarif pour un d®s®quilibre positif & 

n®gatif est sup®rieur au prix Belpex DAM. En dôautres termes, ¨ quelle fr®quence 

lôacteur du marché qui aide la zone avec un déséquilibre positif reçoit-il plus pour 

cet exc¯s dô®nergie sur le march® dôajustement quôen vendant le m°me volume sur 

le marché day-ahead ? Ou encore ¨ quelle fr®quence lôacteur du march® dont le 

déséquilibre négatif aggrave le problème de la zone paie plus sur le marché de 

lô®quilibrage pour son d®ficit dô®nergie que sôil achetait le m°me volume sur le 

marché day-ahead ? 

Avant lôintroduction du syst¯me de single pricing en 2012, les situations susmentionnées ne 

survenaient jamais. Depuis lors, elles se sont produites dans 76 % des cas en 2012, dans 99% 

des cas en 2013, dans 100% des cas en 2014 et dans 99% des cas en 2015. Côest un 

changement de tendance évident. 

Cet important changement dans la structure tarifaire devrait également transparaître dans le 

comportement des ARP : à partir de 2012, un déséquilibre positif plus grand par rapport aux 

années précédentes devrait, ceteris paribus, être enregistré vu que le déséquilibre positif est 

moins p®nalis® quôavant 2012 en termes de perte dôopportunit®. En cons®quence, la 

puissance nette de réglage (NRV) devrait alors être en moyenne plus souvent négative par 

rapport aux années précédentes. 

La figure 3 présente les moyennes annuelles de la puissance de réglage nette (« NRV »), de 

cette puissance de r®glage nette lorsquôelle est positive (ç NRV when > 0 è) et lorsquôelle est 

négative (« NRV when < 0 ») ainsi que la moyenne de la valeur absolue de la puissance de 

réglage nette (« abs(NRV) »). Il résulte de cette figure que la valeur moyenne de la NRV 

(courbe en rouge dans la figure 3) reste négative en 2014 (majorité de déséquilibres longs), 

mais diminue fortement en amplitude, tandis que la valeur en 2015, toujours négative, a une 

amplitude proche de celle de 2014. 
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Plusieurs causes peuvent lôexpliquer. Une premi¯re r®sulte du passage ¨ une tarification 

basée sur le single marginal price à partir de 2012 et son impact sur le tarif moyen de 

déséquilibre (voir la figure 2). A partir de 2012, avec un tarif moyen de déséquilibre supérieur 

au prix moyen de Belpex, aussi bien pour les déséquilibres longs que pour les déséquilibres 

courts, un acteur qui se réfère au prix du Belpex DAM pour un possible arbitrage aura toujours 

intérêt ¨ °tre long (il recevra plus que sôil avait vendu sur le Belpex DAM) plut¹t que court (il 

paiera plus que sôil avait achet® sur le Belpex DAM), toutes choses ®tant ®gales par ailleurs. 

En 2013, cette situation persiste, mais les valeurs moyennes des tarifs se rapprochent du prix 

moyen du Belpex DAM, ce qui signifie que lôincitant du tarif moyen vis-à-vis dôun arbitrage avec 

le Belpex DAM diminue et que lôacteur qui se place exclusivement dans cette optique a plus 

int®r°t ¨ viser v®ritablement lô®quilibre. Il convient ®galement de noter que lôann®e 2013 est la 

première année complète pendant laquelle la règle des -100 ú/MWh pour le tarif des 

d®s®quilibres longs est dôapplication lorsque la ressource marginale pour la compensation est 

la réserve inter-GRT. Une autre cause r®side dans la poursuite du processus dôapprentissage 

des ARP en mati¯re de prise en compte de lôeffet de la production photovoltaµque sur les 

déséquilibres individuels, ce qui entraîne naturellement une diminution des déséquilibres 

longs.  

Dôautres causes plus qualitatives, et de ce fait plus difficilement quantifiables, peuvent °tre 

trouv®es dans les efforts effectu®s par Elia pour am®liorer la transparence de lôinformation aux 

acteurs du marché via son site Web, ainsi que dans le renforcement des contacts entre Elia 

et les acteurs du marché pour sensibiliser ces derniers au problème des déséquilibres et à 

lôimportance du respect de lô®quilibre de leur portefeuille par les acteurs du march®, en dehors 

des moments où ils aident volontairement la zone pour le maintien de lô®quilibre (balancing 

r®actif). En 2014, les tarifs moyens pour d®s®quilibre long et court se situent de part et dôautre 

de la valeur du Belpex DAM. La valeur quasi nulle de la moyenne du NRV, cohérente avec 

cette situation, montre que les efforts dôELIA et le balancing réactif produisent leurs effets. 

Cette situation perdure en 2015, et le futur permettra de vérifier si ces comportements sont 

durables ou conjoncturels. 

Elia estime que lôadaptation du contrat ARP d®but 2014, par laquelle les ARP sont 

formellement autoris®s ¨ r®gler le d®s®quilibre de syst¯me tant quôils sont en capacit® 

physique de revenir en position dô®quilibre, constitue ®galement une cause importante. 
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Figure 3 : Puissance de réglage nette annuelle moyenne que le gestionnaire de réseau utilise afin de maintenir 
lô®quilibre dans sa zone de réglage (MWh/h), mesurée conformément à la puissance de réglage nette moyenne 
(« NRV »), la puissance de r®glage nette lorsquôelle est positive (ç NRV > 0 ») et lorsquôelle est n®gative 
(« NRV < 0 »), ainsi que la moyenne de la valeur absolue de la puissance de réglage nette (« abs(NRV) ») 
(Sources : Elia et CREG) 

Lôapprobation dôun tarif de d®s®quilibre de -100 ú/MWh dans le cadre dôun d®s®quilibre positif 

trop important a eu lieu avant lô®t® 2012. En outre, les acteurs du march® disposant dô®oliennes 

dans leur parc de production proposent ¨ Elia, depuis lô®t® 2012, des possibilités de réglage à 

la baisse. Il r®sulte, du co¾t dôopportunit® des certificats verts, que le prix dôactivation est la 

plupart du temps dôenviron -100 ú/MWh. La figure 4 refl¯te le nombre de quarts dôheure par 

mois au cours desquels un tarif similaire ou inférieur à cette valeur de -100 ú/MWh ®tait en 

vigueur, ainsi que le nombre de quarts dôheure par mois au cours desquels un tarif n®gatif ®tait 

en vigueur. 

Il d®coule de cette figure quôun prix de d®s®quilibre de -100 ú/MWh ou moins est atteint moins 

souvent en 2014 quôen 2013, et moins souvent en 2015 quôen 2014. Au total, 1.018 quarts 

dôheure sont d®nombr®s ¨ partir de juin 201212 pendant lesquels le prix de déséquilibre pour 

un déséquilibre positif est inférieur ou égal à -100 ú/MWh. Les mois de décembre 2012 et 2013 

sont particulièrement surprenants, compte tenu du fait que la production solaire était peu 

importante. Pourtant, 84 des 95 quarts dôheures de d®cembre 2012 et 61 des 70 quarts dôheure 

de décembre 2013 tombent pendant les vacances de Noël (après le 21 décembre). 

                                                 
12 334 quarts dôheure de juin ¨ d®cembre 2012, 377 quarts dôheure sur toute lôann®e 2013 ainsi que 181 
et 126 quarts dôheure respectivement en 2014 et 2015. 
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De ce point de vue, les 27 quarts dôheure de d®cembre 2014 et les 2 quarts dôheure de 

décembre 2015 ne confirment pas cette tendance. Une explication partielle du phénomène 

trouve sa source dans les indisponibilités importantes connues par le parc nucléaire belge en 

2014 et 2015. Dôautre part, selon Elia la pr®visibilit®, et non le niveau de production 

renouvelable, constitue un paramètre important pour la qualité du déséquilibre de la zone. 

