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Le Bilan prévisionnel est une étude approfondie de 
l’évolution de la production et de la consommation 
d’électricité et des solutions permettant d’en assu-
rer l’équilibre. Il est prévu par le Code de l’énergie, 
qui détaille ses objectifs et conditions d’élaboration. 

Il constitue un document de référence per-
mettant de faire le lien entre les décisions de 
court terme et les évolutions à long terme du 
système électrique. 

Le législateur a confié la réalisation de cet exer-
cice à RTE, entreprise de service public en charge 
de la gestion du système électrique et dont l’indé-
pendance et la neutralité à l’égard des producteurs 
et des fournisseurs d’électricité sont garanties en 
vertu du droit européen et français. 

L’édition 2017 couvre une période charnière. Pour 
rendre compte de l’ensemble du spectre des évo-
lutions possibles, elle explore plusieurs scénarios 
d’évolution du mix électrique entre 2018 et 2035. 

Plusieurs nouveautés ont donc été inaugurées dans 
sa construction :

 u les hypothèses ont fait l’objet d’une consulta-
tion publique de toutes les parties prenantes 
intéressées (fournisseurs, producteurs, distri-
buteurs d’électricité et de gaz, organisations 
professionnelles, ONG, think	 tanks, universi-
taires, institutions) ;

 u la cohérence économique des scénarios a été 
renforcée ; 

 u les scénarios présentent des trajectoires détail-
lées permettant d’atteindre les configurations 
étudiées à horizon 2035.

 u de nombreuses variantes ont été réalisées afin 
d’évaluer la sensibilité des résultats aux évolu-
tions du contexte (par exemple au rythme de 
développement des énergies renouvelables).

Chaque scénario détaille ainsi l’évolution de la 
consommation et de la production d’électricité, des 
émissions de CO2 du système électrique français et 
de leur impact sur les émissions du système élec-
trique européen et les échanges d’électricité aux 
frontières françaises. Ils s’appuient sur un cadre 
économique qui complète l’analyse sur le fonction-
nement physique du système électrique. 

Toutes ces évolutions ont été motivées par 
la volonté d’ancrer l’exercice dans le débat 
public sur le futur du système électrique et 
de dresser un panorama large et crédible des 
évolutions possibles.

Des objectifs de transition énergétique 
précisés mais dont la réalisation 
est confrontée à des incertitudes 
importantes

Les objectifs actuels en matière de transition 
énergétique sont porteurs d’ambitions fortes : la 
neutralité carbone, la réduction de la consomma-
tion d’énergie et la diversification du mix élec-
trique français. Leur réalisation entraîne une 
modification du secteur électrique sans pré-
cédent depuis la réalisation du programme 
électronucléaire et touche l’ensemble de ses 
composantes : 

 u sur le plan de la consommation	électrique, une 
stabilité est observée depuis 2010 et semble 
constituer un point d’inflexion par rapport à la 
dynamique de croissance ayant prévalu depuis 
plusieurs décennies. Néanmoins, les perspectives 
d’électrification de certains secteurs – comme 
celui des transports avec le développement 
des véhicules électriques ou hybrides rechar-
geables – alimentent les débats sur l’avenir de la 
consommation électrique. Des interrogations 
perdurent quant au poids de ces détermi-
nants dans l’évolution de la consommation 
électrique au cours des prochaines années ; 

INTRODUCTION
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INTRODUCTION

 u sur le plan du parc de production d’électricité, 
les dernières années ont été le théâtre d’évo-
lutions majeures – au premier rang desquelles 
le développement des énergies renouvelables 
et la fermeture de nombreuses centrales au 
fioul et au charbon. Les évolutions à venir et 
leur séquencement temporel doivent s’ap-
puyer sur une analyse robuste des marges 
de manœuvre afin de garantir la conti-
nuité de la qualité d’alimentation pour les 
consommateurs ;

 u sur le plan de l’empreinte	carbone, la signature 
de l’accord de Paris et le Plan climat ont illustré 
la priorité donnée à une réduction des émissions 
de gaz à effet de serre. Les évolutions à venir 
s’inscriront ainsi, en France comme en Europe, 
dans cette dynamique. Les conséquences 
de la diversification du mix de produc-
tion électrique sur la performance de la 
France – et plus largement de l’Europe – 
en matière de réduction des émissions 
de gaz à effet de serre doivent donc être 
analysées afin de disposer d’une approche 
 globale et cohérente ;

 u  sur le plan de l’économie, les États européens 
sont tous confrontés à des questions relatives au 
financement de la transition énergétique. Cette 
question ne relève pas de la fiction : depuis 
plusieurs années, la pérennité de certaines ins-
tallations de production utiles au système élec-
trique – en France comme en Europe – n’est 
pas acquise et a conduit l’ensemble des États 
à réagir en introduisant des dispositifs visant 
à garantir leur maintien à des fins de sécurité 
d’approvisionnement. La question du finan-
cement et de la rentabilité des investisse-
ments ne peut donc être occultée dans le 
cadre des travaux sur l’évolution du sys-
tème électrique pour ne pas « compter » 
sur des unités de production qu’aucun 
acteur économique rationnel ne serait en 
mesure de développer ou de maintenir ; 

