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EXECUTIVE SUMMARY 

1. Dans un système confronté à une forte augmentation des productions 

intermittentes, une augmentation de la gestion de la demande permettrait de lisser les pics 

de prix et de contribuer davantage à la sécurité d’exploitation des réseaux ainsi qu’à la 

sécurité d’approvisionnement du système. Dans ce contexte, la CREG estime important de 

favoriser la participation de la demande aux différents marchés de l’électricité.  

2. Pour favoriser le développement de la gestion de la demande en Belgique, la CREG 

a adopté une démarche interactive. Dans un premier temps, elle a consulté les acteurs du 

marché pour leur demander quels étaient selon eux les principaux obstacles.  L’analyse des 

réponses a permis à la CREG d’identifier trois obstacles relevant de son domaine de 

compétence :  

- l’absence d’un modèle de marché permettant aux clients finaux de valoriser leur 

flexibilité auprès d’un tiers différent de leur fournisseur (transfert d’énergie) ; 

- la difficulté, voire l’impossibilité pour la gestion de la demande d’accéder à 

certains produits du gestionnaire du réseau de transport ; 

- la difficulté d’accéder aux marchés de l’électricité. 

3. Dans un second temps, par l’intermédiaire de ce rapport, la CREG soumet aux 

acteurs du marché les pistes de solutions qu’elle propose pour lever ces obstacles et 

souhaite collecter leurs réactions.  Dans ce but, elle organisera une consultation publique et 

un workshop au début de l’année 2016.   

Les pistes de solutions sont de trois ordres : 

- une proposition d’un modèle de marché pour le transfert d’énergie 

permettant de faciliter l’accès de la gestion de la demande aux différents 

marchés.  Ce modèle repose sur le principe de la liberté pour tout client final de 

valoriser sa flexibilité auprès du fournisseur de flexibilité (FSP) de son choix sans 

que ni son fournisseur ni le BRP de celui-ci ne puissent s’y opposer.  Ceci ne 

nécessite pas la création d’un nouveau marché, mais requiert l’ouverture de tous 

les marchés existants, dans des conditions qui permettent d’établir une saine 

concurrence entre les différents types d’offreurs de flexibilité. Ceci implique la 

définition d’un cadre légal précisant les rôles des différents acteurs impliqués 

dans l’échange de la flexibilité de la demande ainsi que leurs droits et obligations.  
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Le modèle de marché proposé repose sur les principes de base repris ci-

dessous.  

Principe 1 – tout client final a le droit de valoriser sa flexibilité sans que son 

fournisseur ni le BRP de celui-ci puisse s’y opposer. 

Principe 2 – tout client final a le droit de choisir son FSP indépendamment de 

son fournisseur d’électricité. 

Principe 3 – le FSP doit assumer la responsabilité d’équilibre de l’activation de 

la flexibilité liée à la demande qu’il gère. 

Principe 4 – l’intervention d’un FSP ne peut se faire au détriment d’autres 

parties.  Ceci implique : 

4.1. la nécessité de corriger le périmètre d’équilibre du BRP source ; 

4.2. la nécessité de compenser financièrement le fournisseur 

d’électricité du client final source. 

Principe 5 – la correction des périmètres d’équilibre doit être réalisée de façon 

centralisée, par une entité neutre disposant des compétences requises. 

Principe 6 – pour ce qui concerne la compensation financière, si elle n’est pas 

automatique, (et dans un second temps éventuellement le choix de la 

baseline), la négociation commerciale doit être privilégiée. Si elle n’aboutit 

pas, ou si elle n’est pas envisageable, une solution par défaut doit pouvoir être 

imposée de façon à éviter que des offres de gestion de la demande ne 

puissent être prises en compte. 

Principe 7 – du point de vue du fonctionnement du marché, il est souhaitable 

que toute activation empêchée par un gestionnaire de réseau soit indemnisée 

(NB : pour les points EAN raccordés au réseau de distribution, cela relève de 

la compétence régionale). 

Principe 8 – le client final est le détenteur de ses données de mesure et de 

comptage et peut les transmettre librement. 
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Principe 9 – la confidentialité des données commercialement sensibles doit 

être assurée. 

Principe 10 – une seule facture doit être transmise au client final pour sa 

consommation d’électricité. 

La CREG suggère, d’une part, la mise en place d’un modèle centralisé de 

gestion des données liées aux volumes de flexibilité permettant la correction du 

périmètre d’équilibre du BRP du fournisseur du client final source ainsi que la 

vérification de la fourniture de flexibilité réalisée par le FSP et, d’autre part, soit la 

mise en place d’un système bilatéral de compensation financière entre le 

FSP et le fournisseur du client final source avec une solution par défaut qui 

s’imposerait aux parties en cas de désaccord, de façon à éviter que des offres de 

gestion de la demande ne puissent pas être prises en compte, soit la correction 

de la mesure de la consommation du client final source et la création d’un fonds 

de compensation ; 

- des propositions d’adaptation de certains produits du gestionnaire du 

réseau de transport (GRT), de façon à en permettre/faciliter l’accès par la 

demande, en concurrence avec la production, et de les conformer au modèle de 

marché proposé.  Dans ce but, la CREG recommande de remplacer la définition 

de produits sur la base des caractéristiques d’une technologie par une définition 

basée sur les besoins du GRT, le seul motif d’exclusion d’une technologie étant 

l’impossibilité avérée pour celle-ci de répondre au besoin. Ceci implique, de 

façon plus spécifique :  

o l’ouverture des produits R1 symétrique 100 mHz, 200 mHz et R1 asymétrique 

à la baisse à d’autres ressources que les unités associées à un contrat CIPU 

et, dans cette mesure, l‘ouverture de ces produits à la demande ;  

o l’ouverture de la R2 à la demande, éventuellement après la mise en œuvre 

d’un projet pilote ;  

o la refonte des produits de la R3 de façon à en permettre l’accès aux 

différentes technologies ainsi que l’introduction d’un prix d’activation 

permettant une activation sur la base d’un merit order.   

o L’ouverture des offres libres de R3 à toutes les technologies, ce qui implique 

la mise en place de la plateforme bid ladder en 2017.  Le transfert des offres 

entre le marché Belpex CIM et cette plateforme devrait être facilité. 
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Ces évolutions doivent s’inscrire dans le cadre de la convergence vers un 

marché intégré du balancing au niveau européen. 

- Pour ce qui concerne l’accès aux marchés de l’électricité, aucun obstacle 

particulier n’a été décelé, toutefois le développement de nouveaux produits 

tenant mieux compte des contraintes spécifiques de certains types d’effacement 

pourrait être envisagé sur Belpex DAM.  Sur Belpex CIM, le principal obstacle 

vient du manque de liquidité.  Le développement de produits quart horaires sur 

ces deux marchés serait bénéfique, mais verrait son efficacité accrue s’il était 

réalisé en coordination avec les pays voisins. 

4. La CREG souhaite recueillir les réactions des acteurs du marché à sa proposition 

de modèle de marché par courriel à l’adresse suivante : consult.demand@creg.be et 

organisera un workshop au début de l’année 2016. 

  

mailto:consult.demand@creg.be
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I. INTRODUCTION 

5. En vue de la transposition partielle de la Directive 2012/27/UE du Parlement 

européen et du Conseil du 25 octobre 2012 relative à l’efficacité énergétique, l’article 6 de la 

loi du 28 juin 2015 portant des dispositions diverses en matière d’énergie a attribué une 

nouvelle mission à la CREG.  Ainsi, en vertu de l’article 23, § 1er, 5°bis de la loi du 29 avril 

1999 relative à l’organisation du marché de l’électricité (ci-après la « loi électricité »), la 

CREG est désormais chargée de prendre toutes les mesures raisonnables pour encourager 

les ressources portant sur la demande, telles que les effacements de consommation, à 

participer au marché de gros au même titre que les ressources portant sur l’offre. 

6. Par ailleurs, dans son premier paquet de mesures en vue d’assurer la sécurité 

d’approvisionnement en Belgique, le Gouvernement fédéral a chargé la CREG d’«examiner 

les moyens à mettre en œuvre pour faciliter l’accès à la gestion de la demande». 

7. Dès lors, et en relation avec ses missions traditionnelles (notamment la surveillance 

du fonctionnement du marché de l’électricité, la régulation des services auxiliaires et le 

contrôle de la réserve stratégique), la CREG, après consultation des acteurs du marché, a 

réalisé la présente étude relative aux options possibles pour lever les obstacles au 

développement de la gestion de la demande.   

8. Cette étude fait suite à un rapport des quatre régulateurs belges concernant 

l’adaptation du cadre réglementaire pour le développement de la gestion de la demande 

publié le 3 février 20141.   

9. Dans ce cadre, la CREG souhaite d’abord soumettre aux acteurs du marché un 

rapport intermédiaire qui servira de base à l’organisation d’une consultation publique et d’un 

workshop début 2016.   

10. Outre l’executive summary et l’introduction, le présent document comporte six 

chapitres : 

- le chapitre 2 précise l’objet de l’étude ; 

- le chapitre 3 contient la définition de certains termes utilisés ; 

  

                                                
1 http://www.creg.info/pdf/Divers/Rapport140203FR.pdf 

http://www.creg.info/pdf/Divers/Rapport140203FR.pdf
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- au chapitre 4, la CREG synthétise les obstacles identifiés par les acteurs du 

marché et par les régulateurs européens ; 

- les propositions de la CREG pour un modèle de marché sont reprises au 

chapitre 5 ; 

- le chapitre 6 reprend les améliorations que la CREG suggère aux produits 

proposés sur les différents marchés ; 

- le chapitre 7 contient la conclusion de l’étude ainsi que la proposition d’un 

calendrier de mise en œuvre. 

Le Comité de direction de la CREG a approuvé ce rapport intermédiaire lors d’une procédure 

écrite le 22 janvier 2016. 

II. OBJET DE L’ETUDE 

11. La gestion de la demande revêt de multiples aspects.  La CREG a souhaité focaliser 

son analyse sur les adaptations à apporter au design des différents marchés (marchés de 

l’électricité, des services auxiliaires et de la réserve stratégique) afin de favoriser la 

participation de la demande à ces marchés.   

La réflexion se centre donc sur la mise en place d’un cadre favorable à la commercialisation 

de la gestion de la demande.  Ce cadre implique une définition claire des rôles, droits et 

obligations des différents intervenants, la possibilité de transférer l’énergie ainsi que l’accès 

à l’information. 
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III. GLOSSAIRE ET TYPOLOGIES 

III.1 Glossaire 

Agrégateur désigne un fournisseur de services portant sur la demande qui combine des 

charges de consommation multiples de courte durée et les vend ou les met aux enchères sur 

les marchés de l'énergie organisés2. 

Bid ladder désigne le projet de plateforme du GRT où les acteurs du marché peuvent offrir 

toute la flexibilité disponible pour les produits de mFRR (réserve tertiaire). 

BRP (balance responsible party) se réfère à un responsable d’équilibre (A market participant 

or its chosen representative responsible for its imbalances3).  Dans la présente étude, BRP 

source vise le BRP ayant dans son portefeuille le point d’accès du client final source, le 

BRP du FSP vise le BRP associé au FSP et BRP du FRP désigne le BRP associé au FRP. 

Dans le cas de produits du GRT, le FRP et son BRP sont le GRT lui-même. 

Client final se réfère à toute personne physique ou morale achetant de l'électricité pour son 

propre usage4 

Client final source se réfère au client final qui valorise sa flexibilité. 

FDM (flexibility data manager) se réfère à l’entité qui gère les données liées au volume de 

flexibilité et à l’identité des parties impliquées dans les transactions de flexibilité. 

Flexibilité est la capacité des clients finaux de modifier leur profil de consommation en 

fonction de signaux extérieurs envoyés par les acteurs du marché de l’électricité.5 

  

                                                
2 Directive 2012/27/UE du Parlement européen et du Conseil du 25 octobre 2012 relative à l'efficacité 
énergétique, article 1er, 45). 
3 Framework Guidelines on Electricity Balancing, ACER, FG-2012-E-009, 18 September 2012 
4 Art. 2, 14° de la loi du 29 avril 1999 relative à l'organisation du marché de l'électricité 
5 Rapport des quatre régulateurs de l’énergie du 3 février 2014 concernant l’adaptation du cadre 
réglementaire pour le développement de la gestion de la demande. 
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Fournisseur désigne toute personne physique ou morale qui vend de l'électricité à un ou 

des client(s) final(s); le fournisseur produit ou achète l'électricité vendue aux clients finals6. 

FRP (flexibility requestor party) se réfère à l’acheteur de la flexibilité.   

FSP (flexibility service provider) se réfère à un fournisseur de flexibilité, et dans le cadre de 

la présente étude, à un fournisseur de flexibilité de la demande.   

Le BSP (balancing service provider) est le nom donné au FSP lorsque l’on considère la 

fourniture de services de balancing prévus dans le projet de network code balancing.  Dans 

le cadre de cette étude, il n’est donc pas distingué du FSP. 

Gestion de la demande ou participation de la demande désigne la capacité d’un client 

final source de modifier volontairement son prélèvement net (puissance active) mesuré par 

un compteur ou un sous-compteur, à la hausse ou à la baisse, en fonction de signaux 

extérieurs.   

La référence au prélèvement net d’électricité signifie que la notion de gestion de la demande 

est envisagée au sens large.  Le mode de gestion du prélèvement sur le réseau peut 

provenir d’une réduction de la consommation, mais également d’une augmentation de la 

production en aval du compteur de tête ou du sous-compteur ou de l’utilisation de capacités 

de stockage.  Cette option présente l’avantage d’être neutre sur le plan technologique, mais, 

également le risque d’encourager le développement d’unités de production de secours peu 

performantes et polluantes au détriment de la flexibilisation du profil de consommation. 

GR (gestionnaire de réseau) désigne indifféremment le GRT ou le GRD. 

GRD désigne un gestionnaire de réseau de distribution. 

GRT désigne le gestionnaire de réseau de transport. 

Intermédiaire désigne le client final source ou le FSP qui achète de l’électricité en vue de la 

revendre. 

Période d’activation désigne la période pendant laquelle l’activation est réellement 

demandée par l’acheteur de la flexibilité. 

                                                
6 Art. 2, 15bis de la loi du 29 avril 1999 relative à l'organisation du marché de l'électricité 
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Point de comptage désigne l’endroit d’un réseau de GR ou d’un réseau privé où une 

mesure de la flexibilité activée sur la demande est réalisée. Cette mesure peut être faite au 

moyen d’un compteur de tête ou d’un sous-compteur. 

Transfert d’énergie désigne l’activation de la flexibilité de la demande impliquant deux BRP 

et/ou deux fournisseurs distincts. 

III.2 Typologies 

Usages de la gestion de la demande : 

Usage fonction d’un signal prix: 

ENDEX 
BELPEX DAM 
BELPEX CIM 
Marché du déséquilibre7  

Les fournisseurs et leurs BRP y voient une diversification de leurs sources 

d’approvisionnement ainsi qu’un nouvel instrument dans la gestion de leur relation 

avec leurs clients. 

Usage fonction d’un signal extérieur (dans le cadre d’un contrat avec le GRT) : 

Réserve stratégique 
Services auxiliaires :   

FCR (R1) 
aFRR (R2) 
mFRR (R3 y compris les free bids) 
Gestion des congestions 

Délestage volontaire non rémunéré (plan off on,…) 

Niveau de raccordement des clients finaux :  

Au réseau de transport : au-delà de 70 kV 
Au réseau de transport local et régional : de 30 kV à 70 kV 
Au réseau de distribution :  

Haute tension : de 1 kV à 30 kV 
Basse tension : inférieur à 1 kV 

Régime de comptage de la consommation : 

Compteur AMR : mesure quart horaire de la consommation 
Compteur MMR : mesure mensuelle de la consommation 
Compteur YMR : mesure annuelle de la consommation (profil de consommation 

calculé sur base de moyennes statistiques) 

                                                
7 Sur ce marché, le BRP, ou un client final si son contrat le permet, peut réagir au signal de prix de 
déséquilibre en se mettant délibérément en déséquilibre dans le sens opposé au déséquilibre de  la 
zone.   
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IV. OBSTACLES A LA PARTICIPATION DE LA 

DEMANDE AUX MARCHES 

IV.1 Introduction 

12. La CREG a organisé, entre le 7 et le 30 septembre 2015 une consultation publique 

des acteurs du marché à l’aide du questionnaire joint en annexe 1. 

13. Vingt-huit réponses ont été reçues.  Elles émanent des catégories d’acteurs du 

marché suivantes : 

Client final raccordé au : 

réseau de transport 

réseau de distribution avec compteur quart-horaire 

Fournisseurs/BRPs 

Agrégateurs indépendants 

Régulateurs régionaux 

Gestionnaires de réseau (GRT, GRD) 

Belpex 

Edora 

Consultant 

La CREG n’a reçu aucune réponse de clients résidentiels.  A cette exception, l’échantillon 

peut donc être considéré comme représentatif. 

14. Actuellement, certains clients finaux peuvent déjà valoriser leur flexibilité, soit 

auprès de leur fournisseur d’électricité lorsque celui-ci leur propose ce service, soit de façon 

limitée auprès d’un agrégateur, soit auprès du GRT. 

IV.2 Obstacles identifiés par les acteurs du marché 

15. Les principaux obstacles identifiés par les participants à la consultation publique à 

un développement plus important de la gestion de la demande sont soit communs à tous les 

marchés, soit spécifiques à un marché.  Ils sont regroupés ci-dessous par catégorie. La 
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CREG souligne que les obstacles repris dans le présent chapitre sont ceux cités par un ou 

plusieurs acteurs de marché mais pas nécessairement par la CREG. 

IV.2.1 Obstacles généraux 

- Obstacle régulatoire  

Absence d’un cadre régulatoire clair qui précise les rôles et responsabilités des 

parties.  Absence de définition du rôle de FSP, de la relation entre FSP, BRP et 

fournisseur pour ce qui concerne le transfert d’énergie et la compensation 

financière, le point de blocage essentiel étant le problème de confidentialité des 

données lorsque l’activation de la flexibilité est réalisée par un FSP distinct du 

fournisseur du client final source.  D’une part, les agrégateurs indépendants 

veulent garder la confidentialité sur les points EAN auprès desquels ils ont 

contracté de la flexibilité alors que les fournisseurs et les BRP source veulent 

disposer d’informations pour remplir correctement leurs obligations en matière 

d’équilibre et évaluer les éventuels surcoûts dont ils pourraient tenir compte dans 

le cadre des futures relations contractuelles avec leur client. D’autre part, les 

fournisseurs veulent garder la confidentialité sur le prix de fourniture de 

l’électricité à leurs clients, alors que cette information est nécessaire dans 

certains modèles de marché pour permettre leur compensation financière en cas 

d’activation de la flexibilité. 