 

Figure 4 : Pour un déséquilibre positif, nombre de quarts dôheure par mois avec un tarif de d®s®quilibre n®gatif, et 
nombre de quarts dôheure par mois avec un tarif de d®s®quilibre < -100 ú/MWh, pour la p®riode 2012-2015  
(Sources : Elia et CREG) 

La figure 5 montre le profil journalier du nombre de fois (quarts dôheure) o½ le tarif de 

déséquilibre pour un déséquilibre positif est de -100 ú/MWh ou moindre (plus fortement 

négatif) pour les années de 2013 à 2015. En 2015, il y a 2 pics, un pendant la nuit et un dans 

lôapr¯s-midi. Lôamplitude de ces pics est cependant sensiblement plus faible quôen 2013 et 

2014, puisquôelle ne d®passe pas 6 quarts dôheure par pic. Le nombre total de tels quarts 

dôheure a diminu® fortement de 2013 ¨ 2014, puisquôil ®tait de 377 en 2013 et de 181 en 2014. 

En 2015, il a encore diminué par rapport à 2014, pour se fixer à une valeur de 126.  

0

50

100

150

200

250

300

350

400

450

500

(N
b
. 
1

/4
 h

r)

# 1/4 h imbal. tariff < 0 # 1/4 h imbal. tariff < -100



            28/244 

 

Figure 5 : Profil journalier du nombre de quarts dôheure pendant lesquels le prix de d®s®quilibre pour un d®s®quilibre 
positif est inférieur ou égal à -100 ú/MWh pour les ann®es 2013, 2014 et 2015 (Sources : Elia et CREG) 

 

La figure 6 présente une analyse des valeurs les plus extrêmes de la NRV. Elle donne pour 

chaque année une courbe monotone des 75 plus grandes puissances de réglage à la hausse 

et à la baisse sur une base journalière. La méthode utilisée pour traiter ces données consiste 

à déterminer, par année et pour chaque journée, la puissance de réglage à la hausse et à la 

baisse. Ensuite, les données sont triées et les 75 premières valeurs sont placées dans le 

graphique. Les courbes supérieures représentent la puissance de réglage à la hausse, les 

courbes inférieures la puissance de réglage à la baisse. Les courbes de 2015 sont proches de 

celles de 2014, avec cependant des valeurs extrêmes plus faibles pour le réglage à la hausse 

et plus élevées (en valeur absolue) pour le réglage à la baisse. 
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Figure 6 : Courbes triées des 75 plus grandes puissances de réglage à la hausse et à la baisse sur une base 
journalière au cours de la période 2007-2015 (Sources : Elia et CREG) 

Les services auxiliaires : 

La compensation de déséquilibre (NRV) peut être fournie par différentes sources: activation 

automatique des réserves secondaires (R2), activation manuelle des 

óincremental/decremental bidsô13 (ID bids), des réserves tertiaires (R3), dont les clients 

interruptibles et la compensation inter-TSO. La figure 7 et le tableau 1 y afférent illustrent la 

r®partition de l'®volution des sources du NRV pour les 9 derni¯res ann®es (en MWh). Il sôagit 

de la somme de toutes les activations de puissance de réserve par année (tant pour le réglage 

à la hausse que pour la baisse). Les bids R2 et les bids libres de R3 (ID) sont scindées en 

réglage à la hausse et à la baisse.  

Il ressort de cette figure quôau cours de la p®riode 2007-2009, le NRV est quasi exclusivement 

fourni par la R2 (barres rouges et vertes sur le graphique), avec une légère surpondération 

pour le r®glage ¨ la baisse (vert). Une part minime intervient par lôactivation manuelle des ID-

bids (violet et bleu). En 2015, les volumes globaux activés ont légèrement augmenté, aussi 

bien pour la R2 (de 534 à 580 GWh) que pour les ID-bids (de 161 à 171 GWh) et la R3 

                                                 
13 En vertu de l'article 159, §2 de l'arrêté royal du 28 décembre 2002, tous les produits de la zone de 
réglage Elia dont la capacité nominale est égale ou supérieure à 75 MW doivent mettre leur capacité 
disponible à la disposition du gestionnaire de réseau. La capacité disponible est appelée 
óincremental/decremental bidsô (ID-bids). 
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contractuelle (de 2 ¨ 6 GWh). Cette hausse sôexplique principalement par la baisse du volume 

dôIGCC. 

Si lô®nergie ®chang®e dans le cadre de lôIGCC14 est ajoutée, le total en 2012 passe de 1.193 

GWh à 1.250 GWh, celui de 2013 de 935 GWh à 1.109 GWh, celui de 2014 de 698 GWh à 

1.014 GWh et celui de 2015 de 758 GWh à 1.012 GWh, ce qui réduit environ de moitié la 

différence totale entre 2012 et 2015. 

Lôid®e de base de lóIGCC est de compenser les déséquilibres de signes opposés des zones 

de r®glage des GRT participants, de mani¯re ¨ ®viter lôactivation de moyens de compensation 

des d®s®quilibres qui agissent dans des directions oppos®es dôune zone ¨ lôautre (côest-à-dire 

à la hausse dans certaines zones et ¨ la baisse dans dôautres zones). Au sein de la proc®dure 

de r®glage de lô®quilibre de sa zone de r®glage ex®cut®e par chaque GRT, le recours ¨ lôIGCC 

a chronologiquement lieu en premier lieu, avant lôactivation des puissances de r®glage. 

Préalablement ¨ lôactivation du r®glage secondaire automatique, les GRT de chaque pays 

participant « échangent è leurs d®s®quilibres instantan®s respectifs au sein dôun syst¯me 

commun d'optimisation, en tenant compte des contraintes de réseau. Le système est centré 

sur lôAllemagne : lôoptimisation avec les autres pays ne peut pas intervenir si le potentiel 

d'optimisation en Allemagne est complètement utilisé. Les volumes échangés au sein de 

lôIGCC ne sont pas garantis. A partir des signaux ®chang®s entre GRT, le potentiel de 

participation de chaque zone de r®glage ¨ lôIGCC peut °tre d®termin®, sur la base dôun triple 

principe : 

¶ lôoptimisation ne peut que r®duire le d®s®quilibre dôun GRT, 

¶ la r®duction du d®s®quilibre dôun GRT ne peut exc®der le volume du r®glage 

secondaire activable automatiquement réservé pour sa zone de réglage ; seule 

la partie du d®s®quilibre dôun GRT inf®rieure ¨ ce volume est donc ®ligible pour 

lôIGCC (ci-après « déséquilibre éligible »),  

¶ lôoptimisation se fait sur la base des volumes et ne prend pas en compte les 

prix. 

Afin de déterminer les réductions de déséquilibre, la somme des déséquilibres éligibles de 

m°me signe est calcul®e pour lôensemble des participants. La somme la plus faible (en valeur 

absolue) est le montant de lô®change global. La compensation du déséquilibre éligible dans ce 

sens est totale. La compensation dans lôautre sens se fait en r®partissant le montant de 

lô®change global au prorata des d®s®quilibres ®ligibles observ®s. 

                                                 
14 La participation de la Belgique ¨ lôIGCC (International Grid Control Cooperation) a commencé en 
octobre 2012. 
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La valorisation se fait pour chaque quart dôheure, ¨ un prix basé sur la valeur moyenne des 

coûts évités par les GRT (coûts d'opportunité). 

En r®duisant les d®s®quilibres ¨ compenser, la participation ¨ lôIGCC permet donc de diminuer 

la réserve totale activée au sein de chaque zone de réglage. Elle permet en outre de bénéficier 

dôun suppl®ment de puissance de r®glage secondaire automatique, lorsque son activation, 

sans la participation ¨ lôIGCC, aurait pu saturer cette puissance de r®glage.  

Lô®nergie totale activ®e des moyens de r®serve (hors IGCC) approche pour la première fois 

en 2012 le seuil de 1,2 TWh (réglage à la hausse et à la baisse) soit plus du double par rapport 

à 2007-2008. En 2013 par contre, elle diminue légèrement au-dessus du niveau de lôann®e 

2010 à 0,9 TWh et en 2014 à 0,7 TWh. En 2015, elle recommence à augmenter légèrement à 

0,8 TWh, mais son niveau reste toujours bien inférieur à celui de 2010. La part de R3 

contractuelle et dôinter-TSO reste négligeable en termes de volume. Elle est passée de 8% du 

total en 2010 à 5% en 2011, 3% en 2012 et inférieure à 1% à partir de 2013. Entre 2012 et 

2015, les parts relatives de la R2 et des ID-bids dans le total ont respectivement augmenté de 

17 points de pourcentage et diminué de 15 points de pourcentage. 