Spécifiquement pour les clients raccordés au réseau de distribution (ne relève 

pas des compétences de la CREG) 

Les plus petits clients raccordés au réseau de distribution basse tension ne 

peuvent être leurs propres détenteurs d’accès et ne peuvent donc pas participer 

directement au marché. Considérant qu’aucun cadre n’est encore défini pour 

valoriser leur flexibilité, aucune rémunération ne peut y être associée.   

Les règles actuelles d’allocation des volumes d’énergie injectés ou prélevés ne 

permettent pas d’utiliser la flexibilité en basse tension pour équilibrer le 

portefeuille des BRP. 

Il convient de veiller à ce que certaines modalités des contrats de raccordement 

n’imposent pas de restrictions non justifiées à l’exercice de la flexibilité. 

  



 

            14/84 

L’ouverture du marché de la gestion de la demande est jugée trop lente pour les 

clients finaux raccordés au réseau des GRD et les tâches administratives pour la 

pré-qualification sont jugées trop lourdes (contrôle de la conformité du contrat de 

raccordement, étude NFS8, mandats, contrat GRD/FSP, contrat GRT/FSP, 

installation et validation d’un sous-compteur,…). 

- Obstacles économiques et commerciaux 

Pour les clients résidentiels – et complémentairement à l’impossibilité pour eux 

d’être leur propre détenteur d’accès –, il manque un business case suffisamment 

positif pour les motiver à valoriser leur flexibilité, dans la mesure où la 

composante énergie de la facture est relativement peu importante. 

Dans certains cas, l’effet rebond peut pénaliser le client en l’exposant à un tarif 

de réseau plus élevé s’il dépasse sa capacité contractuelle. 

Les coûts commerciaux et d’investissement sont relativement élevés par rapport 

aux incertitudes liées à l’intérêt du marché et aux revenus.   

L’entrée de nouveaux acteurs sur le marché est entravée par le fait que les 

agrégateurs font signer à leurs clients des contrats de longue durée ou des 

contrats prévoyant une reconduction tacite. 

Le coût des solutions de sous-comptage proposées par le GRT et les GRD est 

jugé élevé et il existe peu d’offre et d’expertise de la part d’acteurs indépendants 

du GRT/GRD. 

- Obstacle comportemental 

Manque d’intérêt de la part des clients.  Pour les clients industriels, il s’agit d’une 

activité qui se situe en dehors de leur core business.  Ils veulent que celui-ci soit 

le moins perturbé possible et ne sont donc, pour la plupart, pas prêts à être 

activés sur base régulière.  Certains manquent de connaissances du marché de 

l’électricité et des opportunités offertes par la gestion de la demande.  Par 

ailleurs, les clients préfèrent une rémunération fixe et peu d’activations. 

Pour les clients résidentiels, le confort prime. 

  

                                                
8 Network Flex Study : étude de réseau qui permet au GRD de vérifier le risque de congestion du 
réseau en cas d’activations synchrones. 
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- Obstacles techniques  

Absence de mesure quart-horaire (horaire) de la consommation de la plupart des 

clients des GRD.  Or, il s’agit d’un prérequis pour que le client soit exposé au 

signal prix du marché et pour mesurer sa flexibilité.   

Absence de standards pour les équipements techniques (notamment les sous-

compteurs), avec notamment le risque que les équipements installés par un FSP 

ne puissent être utilisés par un autre, entravant de cette façon le développement 

de la concurrence entre FSP.  

IV.2.2 Obstacles relatifs à l’organisation des différents marchés 

Endex 

- Sur Endex, la définition du produit (baseload blocks) ne correspond pas aux 

caractéristiques de produits flexibles. 

Belpex DAM 

- L’accès étant réservé aux seuls BRP, l’accès direct d’un FSP aux marchés day 

ahead et intraday est impossible.  

- Pour accéder au statut de BRP, les fonctionnalités de l’outil IT mis à disposition 

par le GRT pour réaliser les nominations ne sont pas complètement adaptées 

aux exigences des clients-consommateurs. 

- La nécessité de faire des offres de minimum 1 MW est un obstacle à l’entrée de 

nouveaux agrégateurs notamment sur le marché.   

Belpex CIM 

En plus des limitations citées pour le Belpex DAM : 

- Un manque de liquidité. 

- Il n’existe qu’un produit horaire, principalement utilisé pour réduire le coût de 

déséquilibre ; or, dans beaucoup de cas, ce coût est relativement faible.  Un 

marché quart horaire serait bénéfique. 
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Marché des services auxiliaires 

- Complexité des produits, multiplicité de produits différents, ce qui freine les 

décisions d’investissement pour développer la gestion de la demande.   

- Absence de level playing field entre services auxiliaires (notamment en termes 

de calendrier des appels d’offres).   

- Instabilité des règles de fonctionnement et des volumes contractés. 

- Délais trop courts entre la publication des balancing rules et la date de remise 

des offres pour permettre une bonne prospection des clients. 

- Accès de la gestion de la demande limité aux produits R1 load et R3 DP, ce qui 

empêche le développement d’un large portefeuille de flexibilité sur la demande.  

La R1 symétrique et la R2 ne sont pas ouvertes à la demande.  Dans ce cadre, la 

participation des seules unités sous contrat CIPU et la limitation de l’octroi de ces 

contrats aux unités d’une puissance supérieure à 25 MW constitue un obstacle à 

l’offre de services à partir d’unités de type cogénération.  

- Inadaptation du produit ICH pour les agrégateurs du fait que les offres doivent 

être remises par point EAN et pas via un portefeuille de points. 

- Durée de contractualisation trop longue ce qui augmente le risque financier.  Un 

sourcing par semaine ou par jour permettrait à la gestion de la demande - mais 

aussi aux unités de cogénération, hydrauliques et biogaz - de remettre de 

meilleures offres.  Le projet de bid ladder n’est pas encore développé alors qu’il 

pourrait mettre tous les types de flexibilité en compétition. 

- La nécessité de remettre des offres d’1 MW minimum est un obstacle à l’entrée 

de nouveaux agrégateurs sur le marché. Il faudrait également réduire la taille de 

l’incrément par exemple pour le produit R3DP.   

- Tant qu’il n’y a pas de clarté sur la correction ou non du périmètre d’équilibre et 

tant que des divergences existeront entre produits, le FSP fera face à des 

incertitudes majeures pour le développement de son portefeuille et pour 

l’élaboration de contrats bilatéraux avec le détenteur de la flexibilité.  La non-

correction du périmètre du BRP engendre des problèmes concrets pour des 

produits où beaucoup d’énergie pourrait être activée (R1 sym et R2) : 
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o en cas de réduction de la demande, le BRP bénéficie du tarif de déséquilibre.  

Le FSP ne peut remettre des offres compétitives que si son BRP lui transfère 

le windfall profit dont il bénéficie (différence entre le prix de vente et le tarif de 

déséquilibre) ; 

o en cas d’augmentation de la demande, le BRP sera exposé au tarif de 

déséquilibre et va donc s’opposer à la participation du FSP si son périmètre 

n’est pas corrigé ; 

o pour les produit symétriques : il peut aussi y avoir des volumes 

significativement différents à la hausse ou à la baisse ce qui aboutit au même 

problème. 

Il faut une distinction claire entre FSP et BRP pour s’assurer que chacun est 

rémunéré pour le service qu’il a effectivement fourni. 

- En R2, le prix d’activation est limité (cap et floor), en R3DP, il n’y a pas de prix 

d’activation.  Tous les produits devraient avoir un prix d’activation et les 

activations devraient être réalisées sur la base d’un merit order, (à l’exception du 

produit R1 pour lequel ce n’est pas possible puisque l’activation est rapide et 

automatique, en réponse à une déviation de fréquence).  Les arguments sont les 

suivants : 

o la possibilité de remettre un prix d’activation permettrait d’ouvrir le marché à 

de nouvelles technologies et à de nouveaux processus de gestion de la 

demande ; 

o les processus avec des coûts d’activation élevés seraient activés moins 

souvent ; 

o c’est déjà d’application aux Pays-Bas et en Allemagne et cela pourrait donc 

faciliter les flux transfrontaliers. 

Marché de l’adéquation (réserve stratégique) 

- Complexité des produits et des formules qui rend plus difficile la relation 

contractuelle entre le FSP et le détenteur de flexibilité. 

- Le périmètre du BRP n’est pas toujours corrigé. 
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- Contraintes trop importantes imposées par Elia. 

- Pas de possibilité de prendre la production locale (notamment les groupes de 

secours en ilotage c’est-à-dire non raccordés au réseau) en compte.  La loi 

devrait être adaptée pour définir la flexibilité de la demande comme une 

réduction du prélèvement et pas uniquement comme une réduction de la 

consommation. 

- La réserve stratégique ne doit pas faire une concurrence déloyale aux produits 

de balancing en offrant une rémunération plus élevée. 

- Besoin de plus de temps pour la prospection entre la publication des règles de 

fonctionnement et la remise des offres. 

- La possibilité prévue par la loi d’imposer un prix lorsque l’offre est jugée 

manifestement déraisonnable peut décourager certaines offres. 

Contrats d’équilibre du portefeuille du BRP 

- La flexibilité des clients résidentiels ne peut être utilisée pour l’équilibrage du 

portefeuille d’un BRP (cfr règles d’allocation en vigueur). 

IV.3 Obstacles identifiés par les régulateurs européens 

16. Dans leur réponse conjointe à la consultation de la Commission européenne au 

sujet d’un nouveau design du marché de l’électricité, CEER et ACER ont identifié les 

obstacles suivants : 

There are numerous obstacles that could be identified as hampering the participation of 

demand-side response in the market.  

a) Price incentives. The energy market is currently going through the transition 

where there is an oversupply on the generation side and policy interventions 

driving the electricity prices to historically low and less volatile levels. Thus, for 

the time being, limited price incentives seem to be the main cause of low 

participation of DSR. In many European countries, regulated prices for household 

customers continue to apply, acting as a major entry barrier. As a general 

principle, regulated prices distort competition in the market and prevent a level 

playing field between competing suppliers.  
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b) Cultural barriers. These include a lack of understanding of the value of flexibility, 

or a lack of willingness to provide or use flexibility due to, e.g. institutional biases, 

lack of confidence in the flexibility programmes, lack of trust in market actors (e.g. 

even with smart meters, consumers may not see the value – in terms of € saved). 

In this respect, identifying “business models” for the development of DSR might 

address some of these barriers.  

c) Regulatory barriers. These include a lack of clarity regarding the roles and 

responsibilities of parties in using and providing flexibility and gaps in the 

regulatory framework (e.g. for aggregators, where a definition of roles and 

responsibilities is either not existent or not clear). Data management can also be 

a barrier to entry in a regulatory context. We believes that efficient, safe and 

secure data exchange between stakeholders is vital to reducing entry and growth 

barriers and to ensuring retail market functioning.  

d) Structural barriers. These may include costs relating to investment, R&D and 

economies of scale which may make procuring or providing flexibility costly (this 

particularly applies to other sources of flexibility, such as battery storage, where 

costs are still too high to make it a competitive option) in relation to the economic 

benefits. Moreover, insufficient unbundling may be a structural entry barrier for 

new suppliers. For example, the use of similar branding (brand bundling) can 

result in customers associating a DSO with its vertically-integrated incumbent, 

giving the supplier of the same group a competitive advantage in the market (vis-

à-vis new entrants).  

e) Metering barriers. The expansion of DSR beyond large industrial consumers 

requires that end-user consumers have appropriate metering in place to record 

their consumption and timely and user-friendly access to their data to be able to 

respond to price signals.  

Day-ahead, intraday and balancing market rules should effectively remove barriers that 

hamper the participation of consumers. Such market rules are expected to enable a fair 

participation of DSR in energy markets where economically sensible. In any case, the 

provision of DSR services should remain voluntary and should not benefit from non-

competitive advantages. The purpose of any market rules developed for this purpose should 

not be to unconditionally increase DSR volumes, but to do so only if the price signals reveal 

that there is a market need and an added value in such participation. These rules should:  

a) remove any form of price caps or price regulation at the wholesale and retail 

levels in order to establish transparent price signals, both for consumers and 
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generators. As a general principle, regulated prices distort competition in the 

market and prevent a level playing field between competing suppliers. They 

should be abolished as soon as practicable. Regulated prices set below cost 

levels represent an absolute barrier for actors entering the market and trying to 

acquire customers and they are therefore detrimental to the functioning of retail 

markets. But even when they are set above entry costs, they may discourage 

switching. Regulators fully support the European Commission’s call to phase out 

regulated prices. In addition to adequate pricing revealing scarcity conditions, this 

would facilitate the emergence of proper price signals and incentives for the 

development of DSR;  

b) DSOs need to facilitate new arrangements by acting as neutral market facilitators 

with the interest of the IEM at the forefront. This requires a sufficient level of 

unbundling between suppliers and associated DSOs. With the increasing 

penetration of distributed (including RES-based) generation, DSOs will be called 

to manage their systems in a more active way, similarly to TSOs, including by 

taking responsibility for managing congestions using local resources connected 

at the distribution level (with DSR among them). Therefore, the cooperation 

between DSOs and TSOs should be enhanced. Moreover the same level of 

separation of DSO functions from other activities, as envisaged for TSOs, should 

be considered. Exceptions could be maintained for very small DSOs, which are 

unlikely having to perform TSO-like functions. In this respect, we suggest 

significantly reducing the current de minimis threshold;  

c) provide for flexible short-term markets and enhance the opportunities for 

participation of all flexible responses, and in particular of DSR in these markets;  

d) enable efficient functioning of retail markets that facilitates new entry and 

companies to innovate and offer their clients new products and services. If there 

is value and a positive business case for these (DSR) products up the value 

chain, and consumers gain interest in such products, they will develop in the 

market.  

Transparent, efficient and, where feasible, widely harmonised data management processes 

are essential. In addition, the need for new entrants to contract/interact with many DSOs in 

order to offer DSR services in a country can also be a barrier to entry. The existence of 

standardised data formats, contracts and data hubs could help address this. Furthermore, 

with the arrival of aggregators and other third parties in retail markets, new opportunities and 

challenges arise related to data access. Data protection and standardisation at national and 
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European level are key to any well-functioning data management system. The availability of 

smart metering equipment and systems which allow time-of-use meter readings is a 

prerequisite for consumers to be able to opt into implicit DSR schemes. Smart meters may 

also enable explicit DSR services through a dedicated standard interface, either as 

mandatory equipment or as an option.  

IV.4 Conclusion 

17. Le manque de définition de certains rôles de marché et l’absence de solution pour le 

transfert d’énergie ressortent comme les obstacles majeurs à la participation de la demande 

aux marchés de l’électricité alors que celle-ci pourrait lisser les pics de prix et contribuer 

davantage à la sécurité d’exploitation des réseaux ainsi qu’à la sécurité 

d’approvisionnement.   

Certains produits nécessiteraient également d’être revus de façon à lever les obstacles à la 

participation de la demande aux marchés et à permettre la concurrence entre toutes les 

formes de flexibilité (production, demande, stockage). 
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V. DEFINITION D’UN MODELE DE MARCHE 

POUR LA GESTION DE LA DEMANDE 

V.1 Principes 

18. Le développement de la gestion de la demande ne nécessite pas la création d’un 

nouveau marché, mais requiert l’ouverture de tous les marchés existants, dans des 

conditions qui permettent d’établir une saine concurrence entre les différents types d’offreurs 

de flexibilité. Dans ce but, la CREG estime que des adaptations au modèle de marché 

existant sont nécessaires. 

19. Il convient toutefois de noter que cette approche n’est pas partagée par tous les 

pays, notamment par l’Allemagne et par les pays Scandinaves qui estiment que le service de 

la flexibilité sera tôt ou tard offert par le fournisseur à son client.  Les fournisseurs qui 

valorisent la flexibilité de leurs clients disposeront en effet d’un avantage concurrentiel.  Ils 

pourront par exemple offrir un prix plus faible pour la commodity.  Or, compte tenu de la 

facilité pour un client de changer de fournisseur, ces pays considèrent que cette pratique 

devrait finir par se généraliser.   

La CREG considère cependant qu’une adaptation du modèle de marché pourrait accélérer le 

rythme du développement de la gestion de la demande à la condition que la solution 

proposée ne constitue pas elle-même, par sa complexité et son coût, un obstacle 

supplémentaire.  La CREG pense en outre que des acteurs offrant des services 

énergétiques, dont la valorisation de la flexibilité, pourraient occuper des positions de niche 

dans le marché.  Pour ces raisons, la CREG prône la recherche de solutions pragmatiques.  

Ce point de vue est partagé par les acteurs du marché qui ont répondu à la consultation. 

20. La CREG propose que le modèle de marché respecte les principes de base 

suivants : 

 Principe 1 - tout client final a le droit de valoriser sa flexibilité sans que son 

fournisseur ni le BRP de celui-ci puisse s’y opposer. 

 Principe 2 – tout client final a le droit de choisir son FSP indépendamment de son 

fournisseur d’électricité. 
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 Principe 3 – le FSP doit assumer la responsabilité d’équilibre de l’activation de la 

flexibilité liée à la demande qu’il gère. 

 Principe 4 – l’intervention d’un FSP ne peut se faire au détriment d’autres parties.  

Ceci implique : 

  4.1. la nécessité de corriger le périmètre d’équilibre du BRP source 

  4.2. la nécessité de compenser financièrement le fournisseur 

d’électricité du client final source. 

 Principe 5 – la correction des périmètres d’équilibre doit être réalisée de façon 

centralisée, par une entité neutre disposant des compétences 

requises. 

 Principe 6 – pour ce qui concerne la compensation financière, si elle n’est pas 

automatique, (et dans un second temps éventuellement le choix de la 

baseline), la négociation commerciale doit être privilégiée. Si elle 

n’aboutit pas, ou si elle n’est pas envisageable, une solution par défaut 

doit pouvoir être imposée de façon à éviter que des offres de gestion 

de la demande ne puissent être prises en compte. 

 Principe 7 – du point de vue du fonctionnement du marché, il est souhaitable que 

toute activation empêchée par un gestionnaire de réseau soit 

indemnisée (NB : pour les points EAN raccordés au réseau de 

distribution, cela relève de la compétence régionale). 

 Principe 8 – le client final est le détenteur de ses données de mesure et de 

comptage et peut les transmettre librement. 

 Principe 9 – la confidentialité des données commercialement sensibles doit être 

assurée. 

 Principe 10 – une seule facture doit être transmise au client final pour sa 

consommation d’électricité. 
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V.1.1 Principe 1 : tout client final a le droit de valoriser sa flexibilité sans que 
son fournisseur ni le BRP de celui-ci puisse s’y opposer 

21. Le client final doit être au cœur du modèle de marché proposé.  Il doit pouvoir 

décider librement de valoriser ou non sa flexibilité.  Lorsque c’est économiquement rentable, 

il faut que la gestion de la demande puisse accéder aux marchés.  Un fournisseur ou son 

BRP9 ne peut empêcher le client final de valoriser sa flexibilité, le cas échéant, en recourant 

aux services d’un FSP. L’absence de solution au transfert d’énergie crée actuellement une 

insécurité juridique.  En effet, si la CREG ne connait pas d’exemple de contrat qui interdise 

expressément au client de valoriser sa flexibilité. En revanche, en application des règles de 

droit commun en matière de propriété, comme le client ne devient propriétaire de l’électricité 

qu’au moment de sa livraison, il ne lui est pas autorisé en principe de vendre quelque chose 

qui ne lui a pas été livré et qui, de ce fait, appartient encore au fournisseur.   

V.1.2 Principe 2 : tout client final a le droit de choisir son FSP, 
indépendamment de son fournisseur d’électricité 

22. Si le client final décide de valoriser sa flexibilité, le modèle de marché doit prévoir 

qu’il puisse l’offrir soit via un fournisseur de flexibilité (FSP) de son choix, soit en direct (il est 

alors son propre FSP), sans que son fournisseur puisse s’y opposer et sans avoir à obtenir 

une approbation préalable.  Le fournisseur du client final peut en effet ne pas avoir intérêt à 

développer la flexibilité de son client et à la valoriser correctement si celle-ci entre en 

compétition avec ses unités de production de pointe ou si ses besoins de flexibilité sont 

satisfaits.  

Ceci implique la définition d’un nouveau rôle de marché – celui de FSP, afin de déterminer 

ses droits, ses obligations et les relations qu’il entretien avec les autres acteurs. 

  

                                                
9 Le lien que la CREG établit entre le fournisseur et « son » BRP constitue en réalité un raccourci. En 
effet, le BRP n’est strictement pas lié avec le fournisseur, mais bien avec un détenteur d’accès. 
Toutefois, comme, dans la très grande majorité des cas, le détenteur d’accès est précisément le 
fournisseur, il a semblé préférable de présumer un lien direct entre le fournisseur et le BRP. 
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V.1.3 Principe 3 : le FSP doit assumer la responsabilité d’équilibre de 
l’activation de la flexibilité de la demande qu’il gère 

23. Le modèle de marché doit prévoir, parmi les obligations à assumer par le FSP, le 

fait qu’il doit assumer les conséquences contractuelles d’une activation non conforme au 

service attendu par l’acheteur de la flexibilité (FRP).  Ceci implique que le FSP soit son 

propre BRP ou s’associe à un BRP. 

V.1.4 Principe 4 : l’intervention d’un FSP ne peut se faire au détriment 
d’autres parties 

24. Pour que le modèle de marché proposé ne soit pas sujet à des recours, aucune 

partie ne doit être lésée lors de l’activation par un FSP de la flexibilité de la demande au sein 

du périmètre du BRP source à destination d’un BRP du FRP ou du gestionnaire du 

réseau (transfert d’énergie).  Cette opération ne peut exposer le BRP source au tarif de 

déséquilibre et le chiffre d’affaires du fournisseur du client final source doit être le moins 

impacté possible. 

Ceci implique : 

4.1.  la nécessité de corriger le périmètre d’équilibre du BRP source 

4.2.  la nécessité de compenser financièrement le fournisseur d’électricité du 

client final source 

Celui-ci peut en effet être distinct du BRP et, dans ce cas, c’est lui qui est impacté 

financièrement par l’activation de la flexibilité par un tiers puisqu’elle influence la 

consommation du client final source qui sert de base à sa facturation. 

V.1.5 Principe 5 : la correction des périmètres d’équilibre doit être réalisée de 
façon centralisée, par une entité neutre disposant des compétences 
requises 

25. Lorsque l’activation de la flexibilité de la demande impacte le périmètre d’équilibre 

de plusieurs BRP, cette opération touche à l’équilibre général du marché et doit donc être 

traitée selon les dispositions en vigueur, via le hub géré par le GRT. 
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V.1.6 Principe 6 : pour ce qui concerne la compensation financière, si elle 
n’est pas automatique, (et dans un second temps éventuellement le 
choix de la baseline), la négociation commerciale doit être privilégiée. 
Si elle n’aboutit pas, ou si elle n’est pas envisageable, une solution par 
défaut doit pouvoir être imposée de façon à éviter que des offres de 
gestion de la demande ne puissent pas être prises en compte 

26. Le modèle de marché ne doit réguler que ce qui est strictement nécessaire.  La 

négociation entre les parties est dès lors privilégiée.  Toutefois, dans le but de lever cet 

obstacle à la participation de la demande aux marchés, le modèle de marché proposé doit 

prévoir une solution par défaut qui s’impose aux parties lorsque celles-ci n’aboutissent pas à 

un accord commercial pour ce qui concerne la compensation financière. Dans un second 

temps le choix entre plusieurs baselines pourrait également être laissé aux parties.   

Une autre option envisageable repose sur la correction de la mesure de la consommation 

associée à un fonds de compensation. La compensation est alors automatique. 

V.1.7 Principe 7 : du point de vue du fonctionnement du marché, il est 
souhaitable que toute activation empêchée par un gestionnaire de 
réseau soit indemnisée (pour les points EAN raccordés au réseau de 
distribution, cela relève de la compétence régionale) 

27. Cette indemnisation semble indispensable pour établir les critères économiques du 

choix entre d’une part, une limitation du développement de la gestion de la demande et 

d’autre part, des investissements dans la gestion dynamique et le renforcement des réseaux.  

A défaut, il existe un risque que la gestion de la demande soit captée par les gestionnaires 

de réseaux et ne soit dont pas offerte aux marchés de l’électricité. Lorsque le sujet concerne 

les réseaux de distribution, il dépasse les compétences fédérales de la CREG en matière de 

fonctionnement des marchés et il appartiendra aux autorités régionales de trancher la 

question. 

V.1.8 Principe 8 : le client final est le détenteur de ses données de mesure et 
comptage et peut les transmettre librement 

28. Un manque de standardisation des équipements de mesure et comptage pourrait 

favoriser la constitution de pseudo-monopoles au niveau de la gestion de la demande de 

même que l’appropriation des données par une tierce partie.  Le modèle de marché proposé 

doit éviter cet écueil. 
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29. De plus, la transmission de ces données doit être préalablement approuvée par le 

client final. 

V.1.9 Principe 9 : la confidentialité des données commercialement sensibles 
doit être assurée 

30. Le modèle de marché ne peut nuire aux échanges commerciaux entre les parties et 

générer des distorsions de concurrence. De même, il ne peut être la source d’une divulgation 

de données commercialement sensibles ou porter atteinte à la vie privée. 

V.1.10 Principe 10 : une seule facture doit être transmise au client final pour sa 
consommation d’électricité 

31. Le modèle de marché ne peut remettre en cause la facture unique étant donné le 

coût qu’engendrerait pour l’ensemble des clients finaux une scission de la facture entre ses 

composantes réseau et taxes d’une part et énergie d’autre part. 

V.2 Rôles de marché 

32. Les rôles de marché interagissant dans le modèle de marché proposé sont 

présentés au tableau ci-dessous. 

Tableau 1 : Rôles de marché 

Rôle Acteurs du marché pouvant remplir le rôle 

Client final source Client final équipé d’un compteur quart horaire 

Fournisseur Détenteur d’une licence de fourniture 

Intermédiaire Client final source, FSP 

BRP source / du FSP / du FRP Tout ARP (ce rôle peut se combiner avec ceux de fournisseur, de client 
final, de FSP) 

FSP Détenteur d’une licence de fourniture de flexibilité (ce rôle peut se 
combiner avec ceux de fournisseur, de BRP, de client final, d’agrégateur 
indépendant, de FRP) 

FRP Tout acheteur de flexibilité (ce rôle peut se combiner avec ceux de 
fournisseur, de BRP, de GR, de client final) 

FDM Partie désignée pour assurer le rôle de gestionnaire des données de 
flexibilité 

GR GRT, GRD 
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V.3 Proposition d’un modèle de marché pour le transfert 
d’énergie 

33. Le sujet est complexe et a déjà fait l’objet de nombreuses publications.  La CREG 

ne prétend pas y apporter une solution globale, mais souhaite à ce stade formuler une série 

de propositions concrètes et suggérer des mesures d’amélioration à court terme pour les 

domaines qui relèvent de ses compétences.  Une approche par étapes est envisagée.  Les 

solutions proposées dans le présent document feront l’objet d’une concertation avec les 

régulateurs régionaux et les acteurs du marché. Quoi qu’il en soit, ces solutions devront être 

confrontées aux évolutions de la législation et de la réglementation européennes en matière 

de gestion de la demande. 

34. Dans cette optique, la participation des clients finaux profilés (non équipés d’un 

compteur quart horaire) est vue comme un objectif de plus long terme qui ne sera pas 

abordé dans le cadre de cette étude compte tenu des problèmes spécifiques qui y sont liés. 

35. Il convient de rappeler que, dans le cadre de cette étude, seule la flexibilité associée 

à la gestion de la demande est envisagée.  Il n’est donc pas tenu systématiquement compte 

des spécificités propres à la flexibilité des unités de production ni du stockage. 

36. Le modèle de marché décrit ci-dessous devrait s’appliquer dans tous les cas de 

transfert d’énergie, aussi bien dans le cadre de transactions commerciales que dans le cadre 

des produits du GR, dès lors que le FSP et son BRP sont tous deux distincts du fournisseur 

et du BRP source. 

37. Etant donné les multiples dispositions contractuelles possibles entre les rôles de 

marché ainsi que les multiples rôles qu’un acteur de marché peut remplir, à des degrés 

divers, la CREG propose un modèle de marché basé sur une définition standard des rôles et 

laisse le soin aux parties d’éventuellement adapter leurs relations contractuelles en fonction 

de ce modèle.  Cette définition standard repose notamment sur le principe que le fournisseur 

achète l’énergie qui couvre la demande de son client et que le BRP a la responsabilité finale 

de l’équilibre de son portefeuille.   

V.3.1 Principe du transfert d’énergie 

38. Le schéma suivant présente les rôles de marché en présence. Il illustre le cas le 

plus complexe dans lequel le client final source valorise sa flexibilité via un FSP associé à un 

BRP distinct du BRP de son fournisseur.  Le FSP vend ensuite cette flexibilité à un FRP qui 
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peut être soit un tiers repris dans le périmètre d’équilibre d’un troisième BRP (le BRP du 

FRP), soit un gestionnaire de réseau, auquel cas il n’est pas associé à un BRP mais en 

reprend certaines caractéristiques en matière d’équilibre. 

Schéma 1 : Rôles de marché en présence – cas d’une activation à la baisse10 

 

Source : CREG 

GR = gestionnaire de réseau de transport ou de distribution 
FSP = fournisseur de flexibilité 
BRP = responsable d’équilibre d’un portefeuille de points d’injection et de prélèvement 
FRP = acheteur de flexibilité 
Client final source = client final qui valorise sa flexibilité 

Dans l’exemple illustré, en activant la flexibilité du client final source à la baisse, le FSP fait 

réduire la consommation de ce client (100-20=80), libérant une partie (20) de l’énergie qui lui 

était destinée (100) pour la transférer vers un FRP (20). 

39. Du fait de l’action du FSP, une partie de l’énergie injectée pour couvrir la 

consommation attendue du client final source (20) ne sera pas consommée par celui-ci mais 

déroutée vers un client tiers qui va la consommer.  Il y a donc transfert d’énergie. Ce 

transfert d’énergie requiert un traitement spécifique dès que le FSP et son BRP sont tous 

deux distincts du fournisseur du client final source et de son BRP, puisque la facture du 

fournisseur du client final source et l’équilibre du portefeuille du BRP source seront impactés 

si le modèle de marché ne prévoit de mesures correctives.  

  

                                                
10 C’est-à-dire d’une réduction du prélèvement net. 
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Schéma 2 : Rôles de marché en présence – cas d’une activation à la hausse 

 

Source : CREG 

A l’inverse, en activant la flexibilité du client final source à la hausse, le FSP augmente la 

consommation de son client, absorbant une partie de l’énergie excédentaire injectée par un 

tiers.   

V.3.2 Conséquences du transfert d’énergie 

40. La particularité de la transaction portant sur la flexibilité de la demande est que 

l’énergie vendue par le FSP dans le cadre de la flexibilité n’est pas produite directement ou 

indirectement par le FSP mais est « non consommée » (activation à la baisse) ou 

« surconsommée » (activation à la hausse) par son client (le client final source).  Le FSP agit 

donc à la manière d’un broker, en mettant en relation des parties sans générer lui-même de 

l’énergie. 

41. Dans le cas du transfert d’énergie entre BRP, par exemple lors d’une activation de 

la demande à la baisse (réduction du prélèvement net), ce transfert place le BRP source en 

situation de déséquilibre puisque l’énergie injectée pour couvrir la demande du client final 

source n’a pas été totalement consommée au sein de son portefeuille.  Sans autre 

intervention, le transfert d’énergie l’expose donc au tarif de déséquilibre.   
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42. L’activation à la baisse pénalise également le fournisseur du client final source, 

puisque l’électricité achetée pour fournir son client va lui être facturée alors qu’il ne va 

pouvoir facturer à son client que sa consommation réellement mesurée. Or, la différence 

entre ces énergies achetée et mesurée a été acquise par le FRP.   

43. Dans le cas d’une activation de la demande à la hausse, il y a également un impact 

sur le BRP source et le fournisseur du client final source, mais en sens inverse. Le périmètre 

d’équilibre du BRP source se retrouve alors dans une situation où la consommation du client 

final source est supérieure à l’énergie injectée. Cette activation « favorise » le fournisseur qui 

peut facturer au client final source plus d’énergie que celle achetée pour le fournir.  

44. Dans le cas d’un transfert entre BRP, l’équilibre du portefeuille du BRP du FRP est 

également impacté. 

45. L’impossibilité de réaliser le transfert d’énergie entraine donc : 

- pour le BRP source, un déséquilibre qu’il convient de corriger ; 

- pour le fournisseur du client final source, un manque à gagner (en cas 

d’activation à la hausse, un excédent de revenus) qu’il convient de compenser ; 

- pour le client final source, un revenu supplémentaire résultant de la vente de sa 

flexibilité au FSP; 

- pour le FSP : 

o la perception (en cas d’activation à la baisse) : 

 soit du revenu du transfert de l’énergie à un tiers ; 

 soit de la rémunération du service par le GR (rémunération de la 

réservation et/ou de l’activation selon les produits) ; 

déduction faite de la rémunération de la flexibilité versée au client final source.  

Cette rémunération peut être amplifiée par l’effet portefeuille lorsque le service 

est fourni à partir d’un ensemble agrégé de points de comptage dont les 

courbes de prélèvement se combinent ; 
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o l’endossement de la responsabilité de la conformité du volume transféré au 

volume de flexibilité acheté, présenté sous la forme d’un déséquilibre entre le 

volume commandé et le volume réellement réalisé, d’où l’endossement du 

rôle de BRP (en direct ou via un BRP associé). 

Les trois points à résoudre sont donc : 

- le mode de correction du déséquilibre du BRP source ; 

- le mode de calcul de la compensation financière du fournisseur (due par le 

fournisseur en cas d’activation à la hausse) ; 

- le mode de contrôle de l’activation de la flexibilité par le FSP ; 

tenant compte du fait que les échanges d’informations nécessaires doivent respecter la 

confidentialité, justifiée au regard des règles en matière de concurrence et de protection de 

la vie privée.   

Ils impliquent en tout état de cause la détermination de volumes et d’un prix. 

V.3.3 Nature des échanges 

46. Lorsque le client final source achète à l’avance un bloc d’énergie, c’est-à-dire une 

quantité déterminée d’électricité, il peut en principe la revendre avant même qu’elle lui ait été 

livrée, sans compensation de son fournisseur puisqu’il en est déjà propriétaire. 

47. Sinon, le client final ne devient propriétaire de son électricité que lorsque la 

consommation a été actée, c’est-à-dire mesurée à son compteur11.  Il s’agit de la situation la 

plus fréquente. 

Tant que l’énergie n’est pas consommée par le client final, celui-ci ne peut à proprement 

parler revendre à l’avance l’énergie visée au contrat de fourniture. En revanche, le contrat de 

fourniture lui laissant en principe une certaine flexibilité dans la quantité d’énergie qu’il peut 

prélever, le client final peut à l’avance valoriser cette flexibilité (vue comme une option), et 

non l’énergie elle-même.  

  

                                                
11 Ceci résulte d’une lecture des contrats de fourniture habituels d’électricité. 
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48. Dès lors, il serait utile de prévoir un dispositif légal qui précise que le client final 

source est autorisé à valoriser la flexibilité achetée dans le cadre de son contrat de 

fourniture, et qu’il peut dès lors la « revendre » ; la propriété de l’électricité ne peut constituer 

un obstacle à la valorisation de cette flexibilité. 

49. Selon cette logique, le fournisseur vend d’abord de la flexibilité à son client source 

qui peut ensuite la valoriser.   

V.3.4 Analyse des exigences de confidentialité 

V.3.4.1 Confidentialité de la liste des clients du FSP 

50. Le souci de confidentialité de certaines données complique encore le problème.  Il 

convient donc d’en évaluer le bien-fondé. 

51. La réticence du FSP à communiquer au BRP source la liste des points EAN qu’il 

active ne semble pas fondée pour ce qui concerne les grands clients industriels pour 

lesquels la consommation est relevée de façon précise en temps réel.  Il est en effet fort 

probable qu’après une ou plusieurs activations, leur fournisseur ou son BRP source est 

capable d’identifier les points EAN sur lesquels de la flexibilité est activée.  Ce sera toutefois 

moins vrai pour de plus petits clients finals. 

La divulgation de cette information au moment d’une activation ne semble pas de nature à 

nuire au développement du portefeuille des agrégateurs et notamment des agrégateurs 

indépendants.  En effet, au moment de l’activation, ceux-ci ont déjà contracté avec le client 

final source et parfois pour plusieurs années.  Il est néanmoins vrai que la divulgation de 

cette information permettrait au fournisseur de bénéficier gratuitement des investissements 

commerciaux et de prospection réalisés par le FSP pour révéler de la flexibilité dans son 

portefeuille de clients, ce qui nuirait à la concurrence entre FSP indépendants et FSP 

fournisseurs. 