 

Figure 7 : Sources de compensation de déséquilibre (NRV) pendant la période 2007-2015 (MWh) (Sources : Elia  
et CREG) 
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Tableau 1 : Sources de compensation de déséquilibre (NRV) pendant la période 2007-2015 (MWh) (Sources : Elia 
et CREG) 

La figure 8 reprend les sources de compensation du déséquilibre comme dans la figure 7, en 

y joignant les ®changes r®alis®s dans le cadre de lôIGCC. De m°me, le total est pr®sent® sous 

deux formes, avec et sans inclusion de lô®nergie ®chang®e dans le cadre de lôIGCC. 

Contrairement à la figure 7, les énergies de compensation à la hausse y sont représentées 

par des valeurs positives et les énergies de compensation à la baisse par des valeurs 

n®gatives. Il est remarquable de constater comment lôactivation des ID-bids, quasi inexistante 

jusquôen 2009, a pris une part de plus en plus importante ¨ partir de 2010 suite ¨ une 

modification des proc®dures dôactivation, jusquô¨ ce que la participation de la zone de r®glage 

belge ¨ lôIGCC, combin®e ¨ la r®duction du d®s®quilibre global de la zone de réglage, réduise 

petit à petit le recours à ce type de ressources, principalement en 2014. A noter également 

quôen 2011 et 2012, la plus grande partie de la r®serve inter-TSO activ®e lô®tait ¨ la baisse. 

 

Figure 8 : Activation des sources de compensation du déséquilibre pendant la période 2007-2015 (MWh), y compris 
la participation ¨ lôIGCC (Sources : Elia et CREG) 
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La figure 9 combine les donn®es dôactivation des compensations ¨ la hausse et ¨ la baisse 

par type de ressources, et les exprime en pourcentage du total des activations. Elle confirme 

les observations de la figure 8, ¨ savoir la compensation faite presquôexclusivement sur la R2 

jusquôen 2009, la part de plus en plus importante prise ¨ partir de 2010 par lôactivation des ID-

bids, ainsi que lôeffet de la participation ¨ lôIGCC. En 2014, cette participation r®duit 

consid®rablement les parts des activations dôID-bids, de R3 contractée et de réserve inter-

TSO dans le total des énergies activées pour la compensation des déséquilibres quart horaires 

de la zone de r®glage belge. En 2015, la part relative des participations ¨ lôIGCC diminue et 

est principalement compensée par une augmentation de la part relative des activations de R2 

et, dans une moindre mesure, des ID bids. 

 

Figure 9 : Activation des sources de compensation du déséquilibre pendant la période 2007-2015, y compris la 
participation ¨ lôIGCC (% du total activ®) (Sources : Elia et CREG) 

La capacité de réglage à la hausse et à la baisse contractée comme réserve secondaire est 

au maximum de 140 MW. La figure 10 repr®sente lô®volution de lôutilisation de la puissance 

maximale de R2 à la hausse comme à la baisse. Cette figure indique, par année, le nombre 

de quarts dôheure pendant lesquels la R2 a d¾ effectuer des r®glages au-dessus de 140 MW, 

r®partis en r®glages ¨ la hausse et ¨ la baisse. En 2015, le nombre total de quarts dôheure, 

toutes directions confondues, diminue sensiblement pour passer de 2142 en 2014 à 1252 en 

2015 et atteindre ainsi sa valeur la plus faible sur la période 2007-2015. Le nombre de quarts 

dôheure o½ la R2 est satur®e reste plus important pour les r®glages ¨ la hausse que pour les 
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secondaire est saturée pendant environ 4 % du temps pour le réglage à la baisse et à la 

hausse.  

 

Figure 10 : Nombre de quarts dôheure pendant lesquels R2 fournit plus de 140 MW de puissance de r®glage (à la 
hausse et à la baisse) pour la période 2007-2015 (Sources : Elia et CREG) 

Lôutilisation des r®serves inter-GRT pour le réglage à la baisse a fortement diminué en 2013 

par rapport ¨ 2012, apr¯s une forte augmentation entre 2010 et 2012. En 2014, il nôy a pas eu 

dôactivation de la r®serve inter-GRT pour le r®glage de lô®quilibre et en 2015, 250 MWh ont ®t® 

activés, à la baisse. La modification du tarif des déséquilibres en juin 2012 peut expliquer cette 

diminution ; cette modification a placé le tarif des déséquilibres positifs à au moins -100 ú/MWh 

en cas dôexc®dents ne pouvant °tre effac®s quôen faisant appel aux r®serves inter-GRT. 

Bien que les parts des R3 contractuelles et dôinter-GRT restent négligeables en termes de 

volumes activés, ces trois produits sont très importants pour maîtriser des situations extrêmes. 

La CREG estime que la zone de réglage Elia recèle encore un grand potentiel en ce qui 

concerne la demand response.  

Le tableau 2 pr®sente une s®rie de statistiques relatives ¨ lôactivation de lôICH au cours des 

neuf derni¯res ann®es. Ces statistiques traitent dô®v®nements dôinterruption sur une base 

journali¯re. Au cours dôun m°me ®v®nement, plusieurs clients peuvent °tre interrompus en 

même temps, mais cet événement ne compte dans le tableau que pour un seul événement 

dôinterruption.  
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Tableau 2 : Statistiques relatives ¨ lôactivation de clients interruptibles (ICH) pour la p®riode 2007-2015 
(Sources : Elia et CREG) 

Il ressort de ces statistiques que lôinterruption, 2010 except®, est exceptionnelle. Le volume 

interrompu par ®v®nement et le nombre moyen dôheures par ®v®nement dôinterruption sont 

eux aussi limit®s. Il est ¨ noter que la CREG a demand® ¨ ELIA dôactiver au moins une fois 

par an chaque contrat interruptible, de manière à garder le savoir-faire en la matière auprès 

des fournisseurs de ce service. 

Le fait que les contrats ICH sont en général relativement peu utilisés est la conséquence 

logique de la structure des contrats puisquôils ne permettent quôun nombre limit® dôactivations 

par an. Il convient également de tenir compte du fait que ces réserves sont contractées pour 

°tre utilis®es en cas de panne de grandes unit®s ou dôimportants d®s®quilibres structurels.  

ELIA doit évaluer et déterminer la puissance de réserve primaire, secondaire et tertiaire qui 

contribue ¨ assurer la s®curit®, la fiabilit® et lôefficacit® du r®seau de transport dans la zone de 

r®glage. Elle est tenue de communiquer pour approbation ¨ la CREG sa m®thode dô®valuation 

et le résultat de celle-ci.  

Le 12 février 2015, la CREG a décidé15 dôapprouver les modifications propos®es par ELIA ¨ 

la m®thode dô®valuation et ¨ la d®termination de la puissance de r®serve primaire, secondaire 

et tertiaire pour 2015. Les amendements proposés par ELIA étaient de deux types : dôune 

part, ceux qui concernent la clarification du volume de réserve primaire à contracter en 2015 

et dôautre part, ceux qui concernent les r¯gles de s®lection des produits de la r®serve primaire.  

                                                 
15 Décision finale (B)150212-CDC-1402 sur la demande dôapprobation de la proposition portant des 
amendements ¨ la m®thode dô®valuation et ¨ la d®termination de la puissance de r®serve primaire, 
secondaire et tertiaire pour 2015. 