52. Un second argument est évoqué pour demander cette confidentialité.  Il s’agit du 

risque de « rétorsion » des fournisseurs à l’égard de leurs clients, sous la forme d’une 

adaptation du contrat de fourniture en cours lorsqu’ils ont commercialisé leur flexibilité 

auprès d’un tiers.  Ce risque est a priori faible tenant compte du fait que : 

- le modèle de marché proposé ci-après garantit au fournisseur et à son BRP de 

ne pas être pénalisé par cette activation ; 
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- la grande majorité des clients finaux peuvent facilement changer de fournisseur ; 

- le contrat prévoit une marge de flexibilité de la courbe de charge dont le coût est 

pris en compte dans le prix de fourniture.  Dès lors, tant que l’activation de la 

flexibilité maintient le profil de prélèvement du client final source à l’intérieur de 

ces marges, il n’est pas justifié que le fournisseur exige une adaptation 

contractuelle ; 

- des pénalités sont prévues dans le contrat de fourniture si le prélèvement se 

situe en dehors des marges autorisées ; 

- si les activations dégradent le profil historique de consommation du client, le 

fournisseur en tiendra compte lors du renouvellement du contrat. 

Toutefois, malgré ces éléments, diverses considérations comme des objectifs de part de 

marché, la volonté de favoriser la production par rapport à la participation de la demande, la 

prise en compte de marges insuffisantes pour la participation régulière de la demande (au-

delà de contrats comme la R3 ICH ou la R3 DP) ou une échéance trop longue avant le 

renouvellement du contrat pourraient amener le fournisseur à ne pas accueillir favorablement 

la valorisation de la flexibilité d’un client final source auprès d’un FSP tiers. 

53. Le maintien de la confidentialité de cette information peut donc se justifier.  

Toutefois, le fait d’informer le BRP source de la flexibilité activée dans son portefeuille est 

indispensable.  En effet, s’il n’est pas informé de l’activation, le BRP pourrait tenter de réagir 

à un déséquilibre inattendu de son portefeuille afin de rétablir son équilibre.  Dans ces 

conditions, il n’y aurait pas d’énergie à transférer et l’effacement de consommation n’aurait 

aucune valeur ajoutée. 

La solution à ce problème est de faire intervenir une partie neutre (FDM) qui est informée, 

par point de comptage, des activations de flexibilité prévues dans le portefeuille d’un BRP 

source et qui transmet cette information de façon agrégée à chaque BRP source dans le cas 

où celui-ci est différent du BRP du FSP. 
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V.3.4.2 Confidentialité du prix de fourniture 

54. Le refus des fournisseurs de communiquer leur prix de vente est justifié.  Alors qu’il 

est publié pour les clients résidentiels et certaines PME12, il est négocié pour les autres 

clients finaux en fonction de paramètres de consommation et de choix propres aux clients 

qui doivent rester confidentiels. Les FSP pouvant eux-mêmes être fournisseurs, la 

communication de cette information pourrait fausser la concurrence. De plus, ce prix pourrait 

également constituer une donnée commercialement sensible pour les clients finals soumis à 

forte concurrence dans leur core business et dont la part du coût de l’électricité dans la 

structure des coûts est significative. 

55. La réglementation devrait dès lors définir de manière précise quelles informations 

peuvent et/ou doivent être transférées et à quelle(s) partie(s). L’identification de ces 

informations dépend du modèle de marché retenu. Le prix de la fourniture ne devrait 

normalement pas faire partie des informations transférées à d’autres parties que le client 

final source concerné et son fournisseur sans leur accord préalable. 

V.3.5 Aspect volume du transfert d’énergie 

V.3.5.1 Principes généraux 

56. L’aspect volume du transfert d’énergie s’inscrit dans un processus formel 

préexistant d’échange de blocs d’énergie entre BRP. En cela, il s’assimile à n’importe quelle 

transaction sur le marché, où les rôles sont clairement définis. Le GRT, en tant que 

responsable de la détermination du déséquilibre du portefeuille de chaque BRP et du 

settlement de ce déséquilibre joue un rôle central. 

57. Dans le cadre du transfert d’énergie impliquant deux BRP, cette activité du GRT 

requiert que lui soient communiquées par le FDM de nouvelles données relatives à la 

flexibilité. Il est en effet nécessaire que le GRT soit informé de toute activation de flexibilité 

générant un transfert d’énergie entre BRP. Cette information est connue du GRT lorsque 

l’activation est réalisée à sa demande (et, à l’avenir devrait être transmise par le GRD si ce 

dernier est à l’origine de l’activation) ou lorsque l’énergie associée fait l’objet d’une vente sur 

Belpex. En revanche, lorsqu’il s’agit de transactions bilatérales (OTC), le GRT n’est pas 

automatiquement informé et il se pourrait que le fournisseur ou son BRP source ne l’identifie 

pas immédiatement (parce que soit l’activation reste dans les marges autorisées par le 

                                                
12 Dans le cadre du filet de sécurité, les PME visées sont celles dont la consommation annuelle est 
inférieure à 50 MWh. 
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contrat de fourniture, soit elle n’est pas fréquente). La CREG estime que ce problème ne 

peut être résolu que si le FSP se voit imposer l’obligation de notifier toute transaction 

bilatérale de flexibilité par point de comptage au FDM et que le FDM doit transmettre cette 

notification au GRT.   

58. Dans le cas le plus complexe, trois BRP ou deux BRP et le GR sont impactés : 

- le BRP source ; 

- le BRP du FSP ; 

- le BRP du FRP ou le GR. 

Deux volumes doivent être définis : 

- le « volume commandé » (VC) qui correspond au volume de flexibilité que le FSP 

s’est engagé à livrer. Celui-ci correspond soit à une nomination faite par le BRP 

du FSP et le BRP du FRP  sur le hub, soit, dans le cadre des services auxiliaires 

et de la réserve stratégique, du signal d’activation donné par le GRT.  Le volume 

commandé doit être transféré du périmètre du BRP du FSP vers le périmètre du 

BRP du FRP ; 

- le « volume réalisé » (VR) qui correspond au volume de flexibilité effectivement 

fourni par le client final source. Il s’agit de la différence entre l’estimation par la 

méthode ad hoc (baseline) de ce qu’aurait été sa consommation sans l’activation 

et sa consommation réellement mesurée. Ce calcul est réalisé par le FDM. 

Conceptuellement, ce volume fait l’objet d’une nomination ex post sur le hub faite 

par le FDM pour une transaction entre le BRP source et le BRP du FSP, qui est 

donc utilisée pour corriger le périmètre du BRP source.  Ce volume est 

également utilisé pour compenser financièrement le fournisseur. Le FDM agrège 

donc également les données quart-horaires de volume réalisé par fournisseur et 

par FSP, et communique ces valeurs aux fournisseurs et aux FSP concernés.  

- Pour ce qui concerne la transaction, l’écart entre le volume réalisé et le volume 

commandé (VR - VC) est ainsi imputé au périmètre d’équilibre du BRP du FSP.  

Ce volume est utilisé pour lui facturer le tarif de déséquilibre ainsi que, dans le 

cadre des produits du GRT, pour facturer au FSP d’éventuelles pénalités prévues 

dans les règles de fonctionnement. Dans la pratique, l’écart VR – VC est intégré 

au périmètre d’équilibre du BRP du FSP et le tarif de déséquilibre est appliqué au 

déséquilibre global de ce BRP et non séparément à cet écart. 
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59. Le modèle proposé par la CREG est illustré aux schémas suivants. 

Schéma 3 : Volumes pris en compte – modèle théorique 

 

Source : CREG 
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Schéma 4 : Volumes pris en compte – exemple chiffré 

 

Source : CREG 
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60. Différents éléments sont certains dans le schéma : le fournisseur fournit le client 

final source, les BRP sont responsables de l’équilibre de leur portefeuille vis-à-vis du GRT.  

En revanche, les relations fournisseur – BRP ne sont pas connues.   

Pour préserver la liberté contractuelle et de façon à éviter de devoir prendre en compte la 

grande diversité des interactions entre les contractants, le modèle proposé se concentre sur 

des rôles de marché établis en fonction de principes bien définis.  Dans ce modèle, les BRP 

n’achètent pas l’énergie (ou alors uniquement comme intermédiaire) et leur responsabilité se 

limite à l’équilibre des volumes.  Dès lors, dans le cadre des mécanismes de compensation, 

l’impact des volumes sur les périmètres d’équilibre est traité au niveau des BRP alors que 

les aspects financiers seront traités entre le FSP et le fournisseur (ce point sera abordé au 

chapitre suivant). Les acteurs du marché seront ensuite libres d’adapter leurs relations 

contractuelles sur cette base.   

61. L’impact sur les périmètres d’équilibre est illustré par les flèches en noir.   

Dans l’exemple chiffré, le FRP achète 20 MWh au FSP.  Au moment de la livraison, le FSP 

active un effacement de consommation de 20 MWh auprès du client final source.  Celui-ci ne 

peut réduire sa consommation que de 15 MWh.  Cela signifie que : 

- lors de la vente, 20 MWh sont transférés du périmètre du BRP du FSP vers celui 

du BRP du FRP, ce qui équilibre le périmètre de ce dernier, ou vers le GR.  Cette 

transaction ne diffère pas d’une transaction classique de vente d’énergie ; 

- l’activation transfère 15 MWh du périmètre du BRP source vers celui du BRP du 

FSP ; dès lors,  

o le BRP source et le fournisseur ne doivent être compensés que de 15 MWh ; 

o le BRP du FSP doit supporter le tarif de déséquilibre pour les 5 MWh 

manquants ; 

- la situation de déséquilibre du BRP du FSP engendre un déséquilibre de la zone 

compensé par le GRT.  L’équilibre de son portefeuille est rétabli. 
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V.3.5.2 Détermination du volume pour la correction du périmètre du BRP source et la 
compensation du fournisseur 

a) Choix et calcul de la baseline 

62. Les mesures correctrices ont pour but de rétablir dans le chef du fournisseur et du 

BRP source la situation telle qu’elle aurait été sans l’activation de la flexibilité du client final 

source par son FSP.  Il convient donc d’évaluer ce qu’aurait été la consommation normale du 

client final source à ce moment, ce qui est fait en déterminant la baseline. 

Les caractéristiques auxquelles la baseline doit répondre sont les suivantes : 

- elle doit couvrir la période d’activation, c’est-à-dire la période pendant laquelle 

l’activation est réellement demandée par l’acheteur de la flexibilité ; elle n’inclut 

donc pas la période de ramp down, ni celle de ramp up, ni l’éventuel effet 

rebond qui interviendraient en dehors de la période d’activation (ce point est 

traité ultérieurement) ; 

- elle doit être transparente pour toutes les parties pour qu’elles puissent calculer 

elles-mêmes l’énergie activée ; 

- son choix doit tenir compte des caractéristiques du produit (durée de l’activation, 

durée entre la notification et l’activation) et doit réduire au maximum les 

possibilités de gaming (à titre d’exemple, la période de référence pour la réserve 

stratégique ne peut pas couvrir de périodes au cours desquelles l’activation de la 

réserve stratégique a été annoncée). 

63. Différentes techniques existent :  

- méthodes basées sur des données historiques mesurées : méthodes de 

moyennes, méthodes de régression, mesure réalisée avant/après,… avec ou 

sans ajustements13 ;   

- méthode du rectangle à double référence corrigé (cfr NEBEF14 pour les 

activations de courte durée) ; 

- méthode par prévision de consommation (cfr NEBEF pour les points de 

prélèvement raccordés au réseau de transport). 

  

                                                
13 Elia, expert working group du 17 novembre 2014 
14 NEBEF = Notifications d'Echanges de Blocs d'Effacements.  Il s’agit des règles adoptées en France 
pour la valorisation des effacements de consommation sur les marchés de l’énergie. 
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A titre d’exemple, dans le cadre de la réserve stratégique, pour les points de livraison qui ne 

sont pas un point d’accès au réseau ELIA (GRD, au sein d’un site industriel, dans un CDS), 

la baseline est calculée sur la base des données de consommation historiques de ce point 

de livraison selon la méthode X de Y15. 

64. Dans une première phase, la CREG suggère qu’une seule baseline par produit 

soit choisie en concertation avec les acteurs du marché ou à défaut d’accord, pour le 

balancing et la réserve stratégique, après proposition d’Elia et approbation de la CREG et 

pour les autres produits, par l’autorité compétente. La baseline utilisée pour un même produit 

doit être identique quel que soit le niveau de tension auquel le client final source est 

raccordé. Le FDM est chargé de calculer la baseline pour chaque point de comptage de la 

liste des points activés pendant la période activation. Cette liste est fournie par le FSP 

concerné et peut varier d’une activation à l’autre. 

65. Dans un second temps, le choix pourrait être laissé au FSP et au fournisseur parmi 

une liste restreinte par produit et une baseline par défaut serait déterminée en cas de 

désaccord. 

b) Mesure de la consommation réelle 

66. Pour chaque point de comptage repris dans un programme d’activation de la 

flexibilité, la consommation réelle est télérelevée par le FDM à partir du compteur de tête ou, 

le cas échéant, à partir du sous-compteur. 

c) Calcul du volume réalisé 

67. Le volume réalisé correspond au volume de flexibilité considéré comme 

effectivement fourni par le client final source.  Il est calculé par différence entre la baseline et 

la consommation mesurée pendant la période d’activation par point de comptage du FSP et 

par quart d’heure.  Ce volume réalisé est utilisé tant pour la correction du périmètre 

d’équilibre du BRP source que pour le calcul de la compensation financière du fournisseur.   

Cette approche doit être appliquée de façon symétrique (tant en cas d’une activation de 

flexibilité à la hausse que d’une activation de flexibilité à la baisse). 

                                                
15 X jours dont les mesures quart-horaires sont utilisées pour calculer la baseline choisis parmi les Y 
derniers jours représentatifs d’une catégorie (jour ouvrable ou week-end). 
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d) Transmission des données 

68. La transmission par le FDM des données de comptage à des fins de facturation est 

faite de la manière suivante : 

- pour chaque FSP concerné, les volumes réalisés des activations sont envoyés 

par le FDM de manière agrégée par fournisseur au FSP et au fournisseur 

concerné ;  

- pour chaque FSP concerné, les volumes réalisés des activations sont envoyés 

par le FDM de manière agrégée par BRP source au GR, au FSP, à son BRP et 

au BRP source concerné ; le FDM introduit une nomination ex-post entre le BRP 

source et le BRP du FSP sur le hub du GRT, pour un volume correspondant au 

volume réalisé ; 

- les volumes réalisés des activations pour le portefeuille sont envoyés par le FDM 

à chaque FSP concerné et à son BRP ; 

- pour chaque activation, le BRP du FSP et le BRP du FRP introduisent une 

transaction sur le hub du GRT pour un volume correspondant au volume 

commandé. 

De façon à garantir la fiabilité des données communiquées, un audit du l’activité du FDM 

devrait être prévu. 

V.3.6 Aspects mesure et comptage du transfert d’énergie 

V.3.6.1 Fourniture de flexibilité par le FSP 

69. La transaction entre le FSP et le FRP peut être assimilé à une vente classique 

d’énergie déjà réglée par les procédures existantes, aussi bien pour la valorisation de 

l’énergie que pour les conséquences de la transaction sur les périmètres d’équilibre de leurs 

BRP respectifs.  Cette transaction n’est plus traitée dans la suite du document. 

V.3.6.2 Acquisition de flexibilité par le FSP 

70. Le transfert d’énergie porte sur l’acquisition de flexibilité par le FSP.  Dans ce cadre, 

les données utilisées peuvent être issues de sous-compteurs. Si tel est le cas, elles ne 

peuvent pas l’être pour remettre en cause les mesures issues des compteurs de tête.  En 

d’autres termes : 
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- pour la facturation de l’énergie, la mesure utilisée reste celle du compteur de tête; 

- pour la facturation de la flexibilité, la mesure peut être celle du compteur de tête 

ou du sous-compteur, selon celui qui est utilisé pour évaluer le volume transféré.   

V.3.6.3 Sécurité du réseau 

71. Il convient de souligner qu’une distinction pourrait être établie entre les données 

nécessaires pour valider les transactions et les données nécessaires pour éviter des 

problèmes de sécurité d’exploitation du réseau. En termes de sécurité d’exploitation du 

réseau, le GR souhaite en effet être tenu au courant de l’activation (amplitude, moment, 

durée) par point de comptage, avec un préavis compatible avec l’objectif de l’activation (il 

n’est pas réaliste d’exiger de fournir l’information en D-1 si l’activation est destinée à 

compenser une panne au moment où elle apparait). En revanche, dans le cadre de la 

gestion de la demande, cette information n’est utile que lorsqu’elle génère un transfert 

d’énergie. 

V.3.6.4 Sous-comptage 

72. Les acteurs du marché s’accordent à dire que le sous-comptage est un instrument 

indispensable au développement de la flexibilité de la demande. Il convient de distinguer la 

gestion des données de l’installation du matériel. 

a) Gestion des données 

73. Pour ce qui concerne le traitement des données, dans le cadre du transfert 

d’énergie impactant différentes parties, une partie neutre doit être désignée (FDM).  La 

CREG estime que le GRT en collaboration avec les GRD pourrait jouer un rôle central dans 

la mesure où d’une part, il ne s’agit pas d’acteurs du marché et, d’autre part, ils disposent de 

la compétence requise. 

Les données doivent par ailleurs être relevées à partir de compteurs certifiés. 
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b) Installation du matériel 

74. Au niveau du réseau de transport, une solution ouverte a été proposée dans le 

cadre des services au GRT. Le GRT a fixé un protocole de communication ainsi que des 

standards techniques auxquels le sous-compteur doit répondre pour pouvoir être certifié. 

Pour ce qui concerne l’appareillage de mesure et de comptage, le client est libre d’utiliser 

son matériel existant ou de faire appel à l’installateur de son choix ou aux services du GRT. 

Au niveau des réseaux de distribution, la question n’est pas encore tranchée. Pour ce qui 

concerne les types de compteurs, il serait souhaitable de fixer un protocole de 

communication et des standards techniques de précision des mesures permettant 

l’installation de sous-compteurs (idéalement de façon identique au niveau national).  Ces 

standards techniques doivent être conçus pour permettre au client final de changer aisément 

de FSP. 

V.3.7 Aspect prix du transfert d’énergie 

V.3.7.1 Compensation financière du fournisseur 

75. Une alternative est proposée : soit la compensation financière a lieu entre le FSP et 

le fournisseur (option A), soit entre le client final source et son fournisseur via la correction 

de la mesure de la consommation (option B). 

a) Option A – Compensation financière entre le FSP et le fournisseur 

76. En termes de rôles, la compensation financière intervient entre le FSP et le 

fournisseur (appelés ci-après « les parties »), sans que le client final source soit impliqué en 

effet : 

- le client final source ne consomme pas et donc n’achète pas l’énergie déroutée 

(s’il s’agit de l’activation d’un effacement) ; 

- il n’y a donc pas de raison que l’énergie mesurée à son compteur soit modifiée ; 

- Le FSP achète l’énergie déroutée au fournisseur pour la revendre au FRP, qui 

n’est pas un client final ; il ne doit donc pas être détenteur d’une licence de 

fourniture. 

La compensation financière représente la somme versée par le FSP en contrepartie d’une 

livraison d’énergie.  Le modèle de marché optimal est, selon la CREG, celui du règlement 

contractuel des modalités d’indemnisation entre le FSP et le fournisseur. 
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77. Le volume à prendre en compte est le volume réalisé (VR) par chaque FSP, agrégé 

par fournisseur.  Ce volume est fourni par le FDM. 

78. Le prix unitaire de la compensation doit également être déterminé.  Trois options 

sont possibles : il peut s’agir du prix contractuel de fourniture, d’un prix convenu entre les 

parties ou d’un prix standard de référence. 

Option A.1 – prix contractuel de fourniture 

79. D’un côté, le fournisseur doit supporter le coût de la totalité de l’électricité qu’il a 

acquise et, d’un autre côté, il ne peut facturer à son client l’électricité que celui-ci n’a pas 

consommée, mais qui a été consommée par un tiers du fait de l’activation de sa flexibilité.   

80. Cette première option n’a de sens, dans le cadre d’un contrat bilatéral, que si le 

fournisseur, avec l’accord du client final source, accepte de communiquer son prix de 

fourniture par point EAN derrière lequel de la flexibilité sur la demande est activée par le FSP 

et si le FSP accepte de communiquer la liste de ces points lors de chaque activation.  

81. Lorsque ces conditions ne sont pas remplies, une tierce partie pourrait jouer le rôle 

d’intermédiaire pour l’établissement des factures.  Elle réconcilierait prix et volume par point 

EAN et établirait mensuellement les flux financiers entre FSP et fournisseur, percevrait les 

montants dus et assurerait les paiements.  Cette option représenterait toutefois un coût et 

des lourdeurs administratives additionnels par rapport à la solution bilatérale. 

82. La CREG estime que la compensation financière du fournisseur peut toutefois être 

déterminée autrement que par la seule référence au prix contractuel de fourniture du client.  

En effet, il convient de tenir compte des éléments suivants : 

- le caractère confidentiel de certaines informations contractuelles ; 

- la complexité du calcul (cf. nombreuses composantes du prix de fourniture). 

Option A.2 – prix convenu 

83. Rien n’empêche d’établir la compensation financière sur la base d’un prix convenu 

contractuellement entre les parties, différent du prix de fourniture.  Ce prix ne correspondra 

certes pas exactement au prix de vente réel, mais dans la mesure où les activations peuvent 

être réalisées à la hausse ou à la baisse, les flux financiers entre le fournisseur et le FSP 

iront dans les deux sens, ce qui devrait équilibrer la négociation. 
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Option A.3 – formule standard 

84. En cas de désaccord entre les parties, une formule standard (identique à la hausse 

et à la baisse) serait prévue de façon à lever cet obstacle au développement de la gestion de 

la demande.  Cette formule standard représenterait une approximation du chiffre d’affaires 

du fournisseur (perdu ou trop perçu). 

85. Le chiffre d’affaires couvre d’une part le coût de l’approvisionnement du volume 

réalisé (VR) et, d’autre part, la marge bénéficiaire du fournisseur.  La CREG estime qu’il est 

indispensable que cette marge bénéficiaire soit prise en compte. Cette marge bénéficiaire 

pourrait être fixée sur la base des comptes annuels déposés à la Banque Nationale de 

Belgique par les sociétés uniquement actives dans l’activité de fourniture. 

86. Mal calibrée, cette formule standard pourrait introduire une distorsion et doit donc 

être régulée.  En cas d’activation à la baisse, un prix trop bas pénaliserait le fournisseur et un 

prix trop élevé rendrait l’intervention d’un FSP non rentable (compensation à verser trop 

élevée par rapport au prix de vente tenant compte des frais additionnels de transaction : 

BRP additionnel, frais commerciaux de démarchage des clients,…). Une activation à la 

hausse aurait toutefois l’effet inverse.  Ce prix régulé présente également le risque 

d’influencer le marché de l’énergie en lui servant de référence. Le principe même de prix 

régulé n’est par ailleurs pas soutenu par la Commission européenne. 

Une telle formule est utilisée dans le processus d’allocation – réconciliation de l’électricité 

entre BRP. 

Les formules suivantes ont été proposées par les participants à la consultation pour 

approximer le coût de fourniture : 

- BDRA : par exemple : 40% Weekly average DAM price for a given hour + 20% 

forward prices 2 years + 20% forward price 1 year + 20% forward price 6 months. 

- Day ahead price ; 

- Formule NEBEF : prix de référence du marché : Daily Settlement Price des 

produits trimestriels (base et peak pondérés par le nombre d’heures) sur EEX 

French Financial Power Futures entre le 1er octobre et le 30 novembre de l’année 

précédant la publication du barème.   

  



 

            47/84 

87. Le contrat standard réglerait par défaut les modalités de la compensation financière 

à verser par le FSP au fournisseur et par le fournisseur au FSP, selon le sens d’activation de 

la flexibilité.  Le volume étant connu, il ne traiterait que du prix de la transaction. 

b) Option B – correction de la mesure de la consommation 

88. La correction par le FDM de la mesure de la consommation du client final source 

pour y ajouter l’énergie activée permettrait d’indemniser le fournisseur au prix réel de 

fourniture sans qu’il soit nécessaire de divulguer ce prix au FSP, ni de divulguer au 

fournisseur l’identité des points EAN impactés dans son portefeuille.  Toutefois : 

- La correction du compteur du client final source sous-tend un achat d’énergie 

pour la revendre, ce qui transforme le client final source en intermédiaire 

(broker). 

- Cette option ne nécessite pas de relation entre le FSP et le fournisseur, mais 

implique directement le client final source. En effet, puisque l’énergie non 

consommée lui est facturée (dans le cas d’un effacement), il doit être en mesure 

de la valoriser soit directement sur le marché de l’énergie, soit indirectement 

auprès d’un FSP tiers. Hormis le problème de la facturation soulevé au point 

suivant, lorsque le client final source a choisi de passer par un FSP tiers, ce 

modèle de marché lui complique nettement la tâche, ce qui n’est pas de nature à 

favoriser le développement de la gestion de la demande. En effet, il devient 

l’intermédiaire entre son fournisseur et son FSP alors qu’il n’est en rien impliqué 

dans la relation fournisseur–FSP–FRP. 

- Si l’option de modifier la mesure de l’énergie consommée était retenue, cela 

conduirait dans le modèle de facturation actuel, à faire payer deux fois les taxes 

et surcharges16, ainsi que les tarifs réseau, applicables sur le volume activé : une 

fois par le client final source et une fois par le client final consommateur de 

flexibilité.  En effet, selon la loi électricité, ces taxes et surcharges, ainsi que les 

tarifs pour partie, sont dus pour la quantité d’électricité prélevée du réseau ; si la 

consommation du client final source est corrigée, ce client final paiera 

partiellement des taxes et surcharges pour des quantités d’électricité qu’il n’a pas 

consommées..   

                                                
16 On entend par là la cotisation fédérale, visée à l’article 21bis de la loi électricité, et la surcharge 
offshore visée à l’article 7, § 1er, de la loi électricité. 
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Pour éviter ce double paiement, les composantes réseaux et taxes devraient être 

calculées à partir de la consommation réelle ; la loi électricité devrait être adaptée 

pour tenir compte de cette particularité. 

La « reconstruction » de cette consommation réelle impliquerait que le FDM 

communique l’effacement réalisé par point de prélèvement. Comme, en 

Belgique, c’est le fournisseur qui établit la facture globale, reprenant également 

les composantes réseaux et taxes, la communication du FDM devrait être 

adressée au fournisseur, ce qui ne résoudra pas le problème de la confidentialité 

relative au portefeuille de clients du FSP.  Pour éviter cet écueil, une possibilité 

serait de créer un (ou des) fonds de compensation. 

- Les aspects TVA de cette correction devraient également être examinés, afin 

d’éviter un double paiement de la TVA sur le volume activé. 

Option B.1 - Fonds de compensation 

89. La totalité de la facture est établie sur base de la consommation corrigée et le trop 

perçu est versé dans un (ou plusieurs) fonds destiné(s) à compenser la perception 

excédentaire. 

Lors d’une activation de la flexibilité à la baisse, les GR et les percepteurs des taxes et 

surcharges versent le trop perçu au fonds qui se charge de compenser les clients finaux de 

façon à neutraliser leur excédent de paiement relatif aux composantes réseaux et taxes. 

Lors d’une activation à la hausse, c’est le client qui verse le complément des composantes 

réseaux et taxes trop peu perçus au fonds qui se charge de compenser les GR ainsi que les 

percepteurs des taxes et surcharges. 

Cette option présente toutefois les inconvénients suivants : 

- Elle nécessite un double calcul du montant des composantes réseaux, taxes et 

surcharges, ainsi que le suivi des opérations de perception et de compensation.  

Son coût devrait donc être évalué. 
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- Si le fournisseur du client final source ou son BRP dispose d’une mesure de la 

consommation en temps réel du client final source, la communication de la 

consommation corrigée du client par quart d’heure lui permettra d’identifier les 

clients qui valorisent leur flexibilité auprès de leur FSP et lui donnera une 

information précise sur la flexibilité de son client activée par le FSP.  Dans les 

cas où le fournisseur ou son BRP disposent de la mesure de la consommation en 

temps réel, le principe de la confidentialité ne sera donc plus respecté et l’objectif 

de respect de la confidentialité qui motivait la création du fonds ne serait pas 

atteint.  

- La mise en œuvre de cette option est fort délicate d’un point de vue pratique. En 

effet, il convient strictement de distinguer chaque tarif, taxe et surcharge, leur 

nature juridique, détermination et mode de facturation étant particulières. Par 

exemple, la cotisation fédérale est versée dans des fonds gérés par la CREG, 

alors que la surcharge offshore est prélevée par Elia pour son propre compte – 

en remboursement du coût lié à l’achat des certificats verts offshore. Il semble 

dès lors difficile d’imaginer qu’un même fonds pourrait gérer le remboursement 

de la cotisation fédérale et de la surcharge offshore. En outre, si l’on veut 

maintenir la confidentialité des informations, ces fonds devraient rembourser le 

trop perçu directement au client final, sans passer par les fournisseurs ce qui 

entrainerait une lourdeur administrative importante, notamment en termes de 

comptabilité et de facturation. 

Option B.2 non retenue 

90. Les coûts de réseau et les taxes seraient facturés séparément par le GRT/GRD.  

Cette option n’est pas retenue du fait de la proximité de cette problématique avec la cascade 

de la facturation et du fait que le principe de la cascade fait l’objet d’un contentieux dans les 

trois régions.  Elle n’est pas non plus retenue parce qu’elle représenterait un coût et un 

risque additionnel (cf. risque d’impayés) non négligeable pour ces deux entités. De plus, elle 

ne respecte pas le principe 10. 

V.3.7.2 Compensation financière suite à une interdiction d’activer de la flexibilité 

91. Ce point concerne le refus par le GR de permettre une activation de flexibilité sur un 

site de prélèvement par un FSP et la compensation financière éventuelle à verser par le GR 

à ce FSP.  Ce problème est encore très peu présent mais pourrait se développer 

principalement au niveau des réseaux de distribution du fait de leur conception (structure 
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d’exploitation radiale plutôt que maillée comme c’est souvent le cas pour le réseau du GRT) 

et de leur mode de dimensionnement basé sur un foisonnement des périodes de 

consommation.  Pour ce qui concerne les GRD, il ne relève pas directement du domaine de 

compétence de la CREG.  La CREG se limite donc à quelques réflexions d’ordre général sur 

ce sujet dans la mesure où il pourrait constituer un obstacle au développement de la gestion 

de la demande, qui a été très justement identifié par les acteurs du marché lors de la 

consultation publique. 

92. La sécurité d’exploitation des réseaux de distribution fait partie des missions des 

GRD.  De façon très schématique, ceux-ci disposent d’une certaine visibilité et d’un certain 

contrôle sur les flux au niveau de la moyenne tension.  En revanche, ils n’ont actuellement 

qu’une visibilité en temps réel très limitée sur les flux dans leurs réseaux en aval de la 

moyenne tension.  Dans ces circonstances, leur attitude prudente, au regard de la sécurité 

du réseau, par rapport à un comportement nouveau des clients finaux se comprend. 

Toutefois, chaque client final raccordé au réseau de distribution dispose du droit de faire 

varier son profil de consommation dans les limites de ce que lui permettent son contrat de 

raccordement et son contrat de fourniture. Tout client est notamment libre de ne pas 

consommer alors que sa courbe de consommation profilée prévoit une consommation.  Le 

réseau est donc dimensionné pour permettre une variation de la courbe de consommation à 

l’intérieur d’une certaine zone.  L’activation de la flexibilité d’un client par un FSP dans les 

limites de cette zone ne devrait donc pas poser de problème. 

En réalité, seules les activations en dehors de ces limites, ainsi que la simultanéité des 

activations à une grande échelle dans une zone ou sur un même départ, sont susceptibles 

de créer un risque si des mesures correctrices ne peuvent pas être prises à un moment 

proche du temps réel.   

93. Dans le cadre de la fourniture de services auxiliaires à Elia à partir de points EAN 

raccordés au réseau de distribution, les GRD disposent de la liste des points EAN 

participants et réalisent un contrôle préalable (NFS) à l’issue duquel un « feu vert » ou un 

« feu rouge » à l’activation est attribué pour une période déterminée.  Les GRD sont 

conscients que ce système doit devenir plus dynamique.   

En revanche, la flexibilité exercée dans tous les autres cas, par exemple entre un BRP ou un 

fournisseur et son client, échappe actuellement à tout contrôle de leur part.   

Il existe donc entre les différents types de valorisation de la flexibilité une différence de 

traitement que les GRD voudraient supprimer en étendant la certification et le contrôle à 
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l’ensemble des points de comptage couverts par un contrat de flexibilité.  Ceci nécessite 

d’une part la création d’un fichier de certification et, d’autre part, la mise en place d’un 

registre des activations (de façon notamment à éviter la double vente d’une même 

activation). C’est également une des manières possibles de rencontrer le souci de certains 

autres acteurs du marché de voir instauré un level playing field entre les différents types 

d’activation de flexibilité. 

Il s’agit de procédures motivées par la sécurité du réseau qui relèvent de la compétence des 

autorités régionales. 

94. Il convient toutefois de veiller à ce que la solution au problème potentiel de sécurité 

du réseau ne constitue pas un obstacle au développement de la gestion de la demande sur 

leur réseau.  En effet, du point de vue du fonctionnement du marché, la flexibilité devrait 

prioritairement être offerte sur les marchés de l’électricité de façon à flexibiliser la courbe de 

demande de façon à éviter les pics de prix et, dès lors, à réduire la facture de l’ensemble des 

consommateurs. 

Une analyse coût-bénéfice au niveau du système permettrait d’objectiver le choix entre d’une 

part, des mesures de contrôle exhaustif et de restriction de la flexibilité de la demande et 

d’autre part, des investissements dans des moyens dynamiques de gestion du réseau ainsi 

que des investissements de renforcement du réseau. 

Pour objectiver cette analyse, la CREG estime qu’un mécanisme d’indemnisation, de 

préférence basé sur un mécanisme de marché, devrait être mis en place de façon à 

dédommager le FSP à qui le GR a refusé une activation de flexibilité de la demande.  En 

effet, si le gestionnaire du réseau, après avoir épuisé les solutions de redispatching 

disponibles doit lui interdire d’activer de la flexibilité, il l’expose à un surcoût (pénalité, tarif de 

déséquilibre, …). 

95. Pour limiter le montant des indemnisations, la mise en place de contrats d’accès 

flexibles est évoquée. Cette option pourrait se justifier de façon temporaire pour éviter un 

renforcement du réseau du fait de la présence d’un seul point flexible additionnel, à l’instar 

des dispositions existantes pour les raccordements. Généraliser cette pratique ne semble 

cependant pas souhaitable.  En effet : 

- du point de vue du client final, il s’agirait d’une atteinte à son droit d’accès au 

réseau ; 
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- du point de vue de la gestion du réseau, cela doterait les GR d’un outil leur 

permettant de maximiser leurs revenus tout en minimisant les coûts associés à 

une modernisation de leur réseau. 

96. Les objectifs de maîtrise des coûts de réseau (composante réseau de la facture) et 

de fonctionnement du marché (composante commodity de la facture) interagissent.  

L’optimum économique devra être trouvé sur la base d’une méthodologie objective, sans 

privilégier d’emblée un objectif par rapport à l’autre. 

Une telle méthodologie devrait être développée pour la réalisation de cette analyse coût-

bénéfice fournissant la base objective pour déterminer l’équilibre qui maximise le bien-être 

général. 

La flexibilité devrait pouvoir être utilisée par les GR : 

- lorsqu’elle est plus économique qu’un renforcement du réseau (nécessite une 

indemnisation) ; 

- comme solution temporaire en attendant la réalisation des investissements ; 

Sans perdre de vue que : 

- les procédures administratives trop lourdes sont un obstacle économique au 

développement de la flexibilité : elles augmentent le coût de transaction, 

allongent le délai nécessaire entre les négociations technico-commerciales avec 

les clients finaux et le moment où ces ressources peuvent être réellement 

utilisées par le FSP, et réduisent ainsi la valeur ajoutée de la flexibilité; 

- l’évolution, endéans un terme compatible avec la valorisation de la flexibilité, vers 

une gestion dynamique du réseau est nécessaire. 

V.3.8 Définition des rôles 

97. La mise en place d’un cadre favorable au développement de la gestion de la 

demande nécessite : 

- l’ajout de trois rôles : 

o FSP (fournisseur d’un service de flexibilité) ; 

o FDM (gestionnaire des données de flexibilité) ; 

o FRP (acheteur de flexibilité) 
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Pour assurer le bon fonctionnement du marché, il s’agit de rôles qui doivent être 

encadrés légalement étant donné leur place centrale dans le modèle de marché 

proposé. 

- de compléter les rôles des acteurs existants : client final source, fournisseur, 

BRP, GRT, GRD. 

V.3.8.1 Client final source 

- Il doit pouvoir valoriser sa flexibilité en direct, en étant son propre FSP ou via un 

FSP qu’il choisit librement et dont il peut aisément changer. 

- Il doit pouvoir investir dans son propre matériel de sous-comptage pour autant 

que l’installation soit homologuée. Cela demande en tous cas l’accès à une 

solution matérielle à prix raisonnable et suffisamment standard pour ne pas le lier 

à un FSP particulier. 