 
Nombre 

d'interruptions

Volume                        

(MWh)

Nombre total 

d'heures 

interrompues

Nombre 

moyen 

d'heures

Moyenne 

interrompue 

(MWh)

2007 0 0 0 0,0 0

2008 2 448 6 3,1 72

2009 3 1.439 16 5,2 92

2010 9 4.752 42 4,7 113

2011 4 1.884 11 2,7 176

2012 2 564 4 2,1 135

2013 3 572 3 1,0 200

2014 1 1.163 5 4,5 258

2015 2 1.070 5 2,3 238
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Suite à son analyse, la CREG estime que ces amendements vont dans le sens de lôint®r°t de 

lôutilisateur du r®seau en permettant une meilleure efficacit® technique et ®conomique des 

ressources de r®glage primaire, tout en continuant ¨ respecter les r¯gles dôENTSO-E. 

Le 17 juillet 2015, la CREG a décidé16 dôapprouver la m®thode dô®valuation et de la 

détermination de la puissance de réserve primaire, secondaire et tertiaire pour 2016, telles 

que proposées par ELIA. La CREG assortit toutefois sa décision de considérations portant 

notamment sur lôinformation mise à disposition du marché par ELIA, sur la connaissance 

préalable de la disponibilité et des prix de la réserve inter-GRT, sur la participation de la 

demande aux diff®rents types de r®serves et sur lô®volution souhait®e de la m®thode 

dô®valuation des puissances des réserves secondaire et tertiaire. 

Dôautre part, ELIA a ®galement pour mission de surveiller, maintenir et, le cas ®ch®ant, r®tablir 

lô®quilibre entre lôoffre et la demande de la puissance ®lectrique dans la zone de r®glage, entre 

autres suite ¨ dô®ventuels d®s®quilibres individuels provoqu®s par les diff®rents responsables 

dôacc¯s. ELIA doit soumettre ¨ lôapprobation de la CREG une proposition de r¯gles de 

fonctionnement du marché destiné à compenser les déséquilibres quart-horaires. 

Le 27 mai 2015, ELIA a introduit une proposition de modification des règles de fonctionnement 

du marché relatif à la compensation des déséquilibres quart-horaires. La proposition est 

articul®e selon trois axes : lôintroduction de r¯gles concernant la r®serve primaire, lôintroduction 

dôappels dôoffres ¨ court terme pour la r®servation dôune partie du volume de r®serve tertiaire 

et la définition de nouvelles contraintes appliquées aux offres de réserve tertiaire. La CREG, 

après avoir consulté le marché, a approuvé cette proposition dôELIA par d®cision du 17 juillet 

201517. Les nouvelles règles sont intégralement applicables à partir du 1er janvier 2016. 

 

 

 

                                                 
16 Décision finale (B)150717-CDC-1423 sur la demande dôapprobation de la m®thode dô®valuation et de 
la détermination de la puissance de réserve primaire, secondaire et tertiaire pour 2016. 
17 Décision finale (B)150717-CDC-1424 sur la proposition de la SA ELIA SYSTEM OPERATOR 
concernant lôadaptation des r¯gles de fonctionnement du march® relatif ¨ la compensation des 
déséquilibres quart-horaires. 
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3.2.2 Sécurité et fiabilité du réseau et les normes en matière de qualité de 

service et de fourniture  

a) Niveau fédéral 

La loi électricité prévoit en son article 23, §2, 7° que la CREG détermine les normes et 

exigences en matière de qualité de service et de fourniture en concertation avec ELIA et les 

publie sur son site Internet.  

Les perturbations du réseau Elia provoquées par les installations dôun utilisateur de r®seau 

sont tol®r®es pour autant quôelles ne d®passent pas certaines limites. Ces limites sont pr®cis®s 

dans les Règlements Techniques18 et, dans les rapports techniques CEI 61000-3-6, IEC 

61000-3-7 ainsi que dans la procédure Synergrid C10/17 « Prescriptions Power Quality » pour 

les utilisateurs raccordés aux réseaux haute tension"19. Ces différents documents définissent 

aussi la proc®dure ¨ suivre par Elia lors du raccordement dôinstallations pouvant provoquer 

des perturbations. Conformément aux dispositions des Règlements Techniques, Elia veille à 

ce que la tension au point de raccordement respecte les dispositions de la norme EN 50160. 

Aucunes nouvelles normes et exigences en matière de qualité de service et de fourniture ont 

été déterminées en 2015. 

b) Région flamande 

Lôarticle 3.1.3. du D®cret sur l'Energie mentionne que la VREG surveille la s®curit® et la fiabilit® 

des réseaux de distribution et du réseau de transport local d'électricité, ainsi que la qualité de 

la prestation de service des GRDs, notamment lors de l'exécution des réparations et de 

l'entretien et sur le plan du temps dont les GRDs ont besoin pour réaliser des raccordements 

et des réparations. 

Les GRDs sont tenus de remettre annuellement au VREG un rapport décrivant la qualité de 

leurs prestations durant lôann®e calendrier ®coul®e. Le rapport concernant les r®seaux 

dô®lectricit® principalement d®crit: 

¶ la fr®quence et la dur®e moyenne des interruptions dôacc¯s au r®seau de 

distribution; 

                                                 
18 Arrêté royal du 19 décembre 2002 établissant un règlement technique pour la gestion du réseau de 
transport de l'électricité et l'accès à celui-ci. 
19 http://www.synergrid.be/download.cfm?fileId=C10-17FR_090508corr.pdf. 
 

http://www.synergrid.be/download.cfm?fileId=C10-17FR_090508corr.pdf
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¶ le respect des crit¯res de qualit® relatifs ¨ la forme dôonde de la tension tels que 

décrits 

¶ au norme NBN EN 50160; 

¶ la qualité des services fournis à toutes les parties concernées et, le cas échéant, 

les manquements aux obligations découlant du Règlement technique et les raisons 

de ceux-ci (principalement sur le nombre de plaintes reçues relatives au non-

respect des termes du contrat de raccordement: cf. infra)). 

En 2015, le niveau de qualité reste bon en Flandre, tant pour les interruptions que pour la 

qualité de la tension fournie. 

En Flandre, la qualité du réseau de distribution d'électricité et du réseau de transport local est 

d'un haut niveau, comparable à celui des pays voisins. La VREG constate cependant que les 

utilisateurs de réseau ne sont pas suffisamment informés des causes et de la durée prévue 

des perturbations, ainsi que des mesures (maintenance et investissements) que les 

gestionnaires de réseau prennent pour garantir la qualité et la fiabilité des réseaux. 

La VREG étudie de quelle manière les gestionnaires de réseau de distribution en Flandre 

peuvent être stimulés à maintenir et à développer plus avant un service de qualité en intégrant 

un "incitant qualité" dans les tarifs du réseau de distribution. 

La qualité de la remise en état de la rue après travaux du gestionnaire du réseau et la qualité 

d'exécution des travaux de raccordement représentent encore les plaintes les plus courantes. 

Les gestionnaires de réseau doivent y prêter davantage attention. Globalement, le nombre de 

plaintes à l'encontre des gestionnaires de réseau diminue au fil des ans. Cette tendance 

positive résultant des efforts des sociétés Eandis et Infrax doit se confirmer dans les 

prochaines années.  

¶ Eandis compte 343 plaintes pour 100 000 clients 

¶ Infrax compte 243 plaintes pour 100 000 clients 

c) Région wallonne 

En concertation avec la CWaPE, les gestionnaires de réseau établissent chacun un plan 

d'adaptation du réseau dont ils assument respectivement la gestion, en vue d'assurer la 

continuité d'approvisionnement, la sécurité et le développement de ce réseau dans des 

conditions socialement, techniquement et économiquement raisonnables. 
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Le plan d'adaptation contient entre autres la fixation des objectifs de qualité de service 

poursuivis, en particulier concernant la durée des pannes et la qualité de la tension. 

La CWaPE surveille et contr¹le la mise en îuvre des plans d'adaptation. Elle peut imposer la 

réalisation par les gestionnaires de réseau de tout ou partie des investissements qui auraient 

dû être réalisés en vertu de ces plans d'adaptation. 