- Il doit pouvoir disposer en temps réel de toutes les données de comptage 

relatives à ses installations et les mettre à la disposition de tout acteur du marché 

avec lequel il a conclu un contrat de valorisation de sa flexibilité, pendant la 

durée de ce contrat. 

- Si l’option B est retenue, il verse, le cas échéant, le complément du tarif de 

réseau et des taxes au fonds (cfr point V.3.7.2). 

V.3.8.2 FSP 

- Le rôle du FSP est de valoriser la flexibilité du client final source avec pour 

conséquence de dérouter l’énergie injectée par le BRP source pour couvrir la 

consommation attendue du client final source vers une autre destination, qui peut 

être un acteur commercial du marché ou un gestionnaire de réseau.  Cette 

énergie est rendue disponible par l’activation de la flexibilité du client final source.   

- Ce rôle peut être rempli par différents acteurs du marché : client final source, 

fournisseur, agrégateur indépendant, FRP (à condition que celui-ci ne soit pas 

GR).   

- Un certain parallélisme pourrait être établi entre le rôle de FSP pour la 

valorisation de la flexibilité et celui de fournisseur sur le marché de l’énergie 

(commodity), notamment pour ce qui concerne les conditions d’accès à la 

profession ainsi que la nécessité de faire appel à un BRP. 
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Un processus d’agrément administrativement peu contraignant devrait être 

instauré de manière telle que seuls les acteurs du marché certifiés pourraient 

endosser le rôle de FSP ; l’agrément pourrait être retiré en cas de non-respect 

des règles du marché ou  de modification des conditions sous lesquelles elle a 

été octroyée. 

- Il doit pouvoir commercialiser la flexibilité de son client sans l’autorisation 

préalable du BRP source ou du fournisseur de ce client final source. 

- Il informe le FDM le plus tôt possible, et de toute façon avant l’activation, des 

caractéristiques de toute activation (volume commandé, contrepartie FRP, début 

et fin de la période d’activation), quel que soit le type de flexibilité concerné et sa 

forme contractuelle (y compris les contrats OTC). Il informe le FDM de la 

répartition de l’activation entre les points de comptage concernés de son 

portefeuille,  

- Vis-à-vis du système, il a fondamentalement la responsabilité de la cohérence 

entre la flexibilité qu’il active et celle qu’il vend. Dans la pratique, la responsabilité 

de cet écart se traduit en termes de déséquilibre et est par conséquent transférée 

à son BRP.  

- L’effet rebond, s’il est avéré, sort du cadre de ce modèle et, pour ce qui concerne 

les aspects commerciaux,  doit être réglé par voie contractuelle. 

- Il doit respecter les limitations fixées par le GR pour des raisons de sécurité du 

réseau et perçoit une indemnité pour les activations refusées par le GR si le 

cadre légal en vigueur le prévoit. 

- Si l’option A est retenue, il doit indemniser financièrement le fournisseur (cfr point 

V.3.7.2). 

- En cas de désaccord avec le fournisseur quant au prix appliqué pour calculer 

l’indemnisation financière, il doit signer le contrat standard. 

V.3.8.3 BRP 

- Ce rôle est préservé, il s’agit d’un acteur central de la gestion du système et du 

fonctionnement du marché.   
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- Le BRP source ne peut s’opposer à ce qu’un client final repris dans son 

portefeuille exerce sa flexibilité, y compris par l’intermédiaire d’un autre acteur du 

marché. Il accepte donc implicitement toute correction de son périmètre 

d’équilibre réalisée en application du présent modèle. 

- Le BRP source doit être informé ex ante par le FDM du volume de flexibilité 

« commandé » qui va être activé par des tiers dans son portefeuille. Il doit être 

informé par le FDM le plus rapidement possible après le temps réel du volume de 

flexibilité « réalisé » suite à l’activation par des tiers de flexibilité détenue par des 

clients finaux de son portefeuille. 

- Le BRP du FSP est responsable de l’écart entre le volume commandé et le 

volume réalisé, traduit en termes de déséquilibre.  Cet écart et le déséquilibre lui 

correspondant devraient être nuls.  Il accepte donc implicitement toute correction 

de son périmètre d’équilibre réalisée en application du présent modèle et 

reflétant cet écart. 

- Le BRP du FRP accepte implicitement toute correction de son périmètre 

d’équilibre réalisée en application du présent modèle. 

V.3.8.4 Fournisseur 

- Il ne peut s’opposer à ce que son client utilise sa flexibilité et la commercialise 

auprès de tiers. 

- Il a droit à une indemnisation financière correspondant à (une approximation de) 

son prix de vente au client, marge bénéficiaire incluse.  

- En cas de désaccord entre les parties relatif au prix utilisé pour calculer la 

compensation financière, il doit signer le contrat standard. 

V.3.8.5 GRT 

- Il fixe un protocole de communication et des standards techniques permettant 

l’installation de sous-compteurs et propose lui-même le service en tant qu’activité 

non régulée en concurrence pour les points EAN raccordés sur son réseau [sans 

obligation directe ou indirecte pour le FSP de choisir cette solution]. 
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- Il est informé par le FDM des activations de flexibilité de la demande pour les 

points EAN situés sur son réseau.  

- Si l’option B est retenue, il verse, le cas échéant, le trop perçu du tarif de 

transport, des surcharges et des taxes au fonds (cfr point V.3.7.2). 

Dans le cadre des produits de services auxiliaires17 et de la réserve stratégique :  

- Il donne le signal d’activation de la gestion de la demande. 

- Il informe le GRD des activations de flexibilité qu’il réalise sur son réseau dans un 

délai qui permet au GRD d’assurer la sécurité d’exploitation de son réseau. 

- Il commande les activations de flexibilité et applique les pénalités éventuelles 

pour non-conformité. 

V.3.8.6 GRD (ce point ne relève pas de la compétence de la CREG) 

- Il peut restreindre une activation de flexibilité pour des raisons de sécurité du 

réseau dûment motivées et verse le cas échéant les indemnités prévues par le 

cadre légal ou réglementaire. 

- Il est informé par le FDM des activations de flexibilité de la demande pour les 

points EAN situés sur son réseau.  

- Si l’option B est retenue, il verse, le cas échéant, le trop perçu du tarif de 

distribution, des surcharges et des taxes au fonds (cfr point V.3.7.2). 

Dans le cadre des produits de services auxiliaires qui relèvent de sa compétence :  

- Il commande les activations de flexibilité et applique les pénalités éventuelles 

pour non-conformité. 

Dans le but d’assurer la sécurité de leur réseau, les GRD souhaitent conclure avec les FSP 

un contrat d’accès qui précise les droits et obligations en matière d’échange d’information 

sur le portefeuille de clients flexibles (via le registre d’accès à la flexibilité) et d’échange 

d’informations sur les activations de flexibilité (via le registre d’activations).  Une décision à 

ce sujet relève de la compétence des autorités régionales. 

  

                                                
17 Y compris éventuellement la gestion des congestions 
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V.3.8.7 FDM 

- Il établit une table de correspondance entre les points de comptage, les points 

EAN flexibles, le BRP concerné et le fournisseur concerné ainsi qu’une table de 

correspondance entre les FSP et leur BRP. Via les informations contenues dans 

les annexes 3, 3bis et 3ter et 14 du contrat d’accès, le GRT est en mesure 

d’établir le lien entre un code EAN, un BRP et un fournisseur.   

Pour les points EAN en distribution, le GRD est en mesure d’établir le lien avec le 

fournisseur et son BRP. 

Dans le cas d’un CDS, le gestionnaire du réseau fermé dispose de 

l’information18.  Il doit la communiquer au FDM. 

- Il dispose des données quart-horaires des compteurs utilisés pour mesurer les 

volumes consommés pour les compteurs de tête et les sous-compteurs concerné 

par un contrat de gestion de la demande. 

- Il collecte les informations relatives aux activations de flexibilité.  

- Pour tout contrat de flexibilité sur la demande, il gère les données de comptage 

des compteurs de tête et des sous-compteurs utilisés pour calculer la baseline et 

le volume réalisé. 

- Il calcule la baseline pour chaque activation de flexibilité de la demande et 

détermine le volume réalisé. 

- Il procède aux nominations ex-post sur le hub du GRT pour la correction du 

périmètre d’équilibre du BRP source et du BRP du FSP dans le cadre du 

transfert de volume réalisé entre ces deux périmètres. 

- Pour chaque activation pour laquelle le périmètre d’équilibre d’un BRP source est 

impacté, il informe dès qu’il a connaissance de l’information, de manière agrégée 

par FSP, le BRP source concerné des activations de flexibilité qui vont être 

réalisées dans son périmètre. 

- Pour chaque activation pour laquelle le périmètre d’équilibre d’un BRP source est 

impacté, il informe le plus tôt possible après le temps réel, de manière agrégée 

par FSP, le BRP source concerné des activations de flexibilité qui ont été 

réalisées dans son périmètre. 

                                                
18 Cfr Art.5 de l’annexe 14 du contrat d’accès. 
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- Pour chaque activation pour laquelle un client final d’un fournisseur active de la 

flexibilité, il informe, de manière agrégée par FSP, le fournisseur concerné du 

volume réalisé auprès de clients finaux de son portefeuille. 

- Il informe les GR concernés des activations de flexibilité par des points EAN de 

leurs réseaux respectifs. 

- Il vérifie, avec les données dont il dispose, si des doubles ventes de flexibilité ont 

eu lieu et dans l’affirmative, en informe le GR et le régulateur. 

Vu les principes énoncés ci-dessus, les constatations suivantes peuvent être faites : 

- Les gestionnaires de réseau, chacun dans le cadre de ses compétences, 

disposent des données des compteurs de tête et les gèrent. 

- De la même manière, ils pourraient disposer légalement des données des sous-

compteurs utilisés dans le cadre de contrats de flexibilité sur la demande et les 

gérer. 

- Par sa vue globale sur l’ensemble de la zone de réglage, le GRT occupe une 

place privilégiée pour prendre connaissance des interactions possibles entre 

activations dans son réseau et dans ceux des différents GRD, ainsi que des 

interactions possibles entre activations dans les réseaux de ces mêmes GRD ; 

de plus, lorsqu’il s’agit d’agréger des données par BRP source ou par 

fournisseur, le GRT est le seul à disposer de la vue globale suffisante pour 

pouvoir le faire à partir des données en provenance des réseaux des GRD. Cette 

globalisation au niveau de la zone de réglage belge est d’autant plus nécessaire 

si certaines évaluations (telle que par exemple celle du potentiel d’effacement 

d’un portefeuille) ne sont pas réalisées au niveau de chaque point de comptage, 

mais pour l’ensemble du portefeuille du FSP concerné. 

De manière à éviter de complexifier le modèle, il semble logique de confier le rôle de FDM 

au GRT. De la même manière, il parait tout aussi logique que chaque GRD soit chargé de 

fournir au FDM/GRT pour chaque activation dans le portefeuille d’un FSP, les données 

agrégées de consommation par BRP et par fournisseur concernés pour les points EAN 

activés dans son réseau. Cette attribution de compétences permet de clarifier assez 

fortement les échanges d’informations décrits dans les rôles ci-dessus. 
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V.3.9 Effet rebond 

98. L’effet rebond, s’il est démontré, ne doit pas être réglé par le modèle de marché 

lorsqu’il sort de la période d’activation de la flexibilité.  Il relève alors des dispositions 

contractuelles entre le client final source et son fournisseur. S’il se manifeste pendant la 

période d’activation, par exemple comme conséquence de l’activation séquentielle de 

plusieurs points de comptage, il appartient au FSP de s’assurer que le volume réalisé de 

flexibilité au sein de son portefeuille pendant toute la période d’activation respecte bien ses 

engagements contractuels vis-à-vis de l’acheteur de flexibilité.  

99. L’effet rebond pose aux GRD un problème de sécurité du réseau lié au fait que ces 

réseaux ont été dimensionnés en tenant compte d’un coefficient de foisonnement.  

L’apparition d’effets rebonds dont la simultanéité due à l’activation sur base d’un même 

signal extérieur dépasserait ce que prévoit le coefficient de foisonnement pourrait alors 

conduire à des surcharges dans les réseaux ainsi dimensionnés. 

100. Pour les clients finaux raccordés au réseau de distribution, la tarification en fonction 

de l’électricité consommée et pas en fonction de la puissance de raccordement ne donne 

aucune incitation aux clients finaux pour limiter leur pointe de consommation, d’où la crainte 

des GRD de devoir gérer des effets rebond potentiellement importants.  Ce point a trait au 

mode de tarification des réseaux de distribution et ne relève pas des compétences de la 

CREG. 

V.3.10 Extension du modèle de marché à la basse tension 

101. Les répondants à la consultation sont unanimes à dire que sans compteur AMR, il 

est très difficile de déterminer l’impact d’une activation et donc de corriger le périmètre.  Dès 

lors, la prise en compte de la gestion de la demande à partir de prélèvements profilés n’a 

pas été examinée dans le cadre de cette étude.  Une évaluation de la pertinence de 

n’appliquer la gestion de la demande qu’aux sites dotés de compteurs AMR devra être 

réalisée. 
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VI. AMELIORATION DES PRODUITS 

VI.1.1 Amélioration des produits du GRT 

102. Afin d’assurer au maximum la cohérence du modèle de marché entre les différents 

marchés, il conviendrait que le transfert d’énergie soit traité selon les mêmes principes sur 

tous ces marchés. Seules des spécificités techniques pourraient justifier des exceptions. 

VI.1.1.1 Analyse des produits existants 

103. Actuellement, les produits d’Elia sont repris dans le tableau suivant. 

Tableau 1 : Produits d’ELIA 

Type de produit Produit Sigle 

Réglage primaire de la 
fréquence 

R1 symétrique 200 mHz R1 200 

R1 symétrique 100 mHz R1 100 

R1 asymétrique à la hausse R1 up 

R1 asymétrique à la baisse R1 down 

Réglage secondaire de 
l’équilibre de la zone19 

R2 asymétrique à la hausse R2 up 

R2 asymétrique à la baisse R2 down 

Réglage tertiaire de 
l’équilibre de la zone 

R3 production R3 prod 

R3 des services d’ajustement de profil R3 DP 

R3 sur les clients interruptibles R3 ICH 

Offres libres de R3 ID bids 

Réserve stratégique 
Sur les unités de production SGR 

Sur l’effacement de la demande SDR 

Pour chacun de ces produits, le tableau ci-dessous indique s’il est ouvert à la participation de 

la demande, et si son activation fait l’objet d’une correction du périmètre d’équilibre du BRP 

source.  

  

                                                
19 En pratique, ELIA permet d’introduire au sein d’une même offre de la R2 à la hausse et de la R2 à 
la baisse, dans des volumes et à des prix à déterminer dans chaque direction par la partie qui remet 
l’offre. Jusqu’à présent, la structure et les prix des offres de R2 introduites lors des enchères 
mensuelles n’ont jamais permis à ELIA de sélectionner des offres de R2 qui avaient une structure 
asymétrique en termes de volumes offerts. 
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Tableau 2 : Ouverture des produits à la participation de la demande et correction du périmètre par 

type de produit (« + » = oui, « - » = non) 

Produit 
Ouverture à 
la demande 

Correction du 
périmètre 

R1 200 - + 

R1 100  - + 

R1 up + - 

R1 down - - 

R2 up - + 

R2 down - + 

R3 prod - + 

R3 DP + - 

R3 ICH + + 

ID bids - + 

SGR - - 

SDR GRT + + 
SDR GRT CDS 
SDR GRD 

+ 
+ 

- 
- 

104. La non-correction du périmètre d’équilibre pour certains produits activés peu 

souvent (R3 DP, SDR CDS & SDR GRD), est dans les faits « naturellement » compensée 

par la perception par le BRP du tarif de déséquilibre appliqué au volume de cette non-

correction. Etant donné que ces activations ont lieu la plupart du temps dans des moments 

de fort déséquilibre négatif de la zone de réglage, le tarif de déséquilibre est à ce moment 

élevé. Cette manière de procéder, si elle a le mérite d’être simple, n’est pas l’option 

privilégiée par les acteurs du marché. Sur le plan économique, elle n’est pas acceptable 

dans la mesure où elle génère des windfall profits mis à charge des clients finaux : le tarif de 

déséquilibre élevé appliqué au volume de cette non-correction dont bénéficie le BRP vient en 

déduction de la marge qui est naturellement générée par les tarifs de déséquilibre20 et est 

portée en déduction des coûts à supporter par les tarifs de transport. 

105. Le tableau ci-dessous montre la maturité des produits actuels d’ELIA en Belgique. 

  

                                                
20 Etant donné la combinaison des mécanismes de pay-as-bid et de marginal pricing, 
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Tableau 3 : Maturité des produits d’ELIA au 1er janvier 2016 

Produit Maturité 

R1 200 1 mois 

R1 100 1 mois 

R1 up 1 mois 

R1 down 1 mois 

R2 up 1 mois 

R2 down 1 mois 

R3 prod 1 an (grande partie) / 1 mois (le solde) 

R3 DP 1 an (grande partie) / 1 mois (le solde) 

R3 ICH 1 an 

ID bids ¼ heure 

SGR 1 à 3 ans 

SDR GRT 5 mois 
SDR GRT CDS 
SDR GRD 

5 mois 
5 mois 

106. Certains pays d’Europe ont d’autres maturités de produits. L’Allemagne par exemple 

a des produits de R1 et R2 hebdomadaires, et des produits de R3 journaliers. 

Structure de rémunération de la flexibilité 

107. Le tableau suivant indique pour chaque produit si le produit fait l’objet d’une 

rémunération de la réservation et d’une rémunération de l’activation, et fournit la valeur de la 

disponibilité contractuelle du produit. 

Tableau 4 : Mode de rémunération et exigence de disponibilité des produits d’ELIA (« + » = oui, 

« - » = non) 

Produit Réservation Activation Disponibilité 

R1 200 + - 100% 

R1 100 + - 100% 

R1 up + - 100% 

R1 down + - 100% 

R2 up + Prix plafond défini 100% 

R2 down + Prix plancher défini 100% 

R3 prod + + 100% 

R3 DP + - 100% 

R3 ICH   + 
Formule 

contractuelle 
>80% en moyenne 

ID bids - + 

100% ; ajustement du 
volume en fonction de 
la production réelle au 

moment de 
l’activation 

SGR + + 100% - 1 semaine 

SDR + + Aucune exigence 
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Rémunération de la réservation 

108. La CREG estime que seuls les produits de réserve de sécurité du réseau associés à 

une disponibilité de 100% devraient se voir offrir une rémunération pour la réservation dans 

la mesure où cette disponibilité les empêche de participer aux marchés ENDEX, Belpex 

DAM, Belpex CIM et over the counter. 