Le gestionnaire du réseau de distribution remet chaque année à la CWaPE, en même temps 

que son plan dôadaptation, un rapport dans lequel il décrit la qualité de ses prestations durant 

lôann®e calendrier ®coul®e. Ce rapport décrit notamment : 

¶ la fr®quence et la dur®e moyenne des interruptions dôacc¯s ¨ son r®seau de 

distribution, ainsi que la dur®e annuelle totale de lôinterruption, durant lôann®e 

calendrier indiquée; 

¶ le respect des crit¯res de qualit® relatifs ¨ la forme dôonde de la tension tels que 

décrits aux chapitres 2 et 3 de la norme NBN EN 50160; 

¶ la qualité des services fournis à toutes les parties concernées et, le cas échéant, 

les manquements aux obligations découlant du Règlement technique et les raisons 

de ceux-ci. 

Pour 2015, aucun ®v¯nement majeur nôest ¨ signaler ¨ ce niveau. 

d) Région Bruxelles-Capitale 

Pour la région Bruxelles-Capital, il nôy a rien ¨ signaler pour 2015. 

3.2.3 Le temps pris par le gestionnaire de réseau pour effectuer les 

raccordements et réparations 

a) Niveau fédéral 

Raccordements : 

Un nouveau raccordement ou une modification dôun raccordement existant doit faire lôobjet 

dôune demande. Sur la base des informations fournies par le demandeur, Elia examine la 

demande de raccordement comme suit.   

Le demandeur peut opter pour une ®tude dôorientation avant de commander une ®tude 

détaillée. Cette étude fournit des informations sur les options techniques du raccordement 

ainsi quôune estimation des co¾ts. Ensuite, les solutions techniques et les co¾ts quôun nouveau 
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raccordement ou une modification dôun raccordement existant entra´ne est décrit dans une 

étude détaillée. Si le demandeur et Elia trouvent un accord sur les solutions techniques, Elia 

fait une proposition de contrat pour le raccordement ou la (les) modification(s) . 

Le raccordement ou la modification dôinstallations perturbatrices ou de compensation est en 

outre soumis à une étude « Power Quality ». Conformément aux dispositions des règlements 

techniques, Elia veille à ce que la tension au point de raccordement réponde aux dispositions 

de la norme EN 50160 (voir point 3.2.2 du présent rapport). 

Les délais pour les ®tudes r®alis®es par Elia dans le cadre dôun raccordement sont légalement 

fixés dans le Règlement Technique. Le nouveau raccordement ou une modification dôun 

raccordement existant, ainsi que les droits et devoirs de lôutilisateur du r®seau et dôElia 

concernant ces installations font lôobjet dôun contrat de raccordement conclu entre les deux 

parties et approuvé par la CREG dans une décision du 16 juillet 2009 (décision n° (B) 090716-

CDC-883). 

Compte tenu de la complexité des raccordements, les délais d'exécution pour la réalisation 

d'un raccordement sont toujours fixés en concertation avec l'utilisateur du réseau.  Ces délais 

sont indiqués dans l'étude de détail et deviennent définitifs à la signature du contrat de 

raccordement. 

Réparations :  

Sur le r®seau de transport f®d®ral, lôAIT (Average Interruption Time) a ®t® de 1 minutes 26 

secondes (3 minutes 12 secondes en 2014) et lôAID (Average Interruption Duration) de 25 

minutes 55 secondes (59 minutes 25 secondes en 2014).  

Il y a eu 61 incidents en 2015 sur le réseau de transport (66 en 2014). Ce réseau étant maillé, 

ces incidents nôentra´nent habituellement pas de coupure au niveau du client. Dans 42% des 

cas, une tentative de ré-enclenchement automatique a eu lieu. Ces tentatives automatiques 

de ré-enclenchement ont été fructueuses dans 90% des cas sur les réseaux 380 kV et 220 

kV, et dans 86% des cas sur le réseau 150 kV. 

Dans 4 cas, une liaison du réseau fédéral de transport a été indisponible pendant plus de 24 

heures. 

b) Région flamande 

Raccordements : 
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En mati¯re dô®lectricit®, les d®lais de raccordement sont les suivants20:  

- Raccordement ósimpleô (basse tension, < 25 kVA (ou > 25 kVA dans le cas le GRD juge 

quôun renforcement/extension du r®seau nôest pas n®cessaire), sans ou avec injection 

< 400 VA) : le client et le gestionnaire de r®seau se mettent dôaccord sur une date; le 

client peut demander que le raccordement se fait dans les 15 jours calendrier à partir 

de la date du paiement du montant de lôoffre de raccordement; 

- Raccordement ópas simpleô: le client et le gestionnaire de r®seau se mettent dôaccord 

sur une date; le client peut demander que le raccordement se fait dans un délai de 18 

semaines, pour des connexions jusqu'à 5 MVA. Seulement dans des circonstances 

exceptionnelles et après une motivation, le gestionnaire de réseau peut dévier de ces 

délais. Le raccordement des installations CHP ou RES-e ne peut pas dépasser 24 

mois, sauf dans des circonstances exceptionnelles et après une motivation; 

- Raccordement au r®seau de transport local dô®lectricit®: délai indiqué dans le contrat 

de raccordement. 

Réparations : 

Pour 2015, lô®volution de la fr®quence et la dur®e dôinterruptions de la fourniture dô®lectricit® 

est indiquée dans le tableau ci-dessus. Les causes des incidents sont surtout des ruptures de 

câble (au niveau MT et HT). La conclusion générale est que la fiabilité est très élevée. 

  2011 2012 2013 2014 2015 

basse tension fréquence d'interruptions 0,06 0,05 0,05 0,04 0,04 

  durée d'indisponibilité 00:07:36 00:06:24 00:07:23 00:05:57 00:04:59 

tension moyenne fréquence d'interruptions 0,48 0,52 0,47 0,42 0,37 

  durée d'indisponibilité 00:17:55 00:19:39 00:19:24 00:16:09 00:15:05 

Tableau 3 : Fréquence et dur®e dôinterruptions de la fourniture dô®lectricit® en Flandre  

La durée de réparation pour une interruption de basse tension semble être importante, car elle 

implique toujours une intervention manuelle. Cependant, seulement un nombre limité de 

clients est affecté, ce qui explique que les valeurs moyennes pondérées de l'indisponibilité 

sont relativement faibles. En 2015, en moyenne, 1 à 25 utilisateurs du réseau a eu une panne 

d'électricité causée par une interruption de basse tension (idem en 2014). La réparation en 

2015 a pris en moyen 2 heures et 13 minutes (2 heures et 20 minutes en 2014). En moyen 

(pondéré) un utilisateur du réseau de distribution flamand a été sans électricité pendant 

4 minutes et 59 secondes en 2015  (5 minutes et 57 secondes en 2014). 

                                                 
20 Règlement technique, Section III.3.3. 
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En moyenne tension la fréquence moyenne pondérée des interruptions imprévues a 

légèrement diminué en 2015. En moyen (pondéré) la puissance d'un client final flamand a été 

interrompu 0,37 fois au cours de 2015 (0,42 en 2014). La durée moyenne pondérée de la 

réparation en 2015 a légèrement augmenté à 41 minutes (39 en 2014). En moyen (pondéré) 

un utilisateur du réseau de distribution flamand a été sans électricité pendant 15 minutes et 5 

secondes en 2015 (16 minutes et 9 secondes en 2014). 

En matière d'indemnisations,  les règles de responsabilité de droit commun s'appliquent d'une 

part. D'autre part, depuis début 2015, la législation flamande21 prévoit, en sus de ces règles, 

les possibilités d'indemnisation forfaitaire suivantes : 

¶ Depuis le 1er janvier 2015, l'utilisateur, raccordé au réseau de distribution, qui subit une 

interruption de courant de plus de 4 heures, peut opter pour une indemnisation du préjudice 

subi. Cette indemnisation est due en cas d'interruption de courant non planifiée d'origine 

technique d'au moins quatre heures. Elle est indépendante du préjudice réel subi ou non 

par un utilisateur et ne s'applique pas en cas d'interruption résultant d'une situation 

d'urgence ou d'un cas de force majeure, comme énoncé dans les règlements techniques. 