Les produits pour lesquels aucune exigence de disponibilité forte n’est requise (cf. R3 ICH) 

n’offrent potentiellement que leur capacité résiduelle après participation aux différents 

marchés.  Dans ce cas, seule une rémunération de l’activation se justifie.   

Le produit d’adéquation SDR répond à une autre logique.  Aucune exigence de disponibilité 

n’est prévue en cas d’activation de la réserve stratégique par Elia, la logique sous-jacente 

étant que, pour un produit d’adéquation, obliger à consommer en période critique pour la 

sécurité d’approvisionnement du pays aggraverait le problème.   

Rémunération de l’activation 

109. Les produits de R1 ne rémunèrent pas explicitement l’activation. Pour les produits 

symétriques, les énergies activées à la hausse et à la baisse ont tendance à se compenser. 

Pour les produits asymétriques 100-200 mHz, le nombre d’activation est relativement faible 

et de ce fait, les volumes activés sont quasi négligeables.  

110. L’activation de la R2 est continue. En Belgique, toutes les offres sont actuellement 

activées simultanément au prorata du besoin. Une activation sur la base d’un merit order, 

actuellement à l’étude, permettrait d’envisager la suppression des limitations des prix 

d’activation et la mise en concurrence en temps réel des offres d’activation. Cette évolution 

doit être vue dans la perspective du code de réseau sur le balancing, et de la convergence 

vers un marché intégré du balancing au niveau européen. 

111. La CREG estime que tous les produits de R3 devraient offrir une rémunération pour 

l’activation, déterminée librement par l’offreur et que la séquence des activations devrait être 

établie sur la base d’un merit order économique.   
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VI.1.1.2 Risque d’imposition d’un prix et d’un volume 

112. Il existe en effet actuellement un risque théorique que les conditions de prix et de 

volume soient imposées par un arrêté royal, après un rapport de la CREG mettant en 

évidence un manque de volume offert ou des prix des offres manifestement déraisonnables. 

Toutefois, il convient de noter que : 

- jamais jusqu’à présent des conditions de prix et de volume n’ont été imposées à 

de la demande ; 

- la contractualisation à plus court terme des services auxiliaires limite la faisabilité 

d’une telle imposition pour chaque enchère de ces produits ; 

- en l’absence de concurrence sur le marché (cas des appels d’offres pour la 

constitution de la réserve stratégique pour les hivers 2014-2015 et 2015-2016 où 

le volume total à contracter était supérieur au volume total offert), il s’agit d’un 

rempart indispensable pour éviter les abus. 

La CREG est donc d’avis que cette disposition se justifie et doit être maintenue. 

VI.1.1.3 Recommandations 

a) Recommandations générales 

113. La CREG constate que la définition actuelle des produits d’ELIA repose fortement 

sur une base technologique. La CREG estime qu’ELIA doit réorienter la définition de ses 

produits de manière à assurer un level playing field entre technologies (production, demande 

et stockage). La définition des produits devrait d’abord être axée sur les besoins en matière 

d’activation, et les produits ainsi définis ouverts à toutes les technologies capables de rendre 

les services définis sur la base de ces besoins. En outre, il serait utile de s’aligner autant que 

possible sur la définition de produits standards actuellement en cours d’élaboration au 

niveau européen. De même, les méthodes d'évaluation des volumes nécessaires devraient 

être basées sur les besoins et permettre de définir les volumes nécessaires des produits 

définis sur cette base, en motivant le volume spécifiquement alloué à chaque produit. 
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Dans le cas où ELIA souhaite interdire la participation d’une ou plusieurs technologies à un 

produit donné, ELIA doit pouvoir démontrer (i) que le produit concerné est indispensable au 

maintien de la sécurité du système et (ii) que la ou les technologies concernées ne peuvent 

techniquement pas participer d’une manière valable à ce produit.  

114. Dans la mesure du possible, la CREG estime qu’ELIA devrait regrouper autant que 

faire se peut les propositions de modification aux règles de balancing.  L’instabilité des 

règles de fonctionnement est relevée par certains acteurs du marché comme un obstacle au 

développement de la gestion de la demande. 

115. Pour ce qui concerne la taille des offres, la CREG considère que la taille minimale 

définie actuellement (1 MW) est raisonnable vu les volumes totaux en jeu. Les ressources 

plus petites ont la possibilité de s’agréger, permettant ainsi une participation aux produits 

d’ELIA. L’incrément minimum au-delà du premier MW pourrait cependant être revu et 

uniformisé entre produits de manière à permettre un meilleur ajustement des offres des 

petits portefeuilles. 

b) Recommandations spécifiques 

116. Dans la perspective des recommandations générales développées ci-dessus, la 

CREG estime que les produits de R1 symétrique 100 mHz et 200 mHz et R1 asymétrique à 

la baisse devraient être ouverts aux autres ressources que les unités associées à un contrat 

CIPU. Dans cette mesure, elle invite ELIA à mettre en place à court terme les dispositions 

permettant l’accès de la demande (et des petites unités de production) à ces produits. 

117. De même, l’accès à la R2 de la demande (et des petites unités de production) 

devrait être favorisé. Si le marché est concrètement favorable à cette évolution, une phase 

intermédiaire pourrait voir la mise en œuvre d’un projet pilote ou d’un projet de test destiné à 

valider la capacité technique des ressources et l’adéquation des procédures. La CREG 

demande à ELIA d’avancer dans cette direction. 

118. Dans ce même contexte, il y aurait également lieu de revoir le design des produits 

de R3 production, R3 ICH et R3 DP de manière à rencontrer la recommandation générale de 

réorientation de la définition des produits : cela permettrait une diminution du nombre de 

produits et une intégration plus naturelle de toutes les offres d’activation dans une liste 

d’appel économique (merit order). Cela implique que les produits aient un prix d’activation 

des offres qui puisse être fixé librement par l’acteur qui remet offre. 
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Dans cette optique, le produit ICH devrait être appelé à disparaître, d’une part, parce que 

l’absence d’exigence forte de disponibilité ne correspond pas aux caractéristiques d’un 

produit destiné à assurer la sécurité du réseau et, d’autre part, parce que celui-ci est 

principalement destiné à un seul type de clients, à savoir les gros clients industriels 

directement raccordés au réseau d’ELIA. Par ailleurs, le produit R3 DP, développé sous la 

forme d’un projet pilote, est également appelé à disparaître dans sa forme actuelle, vu 

l’impossibilité, par design, de l’intégrer dans une liste d’appel économique pour l’activation. 

Enfin, le produit R3 production devrait également être appelé à disparaître dans sa finalité 

actuelle, dans la mesure où ce produit est quasi exclusivement orienté vers les ressources 

de production. 

Les futurs produits de R3 contractuelle devraient ainsi permettre une plus grande ouverture 

aux différentes technologies et ainsi, une meilleure mise en concurrence. 

119. Les offres libres de R3 doivent également être ouvertes à toutes les technologies, 

dont la demande. Dans ce but, la plateforme bid ladder en projet depuis 2012 devrait être 

mise en place au début de 2017.   

120. Le sourcing à plus court terme des produits de R3 contractuelle permettrait de 

diminuer le risque lié à la participation des ressources (parmi lesquelles la demande) aux 

produits d’ELIA, et d’aligner les exigences de disponibilité sur celles des autres produits 

actuels. L’impact de la maturité des produits sur le risque lié à la disponibilité est également 

présent pour les produits de R1 et R2, et la même constatation s’applique à ceux-ci. La 

diminution de la maturité des produits diminuerait donc le coût de la couverture du risque, et 

aurait ainsi un impact positif sur le prix de réservation des produits.  

De plus, le sourcing à plus court terme de produits de R3 permettrait de faciliter la 

réorientation des produits vers les besoins plutôt que vers les technologies, en rendant 

moins critiques ou moins spécifiques certaines contraintes liées à l’activation, comme le 

nombre maximum d’activations et la durée maximum d’activation. 

121. De manière à rendre prévisible le calendrier de mise en œuvre des produits, et en 

conséquence les débouchés pour les réserves contractualisées par des intermédiaires, le 

développement de ces produits doit faire l’objet d’un calendrier précis préalablement 

annoncé par ELIA. 

122. De manière à rendre prévisible le calendrier de mise en œuvre des produits, et en 

conséquence les débouchés pour les réserves contractualisées par des intermédiaires, le 
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développement de ces produits doit faire l’objet d’un calendrier précis préalablement 

annoncé par ELIA. 

123. La CREG envisage d’encourager ELIA à implémenter ces recommandations via 

l’incitant discrétionnaire destiné à favoriser l’adéquation entre l’offre et la demande visé à 

l’article 27 de la méthodologie tarifaire. Les modalités concrètes d’application de cet incitant 

discrétionnaire ont été fixées aux pages 18 à 21 de l’accord sur les modalités de la 

régulation incitative applicable à ELIA pour la période 2016-201921. 

VI.1.2 Amélioration des produits ENDEX, BELPEX DAM, Belpex CIM et de 
l’accès au marché 

VI.1.2.1 Accès au marché 

124. Le modèle choisi en Belgique pour assurer l’équilibre du système repose sur la 

délégation de la responsabilité d’Elia à des responsables d’équilibre (ARP22 – Access 

Responsible Party) qui doivent assurer l’équilibre entre les injections et les prélèvements des 

ressources incluses dans leur portefeuille ; le GRT n’intervient qu’en dernier recours pour 

résorber le déséquilibre résiduel de la zone23.  L’électricité achetée et vendue sur les 

marchés spot (Belpex DAM et Belpex CIM) est échangée entre acteurs de la transaction, et 

cet échange est acté au niveau de la gestion du réseau par une nomination sur le hub 

d’ELIA.  Cela signifie que les participants au marché doivent être BRP ou doivent avoir 

désigné un BRP pour pouvoir nominer la transaction.   

125. Ce modèle présente l’inconvénient de restreindre la participation directe de la 

demande aux marchés de l’électricité, puisqu’il requiert de disposer à la fois d’injection24 et 

de prélèvement25 dans son portefeuille. La participation aux marchés est toutefois possible 

par l’intermédiaire d’un BRP tiers. La consultation n’a pas mis en évidence de difficultés 

particulières liées à l’accès au marché via un BRP tiers. La limitation de l’accès à ces 

marchés ne porte en effet pas sur la source de l’énergie, mais sur le statut des acteurs 

autorisés à y participer (obligation d’être BRP). 

                                                
21 http://www.creg.info/pdf/Divers/Accord-Modalit%C3%A9sR%C3%A9gulationIncitativeFR.pdf 
22 Dans la suite du document, le terme BRP sera utilisé, en cohérence avec le glossaire. 
23 Pour pourvoir participer au Belpex spot market, il faut avoir conclu avec Elia un contrat d’ARP ou 
avoir désigné une tierce partie comme ARP dans le but de pouvoir nominer à Elia System Operator le 
contrat conclu sur Belpex+Broker. Si on parle de participation directe, alors il faut être ARP. Donc pour 
participer, il faut soit être ARP, soit passer par un intermédiaire qui est ARP. 
24 Injection physique, importation ou contrat d’achat d’énergie. 
25 Prélèvement physique, exportation ou contrat de vente d’énergie. 
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126. L’assouplissement des conditions d’accès au statut de BRP peut être une piste à 

investiguer, et la participation de la demande ne serait pas la seule à en bénéficier, ce qui va 

de plus dans le sens de l’instauration d’un level playing field entre ressources. Même s’il est 

nécessaire, cet assouplissement seul n’apportera toutefois pas de solution pour les acteurs 

offrant uniquement de la participation de la demande. La CREG estime qu’il est nécessaire 

de le coupler à une évolution du modèle de marché permettant un traitement adéquat du 

transfert d’énergie, comme celle proposée dans le présent document, pour permettre l’accès 

direct des fournisseurs de flexibilité sur la demande aux marchés.    

VI.1.2.2 Produit spécifique pour la demande ? 

Sur Endex 

127. Certains répondants à la consultation évoquent la création d’un produit peak load.  

Ce marché ne semble toutefois pas le plus pertinent pour développer un produit de flexibilité 

sur la demande dans la mesure où il s’agit de produits mensuels, trimestriels et annuels.  

Pour en assurer la liquidité, des offres devraient être remises tous les jours pour un nombre 

d’heures déterminé.  Un tel produit ne cible donc pas la demande puisqu’il requiert une 

activation journalière alors que la demande souhaite limiter son activation aux quelques 

heures les plus chères.   

128. EEX a lancé le 14 septembre 2015 un produit standardisé pour la couverture des 

pics de prix (German Intraday Cap Futures).  Ce produit journalier est basé sur un prix de 

référence de 60 EUR/MWh.  L’acheteur du produit reçoit du vendeur la différence entre un 

indice de prix de marché intraday (moyenne pondérée des produits horaire et quart horaire 

des trois dernières heures précédant l’heure de livraison) et les 60 EUR/MWh.   

Il permet aux participants au marché de se couvrir, jusqu’à quatre semaines à l’avance, 

contre les pics de prix survenant sur le marché intraday du fait de la présence accrue de 

production renouvelable.  Ce produit crée également un nouvel indice de prix pour le marché 

intraday qui donne un signal de rareté plusieurs heures avant la livraison. Il s’agit d’un 

instrument de couverture utile notamment aux FSP et d’un indicateur précoce du besoin et 

de la valeur de la flexibilité. 
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Par sa nature, ce produit a donc pour but d’établir une référence de prix explicite pour la 

flexibilité sur le marché allemand.   

La CREG est toutefois d’avis que si une telle initiative est de nature à favoriser le 

développement de la flexibilité, elle ne pourra s’envisager sur le marché belge que lorsque le 

marché intraday disposera de suffisamment de liquidité. 

Sur le Belpex DAM 

129. Ce marché détermine l’allocation des ressources marginales. Plus la courbe de 

demande sera flexible, plus le nombre d’occurrences de pics de prix ainsi que les risques de 

pénurie seront réduits.   

Si aucun obstacle à la participation de la demande n’est détecté, de nouveaux produits 

pourraient être envisagés prenant mieux en compte les contraintes spécifiques à certains 

types d’effacement. La mise en place d’un produit quart horaire pourrait notamment être 

envisagée, mais dans un pays fortement importateur comme la Belgique, son succès 

pourrait dépendre de l’existence d’un produit quart horaire commercialisable à travers les 

frontières, et donc de sa standardisation au niveau international. 

Sur le Belpex CIM 

130. Des produits d’achat et de vente d’énergie d’une durée minimale d’une heure sont 

échangés en continu sur ce marché, jusqu’à 5 minutes avant la livraison physique.  A l’heure 

actuelle et malgré l’introduction de liquidity providers, ce marché s’avère très peu liquide et à 

l’heure de la rédaction de ce document, la liste des liquidity providers sur le site de Belpex 

est vide.   

131. L’introduction d’un produit quart horaire serait bénéfique, et pas uniquement pour 

faciliter la participation de la demande, mais la décision doit être prise au niveau européen. 

Le succès de son développement devrait être subordonné aux mêmes difficultés que celle 

d’un produit quart horaire sur le Belpex DAM, comme envisagé ci-dessus.   

VI.1.2.3 Recommandations 

132. La CREG estime qu’il est souhaitable que la flexibilité associée à la gestion de la 

demande participe prioritairement aux marchés de façon à prévenir les pics de prix et les 

pénuries sur les marchés day ahead et intraday. Cela permettrait aux BRP d’optimiser et 

d’équilibrer leur portefeuille avant le temps réel. Les produits qui n’ont pas fait l’objet d’une 
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transaction dans ces marchés devraient pouvoir encore être offerts en balancing, si la 

dynamique des processus sous-jacents le permet.  

133. Ainsi, la CREG estime nécessaire de faciliter le transfert d’offres entre le Belpex 

CIM et la plateforme du bid ladder d’Elia, dès que celle-ci sera opérationnelle. Ce transfert 

devrait permettre le passage automatique d’une offre d’un marché à l’autre, sans que cela ne 

nécessite de démarches administratives complexes de la part de l’offreur. Une série de 

paramètres de l’offre faciles à définir lors de l’introduction de l’offre sur le Belpex CIM, 

permettrait un passage plus aisé entre Belpex CIM et bid ladder pour les offres qui n’auraient 

pas fait l’objet d’une transaction sur le Belpex CIM.  

La CREG estime de plus que ces améliorations sont susceptibles d’augmenter la liquidité du 

marché belge intraday.  
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VII. CONCLUSION 

VII.1 Recommandations 

134. A l’issue de la consultation des acteurs du marché, les principaux obstacles au 

développement de la gestion de la demande relevant du domaine de compétence de la 

CREG concernent l’absence d’un cadre permettant à un client final de valoriser sa flexibilité 

auprès d’un tiers différent de son fournisseur d’électricité ainsi que certaines difficultés 

d’accès aux produits du GRT et aux marchés de l’électricité.   

135. De façon à améliorer l’accès de la gestion de la demande à ces marchés, la CREG 

propose un modèle de marché pour le transfert d’énergie qui repose sur une gestion 

centralisée des données relatives aux volumes et une approche décentralisée de la 

compensation financière avec une solution de repli qui s’imposerait aux parties en cas de 

désaccord (option A) ou la correction de la mesure de la consommation et la création d’un 

fonds de compensation (option B.1). 

136. Pour ce qui concerne l’accès aux produits du GRT, la CREG recommande 

également la définition de produits sur la base des besoins du système et plus en fonction 

des caractéristiques d’une technologie, le seul motif d’exclusion d’une technologie étant 

l’impossibilité avérée pour celle-ci de répondre au besoin. Ceci implique, de façon plus 

spécifique, l’ouverture des produits R1 symétrique 100 mHz, 200 mHz et R1 asymétrique à 

la baisse à d’autres ressources que les unités associées à un contrat CIPU et, dans cette 

mesure, l‘ouverture de ces produits à la demande ; l’ouverture de la R2 à la demande, 

éventuellement par la mise en œuvre d’un projet pilote ; la refonte des produits de la R3 de 

façon à en permettre l’accès aux différentes technologies ainsi que l’introduction d’un prix 

d’activation permettant une activation sur la base d’un merit order.  Les offres libres de R3 

devraient également être ouvertes à toutes les technologies, ce qui implique la mise en place 

de la plateforme bid ladder en 2017.  Le transfert des offres entre Belpex CIM et cette 

plateforme devrait être facilité. 

Ces évolutions doivent s’inscrire dans le cadre de la convergence vers un marché intégré du 

balancing au niveau européen. 
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137. Pour ce qui concerne l’accès aux marchés de l’électricité, hormis le problème du 

transfert d’énergie, aucun obstacle particulier n’a été décelé, toutefois le développement de 

nouveaux produits tenant mieux compte des contraintes spécifiques de certains types 

d’effacement pourrait être envisagé sur Belpex DAM.  Sur Belpex CIM, le principal obstacle 

vient du manque de liquidité.  Le développement de produits quart horaires sur ces deux 

marchés serait bénéfique, mais ne peut s’envisager qu’en coordination avec les pays 

voisins. 