¶ Si l'utilisateur de réseau a commandé un (nouveau) raccordement au réseau de 

distribution et si le délai de (nouveau) raccordement, défini par les règlements techniques 

ou convenu, est dépassé, le gestionnaire de réseau de distribution est redevable, depuis 

le 1er janvier 2015, d'une indemnité par jour de dépassement. Le gestionnaire de réseau 

de distribution n'est cependant pas redevable de l'indemnité s'il peut prouver qu'il n'a pas 

pu éviter le retard du (nouveau) raccordement. 

Chaque année, les gestionnaires de r®seau sont tenus dôadresser au VREG un rapport faisant 

®tat du nombre de demandes dôindemnisation fond®es sur ces dispositions r®ceptionn®es au 

cours de lôann®e ®coul®e, ainsi que de la suite qui leur a ®t® r®serv®e.   

795 plaintes ont été introduites en 2015 auprès des gestionnaires de réseau pour une 

interruption de la fourniture dô®lectricit® de plus de 4 heures : 523 dôentre elles ont ®t® 

acceptées en 2015 et ont donné lieu à des indemnisations pour un montant total de 32.034,11 

EUR. 72 autres demandes pourraient donner lieu à une indemnisation, mais sont toujours en 

cours de traitement à ce jour. 

 

                                                 
21 D®cret sur lôEnergie, Art. 4.1.11/3 et Art. 4.1.11/5 
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En ce qui concerne le retard de raccordement, 19 demandes dôindemnisation ont ®t® 

introduites dans ce cadre auprès des gestionnaires de réseau en 2015. Dans 6 dossiers, les 

gestionnaires de réseau de distribution ont reconnu avoir procédé tardivement au 

raccordement et ont versé des indemnisations pour un montant total de 2.777,5 EUR. 1 autre 

demande pourrait donner lieu à une indemnisation, mais est toujours en cours de traitement à 

ce jour. 

c) Région wallonne 

Raccordements : 

En mati¯re dô®lectricit®, les d®lais de raccordement sont les suivants22 : 

¶ pour le raccordement des clients résidentiels : 30 jours calendrier à partir de la date de 

réception du paiement du montant de lôoffre de raccordement ; 

¶ pour les autres clients de la basse tension : délai mentionné dans le courrier adressé 

par le gestionnaire de réseau au client, et reprenant les conditions techniques et 

financières du raccordement. 

Réparations : 

En ce qui concerne les réparations, les gestionnaires de réseau de distribution ont 2 heures 

pour être sur place et ensuite 4 heures pour proc®der ¨ la r®paration. Sôils estiment ne pas 

pouvoir réparer endéans ce dernier délai et sauf impossibilité technique, une alimentation 

provisoire doit être opérée dans le même délai. 

La l®gislation wallonne pr®voit divers m®canismes dôindemnisation forfaitaire23 susceptibles 

dôoffrir aux clients wallons une r®paration plus rapide que celle qui r®sulterait des procédures 

de droit commun, lorsquôils sont confront®s ¨ un certain nombre de situations imputables ¨ 

leur gestionnaire de réseau ou fournisseur. Notamment, les situations suivantes peuvent faire 

lôobjet dôune indemnisation : 

¶ interruption de la fourniture dô®lectricité durant plus de 6 heures consécutives (sauf 

si la coupure est planifiée et que les clients en ont été avertis en temps utile ou si 

la coupure et son maintien sont dus à un cas de force majeure) ; 

                                                 
22 Article 25 quater du Décret du 12 avril 2001. 
23 Articles 25 bis et suivants du D®cret du 12 avril 2001 relatif ¨ lôorganisation du march® r®gional de 
lô®lectricit®. 
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¶ raccordement non effectif dans les délais imposés par la législation (voir ci-dessus). 

Sans pr®judice de lôapplication du droit commun de la responsabilit® civile, la r¯glementation 

wallonne énumère les cas dans lesquels le fournisseur ou le gestionnaire de réseau est tenu 

dôindemniser le client final victime dôun dysfonctionnement dans le cadre de la fourniture et/ou 

de la distribution dô®nergie. 

Le montant dôindemnisation sô®l¯ve ¨ 100 euros (109,78 euros au 1er janvier 2016) par période 

de 6 heures dôinterruption cons®cutives de fourniture dô®lectricit® sauf cas de force majeure 

avérée. 

Avant le 31 mars de chaque ann®e, les gestionnaires de r®seau sont tenus dôadresser ¨ la 

CWaPE un rapport faisant ®tat du nombre de demandes dôindemnisation fond®es sur ces 

dispositions r®ceptionn®es au cours de lôann®e ®coulée, ainsi que de la suite qui leur a été 

réservée.  Ces données peuvent être consultées dans le rapport annuel spécifique 2015 du 

Service r®gional de m®diation pour lô®nergie. 

180 plaintes ont été introduites en 2015 auprès des gestionnaires de réseau pour une 

interruption de la fourniture dô®lectricit® de plus de 6 heures : 86 dôentre elles ont ®t® accept®es 

en 2015 et ont donné lieu à des indemnisations pour un montant total de 10.065,69 EUR. 

Quatre autres demandes pourraient donner lieu à une indemnisation, mais sont toujours en 

cours de traitement à ce jour. 

En ce qui concerne le retard de raccordement, 19 demandes dôindemnisation ont ®t® 

introduites dans ce cadre auprès des gestionnaires de réseau en 2015. Dans 5 dossiers, les 

gestionnaires de réseau de distribution ont reconnu avoir procédé tardivement au 

raccordement et ont versé des indemnisations pour un montant total de 6403,30 EUR. Huit 

autres demandes pourraient donner lieu à une indemnisation, mais sont toujours en cours de 

traitement à ce jour. 

d) Région de Bruxelles-Capitale : 

Raccordements : 

Pour la région Bruxelles-Capital, il nôy a rien ¨ signaler pour 2015. 

Réparations : 

Pour la région Bruxelles-Capital, il nôy a rien ¨ signaler pour 2015. 
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3.2.4 Monitoring des mesures de sauvegarde 

Le lecteur est invité à se référer au point 2 du présent rapport qui traite notamment du plan de 

délestage et de la réserve stratégique, qui font partie des mesures qui peuvent être mises en 

îuvre dans le cadre du plan de sauvegarde. 

À la demande de la ministre de lô£nergie, la CREG a rendu un avis24, le 6 juillet 2015, dôune 

part, sur un projet dôarr°t® royal modifiant le r¯glement technique pour la gestion du r®seau de 

transport de lô®lectricit® et lôacc¯s ¨ celui-ci et dôautre part, sur un projet dôarr°t® ministériel 

modifiant le plan de d®lestage du r®seau de transport dô®lectricit®. La CREG y fait des 

observations générales et examine le texte article par article. 

Lôarr°t® royal du 6 octobre 2015 modifiant ledit Règlement Technique et lôarr°t® minist®riel du 

13 novembre 2015 modifiant le plan de d®lestage du r®seau de transport dô®lectricit® sont 

détaillés sous le point 2 du présent rapport. 

Conformément au Règlement Technique, ELIA a notifié à la CREG, par lettre du 2 décembre 

2015, une nouvelle version du code de sauvegarde intégrant les modifications législatives 

apportées Règlement Technique et ¨ lôarr°t® minist®riel du 3 juin 2005 ®tablissant le plan de 

d®lestage du r®seau de transport dô®lectricit® (voir le point 2 du pr®sent rapport). 

Le code de sauvegarde fixe notamment les procédures opérationnelles applicables aux 

responsables dôacc¯s, aux utilisateurs du r®seau et aux autres gestionnaires de r®seau dans 

le but dôassurer la s®curit®, la fiabilit® et lôefficacit® du r®seau. 

Lôarticle 5 de la loi du 26 mars 2014 modifiant la loi électricité a prévu l'introduction d'un 

mécanisme de réserve stratégique25. La réserve stratégique est destinée à garantir, jusqu'à 

un certain niveau, la s®curit® dôapprovisionnement ®lectrique pendant les p®riodes hivernales. 