VII.2 Plan d’action 

138. Le timing idéal serait le suivant : 

- consultation du marché sur les principes de base : janvier 2016 ; 

- accord sur les principes de base : 1er trimestre 2016 ; 

- adaptations à la législation : 2è trimestre 2016. 

Sa réalisation dépendra toutefois largement de la volonté des acteurs du marché d’arriver à 

un accord.   

 

Pour la Commission de Régulation de l’Electricité et du Gaz : 

 

 

 

 

 

 

 

Laurent JACQUET Andreas TIREZ Marie-Pierre FAUCONNIER 

Directeur Directeur Présidente du Comité de direction 
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ANNEXE 1 

QUESTIONNAIRE SOUMIS A CONSULTATION PUBLIQUE  

Consultation publique sur les moyens à mettre en œuvre 
pour faciliter l’accès à la gestion de la demande (demand 

side flexibility) en Belgique  

 

Définitions 

Gestion de la demande désigne la capacité d’un client final de modifier volontairement son 

profil de consommation (à la hausse ou à la baisse), en fonction de signaux extérieurs. 

BRP (balance responsible party) se réfère à un responsable d’équilibre (A market participant 

or its chosen representative responsible for its imbalances26). 

FSP (flexibility service provider) se réfère à un fournisseur de flexibilité, et dans le cadre du 

présent questionnaire,  à un fournisseur de flexibilité sur des profils de consommation.  Il 

s’agit d’un terme générique qui concerne plusieurs types d’acteurs (BRP-agrégateur, 

agrégateur indépendant, client final vendant directement sa flexibilité,…).  

Usages de la gestion de la demande : 

Usage fonction d’un signal prix:  

ENDEX 
BELPEX DAM 
BELPEX CIM 
Tarifs de déséquilibre 

Usage fonction d’un  signal envoyé par un gestionnaire du réseau : 
Réserve stratégique 
Services auxiliaires  

FCR (R1) 
aFRR (R2) 
mFRR (R3 y compris free bids) 

Gestion des congestions 

Autres usages à spécifier (off on,…) 

                                                
26 Framework Guidelines on Electricity Balancing, ACER, FG-2012-E-009, 18 septembre 2012 
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Produits : couvre une large gamme de produits allant des futures et de la réserve 

stratégique aux services auxiliaires de réserves et de gestion de la congestion. Le présent 

questionnaire concerne donc aussi bien les produits par lesquels la flexibilité est vendue au 

GRT que les produits par lesquels elle est vendue à un acteur de marché. 

Préambule 

A quel(s) titre(s) participez-vous à la consultation : 

Consommateur final raccordé au :  

réseau de transport  

réseau de distribution avec compteur quart-horaire  

réseau de distribution sans compteur quart horaire  

BRP  

Fournisseur  

Agrégateur indépendant  

Gestionnaire de réseau  

Autre (à préciser)  

  

 

Avec quel degré de confidentialité souhaitez-vous que votre réponse soit traitée ? 

Confidentialité et anonymat  

Confidentialité  

J’autorise la publication de ma réponse  
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Questionnaire    

I. Obstacles rencontrés 

Par obstacle, la CREG entend aussi bien une législation, réglementation, disposition 

contractuelle qu’une contrainte opérationnelle ou financière (cf. manque de ressources 

humaines, contrainte technique) qui limiterait l’offre de flexibilité. 

Cette partie du questionnaire est ciblée par type d’acteur du marché. Il vous est néanmoins 

possible d’exprimer votre point de vue sur les obstacles rencontrés par d’autres acteurs du 

marché. 

 En tant que consommateur final 

1) Si vous êtes également votre propre BRP, êtes-vous actuellement directement 

actif sur  ENDEX, BELPEX DAM, BELPEX CIM et/ou sur les marchés des 

réserves et du balancing (veuillez préciser les usages et les produits – voir 

définitions supra) ?  

a. Si tel est le cas, quels sont selon vous les obstacles limitant actuellement une 

participation accrue de votre part à ces marchés (par marché et par produit) ?  

b. Si tel n’est pas le cas mais qu’il s’agit d’un cas de figure que vous avez 

envisagé pour le futur, quels sont selon vous les obstacles qui sont 

actuellement susceptibles de vous décourager / empêcher à le faire (par 

usage et par produit) ? 

c. Si vous ne l’envisagez pas ou si vous y avez renoncé, quelles en ont sont les 

raisons et quels seraient les éléments qui vous feraient changer d’avis ? 

2) Par l’intermédiaire de votre contrat de fourniture, êtes-vous actuellement exposé 

aux prix horaires sur Belpex DAM/CIM et/ou aux tarifs de déséquilibre ?  

a. Si tel n’est actuellement pas le cas mais qu’il s’agit d’un cas de figure que 

vous avez envisagé pour le futur, quelles sont selon vous les obstacles qui 

sont actuellement susceptibles de vous décourager / empêcher à le faire ? 

b. Si vous ne l’envisagez pas ou si vous y avez renoncé, quelles en sont les 

raisons et quelles seraient les éléments qui vous feraient changer d’avis ? 
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3) Avez-vous conclu avec un tiers (votre fournisseur/BRP, un autre 

fournisseur/BRP, un agrégateur indépendant, un gestionnaire de réseau ou un 

autre acteur de marché) un contrat permettant à ce tiers de demander une 

adaptation de votre profil de prélèvement (cf. clause de modulation, effacement 

ou interruptibilité) ?  

a. Si tel est le cas et que vous avez rencontré certains obstacles, pourriez-vous 

nous les citer en précisant si celles-ci sont toujours d’actualité (par marché et 

par produit)?  

b. Si tel n’est actuellement pas le cas mais qu’il s’agit d’un cas de figure que 

vous avez envisagé pour le futur, quels sont selon vous les obstacles qui sont 

actuellement susceptibles de vous décourager à le faire (par marché et par 

produit)? 

c. Si vous ne l’envisagez pas ou si vous y avez renoncé, quelles en sont les 

raisons ? 

 En tant que fournisseur ou responsable d’équilibre (BRP) 

4) Avez-vous conclu avec vos clients ou avec les clients d’autres fournisseurs des 

contrats vous permettant de leur demander une adaptation de leur profil de 

prélèvement ? 

a. Si tel est le cas et que vous avez rencontré certains obstacles, pourriez-vous 

nous les citer en précisant si celles-ci sont toujours d’actualité?  

b. Si tel n’est actuellement pas le cas mais qu’il s’agit d’un cas de figure que 

vous avez envisagé pour le futur, quels sont selon vous les obstacles qui sont 

actuellement susceptibles de vous décourager à le faire (par marché et par 

produit)? 

c. Si vous ne l’envisagez pas ou si vous y avez renoncé, quelles en sont les 

raisons ? 

5) Si vous avez conclu de tels contrats, en dehors de son utilisation pour 

l’équilibrage de votre portefeuille, valorisez-vous cette flexibilité sur d’autres 

marchés ?  Dans l’affirmative, quels obstacles rencontrez-vous ? Dans la 

négative, quelles sont les raisons qui vous en empêchent ? 
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 En tant qu’agrégateur indépendant 

6) Quels obstacles rencontrez-vous au développement de votre portefeuille de 

flexibilité ? 

7) Quels obstacles rencontrez-vous à la commercialisation de cette flexibilité (par 

marché et par produit) ? 

8) Etes-vous actuellement directement actif sur ENDEX, BELPEX DAM, BELPEX 

CIM (veuillez préciser le(s) marché(s) et le(s) produit(s)) ?  

a. Si tel est le cas, quels sont selon vous les obstacles limitant actuellement une 

participation accrue de votre part à ces marchés ?  

b. Si tel n’est pas le cas mais qu’il s’agit d’un cas de figure que vous avez 

envisagé pour le futur, quelles sont selon vous les obstacles qui sont 

actuellement susceptibles de vous décourager à le faire ? 

c. Si vous ne l’envisagez pas, quelle en est la raison ? 

9) Avez-vous conclu avec un tiers (un fournisseur, un BRP, un gestionnaire de 

réseau ou un autre acteur de marché) un contrat permettant à ce tiers d’utiliser 

votre portefeuille de flexibilité ?  

a. Si tel est le cas, quels sont selon vous les obstacles limitant actuellement une 

participation accrue de cette activité ? (par marché et par produit). 

b. Si tel n’est pas le cas mais qu’il s’agit d’un cas de figure que vous avez 

envisagé pour le futur, quelles sont selon vous les obstacles qui sont 

actuellement susceptibles de vous décourager à le faire ? 

 En tant que gestionnaire du réseau de transport 

10) Pour chacun des services auxiliaires, quels obstacles rencontrez-vous au 

développement de la participation de la gestion de la demande ? 

11) Quels obstacles identifiez-vous actuellement à une participation accrue de la 

gestion de la demande à la réserve stratégique ? 

 En tant que gestionnaire du réseau de distribution 

12) Dans le cadre de vos activités (tant MT que BT), quels obstacles identifiez-vous 

au développement de la gestion de la demande ?  
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II. Pistes de solution 

Dans les réponses aux questions, il est demandé de distinguer, lorsque c’est pertinent, les 

différents marchés auxquels la flexibilité sur la demande pourrait participer (voir définitions 

ci-dessus). 

Il est demandé de détailler les réponses données de manière à expliquer les raisonnements 

sous-jacents. 

La CREG insiste sur le caractère concret des mesures proposées. 

II.1 Aspects légaux 

13) Estimez-vous que la réglementation (loi électricité ; règlement technique ; …) – 

notamment la réglementation fédérale – devrait être modifiée afin d’encourager la 

gestion de la demande ? Sur quels points essentiels les modifications devraient-

elles porter ? 

14) Etes-vous favorable à l’élaboration d’une législation / réglementation encadrant 

de manière précise la gestion de la demande et la manière de valoriser la 

flexibilité sur les prélèvements, à l’image de ce qui existe dans d’autres pays ? 

15) Dans quelles circonstances faudrait-il distinguer le prélèvement brut 

(exclusivement de la consommation) du prélèvement net (synthèse d’injections et 

de consommations sur un même site) ? 

II.2 Rôles 

16) En matière de flexibilité de la demande, quels sont les nouveaux rôles qui 

devraient être définis dans le modèle de marché (BSP, agrégateur, FSP, 

autre…) ? 

17) Est-il utile ou nécessaire de définir un rôle spécifique d’agrégateur si le rôle de 

FSP est défini ? Dans l’affirmative, quelle serait sa valeur ajoutée ?  

18) Quelles conditions spécifiques devrait remplir un FSP pour pouvoir faire des 

offres de participation de la demande ? Selon le type d’usage, quelles 

responsabilités devrait-il endosser ? 
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II.3 Produits spécifiques 

19) La participation des FSP au marché à terme (ENDEX) est-elle pertinente ? Si oui, 

dans quels cas ? Si non, pourquoi ? 

20) La participation des FSP aux offres libres mFRR (sans paiement d’un terme fixe 

de réservation) est-elle pertinente ?  

21) Pouvez-vous classer par ordre d’intérêt croissant les usages (voir définition 

supra) auxquels la flexibilité de la demande ne participe actuellement pas et 

auxquels vous estimez qu’elle devrait pouvoir participer ? Dans la liste des 

marchés, une distinction peut être faite entre les différents produits, par exemple 

pour les réserves. 

22) Estimez-vous que la flexibilité de la demande doit être traitée différemment de la 

flexibilité des unités de production (doit faire l’objet de produits spécifiques) ?  

a. Pourquoi ? 

b. Dans l’affirmative, quelles caractéristiques devraient distinguer ces produits 

spécifiques ?  

II.4 Transfert d’énergie 

II.4.1 Propriété de l’énergie 

23) Quel devrait être le statut de l’énergie activée dans le cadre de la flexibilité ? Qui 

en est propriétaire et à quel moment ? 

II.4.2 Correction du déséquilibre du BRP 

Supposons que la position d’équilibre d’un BRP soit perturbée par une activation (par un 

FSP tiers) de flexibilité de clients finaux dont le BRP est responsable d’équilibre. 

24) Le déséquilibre du BRP doit-il être corrigé ?   

25) La réponse à la question précédente dépend-elle du plan de tension auquel est 

connecté le consommateur final dont la flexibilité est activée ? Les cas envisagés 

sont une connexion au réseau d’Elia, au réseau MT d’un GRD (à partir de 1 KV) 

et au réseau BT d’un GRD (en dessous de 1 KV). Pourriez-vous justifier votre 

réponse ? 
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26) La réponse à la question précédente dépend-elle du type de mesure (AMR ou 

assimilé, comptage annuel) de l’énergie du consommateur final dont la flexibilité 

est activée ? Pourriez-vous justifier votre réponse ? 

27) Le volume utilisé pour la correction éventuelle du déséquilibre du BRP doit-il être 

le même que celui utilisé pour calculer l’éventuelle compensation financière ? Si 

non, comment le déterminer ? 

II.4.3 Compensation financière 

Supposons qu’un FSP active de la flexibilité issue d’un point d’injection faisant partie du 

portefeuille d’un BRP tiers.  

28) Cette activation doit-elle donner lieu à compensation financière entre le FSP et le 

BRP ? 

Supposons que cela donne lieu à compensation financière. 

29) En partant du principe que le volume de la participation quart horaire de la 

demande lors d’une activation par un FSP est évalué comme la différence entre 

la consommation réelle et une consommation de référence (« baseline ») : 

a. Comment évaluer cette baseline ? Pourriez-vous décrire les méthodes 

proposées ? 

b. La méthode d’évaluation appliquée devrait-elle être : 

i. unique et imposée pour tous les produits de participation de la 

demande ? 

ii. unique et imposée par produit de participation de la demande mais 

éventuellement différente d’un produit à l’autre ?  

iii. à choisir par le FSP pour tous les produits, dans une liste de méthodes 

applicable à l’ensemble des produits ? 

iv. à choisir par le FSP pour chaque produit, dans une liste de méthodes 

éventuellement différente d’un produit à l’autre ? 

v. à choisir par le FSP pour chaque point d’injection, dans une liste de 

méthodes applicable à l’ensemble des produits ? 
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vi. à choisir par un autre acteur (acteur et modalités à spécifier) ? 

c. Qui doit être responsable des mesures/comptages utilisés pour l’évaluation ? 

d. Qui doit être responsable de la gestion des données utilisés 

pour l’évaluation ? 

30) Pour ce qui concerne la détermination du prix unitaire (EUR/MWh) de la 

compensation financière : 

a. Selon quelle(s) méthode(s) déterminer ce prix unitaire ? 

b. Qui devrait être responsable de cette détermination ? 

c. Le prix pour une activation de flexibilité à la hausse devrait-il être le même 

que celui pour une activation à la baisse ? Pourquoi ? 

d. Dans la négative, sur quelles bases différencier ces deux prix ? 

31) Comment le montant de la compensation devrait-il être payé ? 

a. Directement entre BRP et FSP. 

b. Via un intermédiaire (à préciser). 

32) La présente question se réfère au cas où le BRP concerné n’est pas le 

fournisseur d’énergie du consommateur final qui vend sa flexibilité.  

a. Ce cas pose-t-il un problème spécifique pour la compensation financière ? 

Pourquoi ? 

b. Dans l’affirmative, la solution à ce problème doit-elle être régulée ? Si oui, en 

suivant quels principes ? 

II.5 Information des acteurs 

Les informations visées sont relatives à l’exercice de la flexibilité, et couvrent les aspects de 

réservation (le cas échéant) et d’activation. Pour chaque question, il est demandé de justifier 

le besoin de l’information et de préciser le moment où cette information devrait parvenir à 

son destinataire. 

33) De quelles informations spécifiques le consommateur final devrait-il disposer ?  

34) De quelles informations spécifiques le FSP devrait-il disposer ?  
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35) De quelles informations spécifiques le fournisseur d’énergie du consommateur 

final devrait-il disposer ?  

36) De quelles informations spécifiques le BRP du fournisseur d’énergie du 

consommateur final devrait-il disposer ?  

37) De quelles informations spécifiques le GRT devrait-il disposer ?  

38) De quelles informations spécifiques le GRD au réseau duquel est connecté le 

consommateur final vendant sa flexibilité devrait-il disposer ?  

39) Quelles sont les informations qui devraient rester confidentielles ? Pour chaque 

information visée, il est demandé de spécifier : 

a. pourquoi elle doit rester confidentielle, 

b. vis-à-vis de quels acteurs du marché elle doit rester confidentielle et quels 

acteurs peuvent y avoir accès. 

40) L’information publique en termes de prix et de volume de la flexibilité de la 

demande (activation et, le cas échéant, réservation) est-elle suffisante ? Quelles 

sont vos suggestions en la matière ?  

41) Parmi les informations citées, lesquelles seraient susceptibles d’enfreindre les 

règles en matière confidentialité (y compris les aspects de protection de la vie 

privée) ? 

42) Quelles sont vos suggestions pour éviter la double vente de flexibilité de la 

demande ? 

II.6 Mesures et comptages 

43) Estimez-vous l’utilisation de compteurs secondaires (metering behind the head 

meter, submetering) utile ou nécessaire ? Pourquoi ? 

44) Estimez-vous que le recours au submetering devrait faire l’objet d’un traitement 

spécifique par rapport aux mesures et comptages basés sur les compteurs de 

tête ? Dans l’affirmative : 

a. Sur quels éléments particuliers les différences devraient-elles porter ? 

b. Le recours au submetering requiert-il des adaptations au traitement du 

transfert d’énergie ?  
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45) Qui devrait être autorisé à réaliser l’activité de mesure/comptage dans le 

submetering ? 

a. Cette gestion doit-elle être centralisée (un seul acteur) ou mise en 

concurrence entre différents acteurs ? 

46) Qui devrait être autorisé à réaliser l’activité de gestion des données de 

mesure/comptage dans le submetering ?  

a. Cette gestion doit-elle être centralisée (un seul acteur) ou mise en 

concurrence entre différents acteurs ? 

II.7 Rebound effect 

47) L’effet rebond (« rebound effect ») devrait-il être intégré dans le modèle de 

marché de la flexibilité sur la demande ? 

48) Dans l’affirmative, quels aspects de l’effet rebond devraient-ils être pris en 

compte, et comment ?  

III. Autres suggestions 

49) Quelles autres solutions proposez-vous pour lever les obstacles identifiés ci-

dessus (sur tous les plans : légal, régulatoire, contractuel, opérationnel) ? 

50) Avez-vous d’autres idées ou suggestions ? 
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ANNEXE 2 

Réponses non-confidentielles des acteurs du marché à la 

consultation publique 

 




























































































































































































