Elle se compose en partie d'unités de production ayant notifié leur mise hors service et en 

partie de la gestion de la demande. Pour déterminer le volume de réserves stratégiques requis, 

le gestionnaire de réseau réalise une analyse probabiliste des besoins en capacité de 

production, afin de pouvoir atteindre les critères LOLE (Loss of load expectation) fixés par la 

                                                 
24 Avis (A)150706-CDC-1430 sur un projet dôarr°t® royal modifiant lôarr°t® royal du 19 d®cembre 2002 
®tablissant un r¯glement technique pour la gestion du r®seau de transport de lô®lectricit® et lôacc¯s ¨ 
celui-ci, ainsi quôun projet dôarr°t® minist®riel modifiant lôarr°t® minist®riel du 3 juin 2005. 
®tablissant le plan de d®lestage du r®seau de transport dô®lectricit®. 
25 Le 29 avril 2015, la Commission européenne a ouvert une enquête sectorielle dans 11 pays, dont la 
Belgique, sur des m®canismes visant ¨ garantir lôapprovisionnement en ®lectricité. Le 13 avril 2016, le 
rapport interm®diaire de lôenqu°te sectorielle sur les m®canismes de capacit® dans le secteur de 
lô®lectricit® a mis en lumi¯re dôimportantes lacunes. 
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loi. Sur base de cette analyse, la Direction Générale de l'Énergie remet un avis au ministre, 

qui donne ensuite instruction à Elia de contracter un volume donné.  

Pour la période hivernale 2014-2015, le ministre avait, sur la base de l'arrêté ministériel du 16 

juillet 2014, donné instruction à Elia de contracter 1.200 MW. Pour la réserve stratégique, Elia 

a contracté en 2014, 750 MW de capacité de production (485 MW pour l'unité TGV de Seraing 

et 265 MW pour l'unité transformée TG de Vilvoorde) pour une période de 3 ans, et près de 

100 MW en gestion de la demande pour une période d'un an.  

Pour la période hivernale 2015-2016, un arrêté ministériel du 15 janvier 2015 a donné 

instruction à Elia de constituer, à partir du 1er novembre 2015, une réserve stratégique pour 

un volume complémentaire de 2.75026 MW par rapport aux 750 MW déjà contractés. Les coûts 

li®s ¨ la mise en îuvre de la r®serve strat®gique, y compris les coûts de gestion et de 

développement, sont couverts par une surcharge tarifaire facturée par Elia aux utilisateurs de 

son réseau, dont le montant est approuvé par la CREG27.  

En mars 2015, la CREG a rendu une décision28 sur les règles de fonctionnement de la réserve 

stratégique applicables à partir du 1er novembre 2015. Celle-ci a ®t® pr®c®d®e dôune 

consultation organis®e en f®vrier 2015 portant sur la proposition dôELIA de r¯gles de 

fonctionnement de la réserve stratégique et sur le projet de décision de la CREG relatif à cette 

proposition. 

En juin 2015, sur la base du rapport dôELIA contenant les donn®es sur les prix et les volumes 

offerts et une sélection technico-®conomique des offres reues dans le cadre de lôappel 

dôoffres organis® en mars 2015 en vue de constituer la réserve stratégique, la CREG a formulé 

un avis29 sur le caractère manifestement déraisonnable ou non des prix offerts. 

Les conditions g®n®rales des contrats de responsables dôacc¯s ont par ailleurs ®t® adapt®es 

pour les mettre en conformité avec le mécanisme de réserve stratégique. 

                                                 
26 Elia a reçu des offres pour un volume de 1.312,8 MW, dont seulement 804,8 MW étaient conformes 
aux conditions du cahier de charges. De ces 804,8 MW, 358,4 MW résultent de la diminution de la 
demande et 446,4 MW proviennent de la production contractée par Elia pour la période hivernale 2015-
2016. 
27 Voir la décision (B)140605-CDC-1330 - http://www.creg.be/fr/producte9.html. 
28 Décision finale (B)150312-CDC-1403 relative à la proposition de la SA ELIA SYSTEM OPERATOR 
concernant les règles de fonctionnement de la réserve stratégique applicables à partir du 1er novembre 
2015. 
29 Avis (A)150625-CDC-1433 sur le caractère manifestement déraisonnable ou non des prix offerts à 
ELIA SYSTEM OPERATOR SA pour la fourniture de la r®serve strat®gique en r®ponse ¨ lôappel dôoffres 
du 17 mars 2015. 
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Pour ce qui concerne le tarif de lôobligation de service public ç r®serve strat®gique è, fix® par 

la CREG30 et entr® en vigueur le 1er f®vrier 2015, il sô®l¯ve ¨ 0,6110 euro/MWh pr®lev® net. 

Le 15 septembre 2015, la CREG a publié une étude31 concernant la réserve stratégique et le 

fonctionnement du marché au cours de la période hivernale 2014-2015. Lô®tude d®montre que, 

tant le marché day-ahead que le système en temps réel sont restés en-deçà de 1.000 MW 

dôune activation de la r®serve strat®gique. A fortiori, la Belgique a ®vit® tr¯s largement un 

d®lestage g®n®r® par un probl¯me de s®curit® dôapprovisionnement. 

Pour la période hivernale 2015-2016 la r®serve strat®gique nôa pas d¾ °tre activ®. 

3.2.5 Energie renouvelable : raccordement planifié et réalisé, description des 

r¯gles et proc®dures dôacc¯s au r®seau, description des droits de priorit®, 

évolution de la capacité installé offshore et onshore et de lô®lectricit® verte 

produite 

a) Niveau fédéral 

Raccordement planifié et réalisé : 

Lôobjectif europ®en visant une part de 20% dô®nergie renouvelable ¨ lôhorizon 2020 sôest traduit 

par un objectif contraignant de 13% de sources dô®nergie renouvelable dans la consommation 

belge dô®nergie, correspondant ¨ 20,9% de source dô®nergie renouvelable dans la 

consommation finale belge dô®lectricit®. 

Le Ministre de lôEnergie du gouvernement f®d®ral a octroy® jusquôaujourdôhui huit concessions 

domaniales pour la construction et lôexploitation de parcs ®oliens en mer du Nord. Lôensemble 

de ces concessions repr®sentent aujourdôhui 2,3 GW32. 

                                                 
30 Décision (B)150129-CDC-658E/32 relative à la proposition du 25 novembre 2014 de SA ELIA 
SYSTEM OPERATOR relative ¨ lôadaptation ¨ partir du 1er janvier 2015 des tarifs pour les obligations 
de service public et des taxes et surcharges ï Réserve stratégique. 
31 Étude (F)150910-CDC-1454 concernant la réserve stratégique et le fonctionnement du marché au 
cours de la période hivernale 2014-2015. 
32 (1) C-POWER (arrêté ministériel du 27 juin 2003, modifié le 3 février 2010 et le 6 mai 2013) ;  
(2) NORTHWIND (ex-ELDEPASCO) (arrêté ministériel du 15 mai 2006, modifié le 24 mars 2010) ; 
(3) BELWIND (arrêté ministériel du 5 juin 2007, modifié le 5 février 2009 et le 10 septembre 2012).  
(4) Par arrêté ministériel du 11 septembre 2015, sont fixées les modalités d'exécution de la cession 
partielle à la SA NOBELWIND de la concession domaniale octroyée à la SA BELWIND par l'arrêté 
ministériel EB-2007-0011-A du 5 juin 2007 pour la construction et l'exploitation d'installations de 
production d'électricité à partir du vent dans les espaces marins (Bligh bank) et de modification de cette 
concession domaniale ; 
(5) RENTEL (arrêté ministériel du 4 juin 2009, modifié le 12 mai 2015 et le 24 décembre 2015) ; 
(6) NORTHER (arrêté ministériel du 5 octobre 2009, modifié le 18 septembre 2015) ; 
(7) SEASTAR (arrêté ministériel du 1er juin 2012) ; 
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Les parcs existants C-Power, Belwind I et Northwind b®n®ficient d®j¨ dôun raccordement direct 

au r®seau 150 kV du littoral et repr®sentent une capacit® de production dô®olienne offshore de 

712 MW.  

Nobelwind (Belwind II) sera raccordé au plus tôt en 2016 à Zeebrugge également, moyennant 

lôutilisation commune du c©ble de Northwind, portant ¨ quelques 900 MW la capacit® ®olienne 

installée en mer.  

Le raccordement des autres parcs ne pourra toutefois avoir lieu avant la réalisation du projet 

STEVIN, le réseau 150 kV dans la zone étant complètement saturé après les connexions de 

C-Power, Belwind I, Nobelwind (Belwind II) et Northwind. 

                                                 
(8) MERMAID (arrêté ministériel du 20 juillet 2012). Par arrêté ministériel du 12 mai 2015, sont fixées 
les modalités d'exécution de cession à la S.A. NORTHWESTER 2 d'une partie de la concession 
domaniale octroyée à la société momentanée MERMAID par l'arrêté ministériel EB-2011-0019-A du 20 
juillet 2012 pour la construction et l'exploitation d'installations de production d'électricité à partir de l'eau, 
des courants ou des vents dans les espaces marins situés au-dessus du BlighBank et de modification 
de cette concession domaniale. 
 

http://www.google.be/url?sa=i&rct=j&q=&esrc=s&source=images&cd=&cad=rja&uact=8&ved=0ahUKEwjgj6HzrOPMAhUPrRQKHarhD1cQjRwIBw&url=http://www.creg.be/fr/greenelec1.html&psig=AFQjCNF9DSHimt9vw_LqpCkfyhi-5M4ohA&ust=1463651506373352
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Avec le projet STEVIN il sera donc possible de transporter lô®nergie ®olienne des parcs ®oliens 

situ®s en mer du Nord pour un total de 2306 MW vers lôint®rieur du pays. 

Par ailleurs, le projet STEVIN permettra ®galement le raccordement dôunit®s de production 

décentralisée supplémentaires (énergie éolienne, photovoltaµque et autres sources dô®nergie 

renouvelable et de cogénération) dans la région côtière.  

Le lancement de ce projet, initialement prévu en 2014, a été retardé en raison de recours 

introduits aupr¯s du Conseil dô£tat. Elia a conclu des accords avec les différents particuliers 

et administrations locales qui avaient introduit un recours contre le « GRUP » (plan 

dôam®nagement r®gional) du projet STEVIN. Le Conseil dô£tat a ®t® inform® des compromis 

sign®s et a constat® la renonciation ¨ lôaction des diff®rentes parties. 

Vu quôil ne reste plus aucune proc®dure juridique en cours contre le projet STEVIN et que les 

permis dôurbanisme et dôenvironnement ont d®j¨ ®t® d®livr®s, les travaux ont commenc® en 

2015. Tenant compte dôune p®riode de travaux dôenviron 3 ans, Elia prévoit une mise en 

service de cette nouvelle liaison 380kV en 2018. 

Norther réalisera son propre câble vers le littoral pour faciliter son raccordement. 

Le d®veloppement dôune prise en mer facilitera également lôint®gration efficace des 4 parcs 

éoliens restants (Rentel, Seastar, Mermaid et Northwester 2). Cette prise en mer est aussi 

n®cessaire pour le d®ploiement de lô®nergie offshore (vent, vagues) ¨ plus long terme (au-delà 

de 2,3 GW en mer du Nord). La faisabilit® technique dôune telle approche a été confirmée. 

Etant donné les puissances produites et les distances à parcourir, le niveau de tension 220 kV 

est le plus efficace pour transporter lô®nergie produite via des c©bles sous-marins à courant 

alternatif vers la côte. 

Cette infrastructure offshore sera développée de manière modulaire, en collaboration avec les 

promoteurs éoliens concernés, permettant une approche par étapes en fonction du planning 

de réalisation des parcs éoliens. Cette infrastructure ®voluera dôun raccordement simple pour 

la réalisation du premier parc vers une structure centralisant lô®nergie produite en mer apr¯s 

la réalisation des parcs suivants, avant de la transporter vers la côte (le poste Stevin) via un 

ou plusieurs câbles 220 kV supplémentaires. 

Cette évolution pourrait continuer dans le cadre du d®veloppement potentiel futur dôun r®seau 

interconnect® en mer. Elia participe dôailleurs aux ®tudes r®alis®es dans le cadre de la ç North 

Seas Countries Offshore Grid Initiative è, o½ des concepts dôinterconnexions suppl®mentaires 

et de ramifications à grande échelle des parcs éoliens en mer du Nord ont été analysés. 
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Proc®dures dôacc¯s au r®seau, description des droits de priorit® : 

Elia établit les prescriptions techniques adaptées aux unités de production qui utilisent des 

sources d'énergie renouvelables et aux unités de cogénération de qualité et les communique 

sans délai à la CREG. 

Dans l'examen de la demande de raccordement, Elia accorde, dans la mesure du possible 

compte tenu de la sécurité d'approvisionnement nécessaire, une priorité aux demandes de 

raccordement relatives à des installations de production qui utilisent des sources d'énergie 

renouvelables et aux unités de cogénération dont la puissance nominale est inférieure ou 

égale à 25 MW. 

Dans la gestion de congestion Elia met tout en îuvre, en veillant à maintenir le droit de priorité 

aux installations de production qui utilisent des sources d'énergie renouvelables ou aux unités 

de cogénération, les moyens dont il dispose afin de gérer de manière sure, fiable et efficace 

les flux d'électricité sur le réseau.  

Le droit de priorité existe également pour les unités de production d'électricité à partir de 

sources d'énergie renouvelables et de cogénération qui se connectent au réseau de 

distribution. 

Les unités de production qui utilisent des sources d'énergie renouvelables et les unités de 

cogénération jouissent, aux fins de contribuer à leur promotion, également d'une plage de 

tolérance relative à l'équilibre. 

Evolution de la capacité installée en énergie éolienne et de lô®lectricit® verte produite : 

La puissance install®e totale dô®oliennes offshore a augmenté de 6 MW en 2015, pour 

atteindre un total de 713,1 MW (707,1 MW en 2014). Cette hausse résulte de la mise en 

service par BELWIND en août 2015 de la turbine de test Haliade 150 ï 6 MW (ex ALSTOM, 

désormais GENERAL ELECTRIC). 

Le Tableau 4 dresse un aperçu de la puissance nominale des parcs éoliens offshore dont le 

financial close a été conclu avant la fin 2015. Par arrêté ministériel du 11 septembre 2015 (MB 

du 23 septembre 2015), Belwind nv a cédé partiellement à Nobelwind nv sa concession 

domaniale. 
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Tableau 4 : Puissance nominale des parcs éoliens offshore existants et en construction en 2015 (Source : CREG) 

 

En 2015, tous les parcs éoliens offshore ont injecté ensemble 2,5 TWh dans le réseau de 

transport dôElia, en hausse de 17,5% par rapport à 2013.  

Si la production onshore raccordée au réseau Elia est additionnée à la production offshore, la 

production ®olienne en 2015 sô®l¯ve ¨ 2,9 TWh en hausse de 17,2% par rapport à 2014. La 

figure 11 reprend la production mensuelle nette d'électricité des éoliennes onshore et offshore 

raccordées au réseau Elia entre 2007 et 2015. 

 

Figure 11 : Évolution de la capacité installée en énergie éolienne offshore et onshore raccordée au réseau Elia 
entre 2007 et décembre 2015 (Source : CREG) 

En 2015, tous les parcs éoliens offshore ont injecté ensemble 2.533 GWh dans le réseau de 

transport (2.155 GWh en 2014). La production nette dô®lectricit® (avant transformation) de 

toutes les éoliennes offshore certifi®es sô®levait ¨ 2.612 GWh pour lôann®e 2015, ce qui 

Nom du parc

(MW) début 2015 fin 2015 total

Belwind 165 171 171

Nobelwind 0 0 165

C-Power 326 326 326

Northwind 216 216 216

Total 707 713,1 878
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