 u sur le plan de la solidarité européenne,  l’Europe 
de l’électricité est une réalité : les marchés 
européens conditionnent aujourd’hui l’utilisa-
tion effective des sources de production dans 
chaque pays, et garantissent ainsi que ce sont 

les centrales les plus économiques qui fonc-
tionnent en Europe. Il n’est plus possible de 
considérer que le mix de production élec-
trique est un sujet « exclusivement » natio-
nal et la transition énergétique en France 
ne peut se faire sans prendre en compte 
les décisions ou discussions intervenant 
chez nos voisins. Néanmoins, dans le cadre 
de la poursuite de la construction de l’Europe de 
l’électricité, la répartition des compétences entre 
la Commission européenne et les États membres 
concernant les futures évolutions du système 
électrique doit faire l’objet d’une attention spé-
cifique. Le paquet « Énergie propre pour tous les 
Européens » constitue ainsi une échéance clé de 
discussions sur cette question ; 

 u  sur le plan de l’innovation technologique, de 
nombreux champs de recherche ou de démons-
tration sont ouverts sans que leur passage 
au stade industriel ne puisse être tenu pour 
acquis. L’engouement autour des innovations 
dans le secteur électrique reflète l’importance 
des enjeux. L’évolution de l’offre technolo-
gique doit être considérée avec attention 
pour éviter de « figer » le système élec-
trique de demain dans les technologies 
d’aujourd’hui, tout en conservant une pru-
dence sur l’arrivée à maturité technologique de 
certaines solutions. 

L’ensemble de ces éléments sont autant d’enjeux 
qui ont été discutés au cours de la concertation 
et intégrés dans les différents scénarios du Bilan 
prévisionnel. 

De nouveaux scénarios centrés sur 
la diversification du mix électrique

L’exercice de RTE diffère de la majorité des 
exercices prospectifs dans la mesure où il doit 
étudier plusieurs scénarios de manière approfondie 
et présenter une vision contrastée de l’évolution du 
système électrique. 

Il n’y a donc pas « un » scénario RTE mais 
plusieurs scénarios ; il n’y a pas « un » résul-
tat ou un « chemin » à suivre mais plusieurs 
options et jalons. 
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Chaque scénario ne représente pas une voie 
unique : les variantes, intégrées pour la première 
fois dans cette édition, reflètent les incertitudes 
et mettent en évidence la sensibilité des résultats 
présentés à la variation de certains paramètres 
(comme l’évolution du prix du CO2 ou le rythme de 
développement des énergies renouvelables). 

Toutes les analyses intègrent le principe 
d’une diversification du mix électrique : il 
s’agit de l’hypothèse centrale ayant prévalu lors de 
la construction du Bilan prévisionnel 2017. 

2018-2022 : les analyses visent à identifier les pos-
sibilités d’action sur le mix électrique au regard des 
objectifs définis ou annoncés par les pouvoirs publics. 

Les travaux sont centrés sur la fermeture des cen-
trales thermiques au charbon et la fermeture des 
premiers réacteurs nucléaires après 40 années 
de fonctionnement1. Ils intègrent notamment une 
analyse de la dépendance mutuelle entre la mise 
en œuvre de ces mesures et le développement 
des énergies renouvelables ou l’évolution de la 
consommation électrique. 

La question de la prolongation des réacteurs 
nucléaires après 40 années de fonctionnement est 
également étudiée pour être en mesure d’appré-
hender l’impact d’éventuelles visites décennales 
« longues » sur l’équilibre du système électrique. 
Les conclusions de l’Autorité de sûreté nucléaire 
sur la prolongation des réacteurs pourront conduire 
à revisiter ces analyses. 

2022-2035 : cinq scénarios ont été étudiés pour 
dessiner des options de transition énergétique 
différentes sur les énergies renouvelables, le 
nucléaire, le bilan carbone, ou encore le rôle des 
nouvelles technologies ou des moyens de produc-
tion au gaz. Ils présentent les conditions devant 
être respectées pour mettre en œuvre un objec-
tif donné (50 % de nucléaire dans la production 
d’électricité en 2025, déclassement technique du 
nucléaire, etc.) : il n’y a pas d’impossibilité 
dans la réalisation de ces scénarios. 

Le scénario Ohm décrit l’éventail des solutions 
devant être mises en œuvre à date pour respec-
ter le cadre législatif défini par la loi relative à la 
transition énergétique pour la croissance verte à 
l’horizon 2025. Dans tous les cas de figure étudiés, 
les analyses identifient les principaux enjeux en 
matière d’émissions de CO2, d’évolutions du parc 
de production nucléaire et des besoins de nou-
veaux moyens (renouvelables et thermiques). 

Les quatre autres scénarios portent sur les années 
2025, 2030 et 2035. Ils considèrent comme 
acquise la fermeture des centrales au charbon et 
l’impossibilité d’en construire de nouvelles. 

Dans le scénario Ampère, la diminution de la 
part du nucléaire dans la production d’élec-
tricité s’effectue sans recours à des nouveaux 
moyens thermiques. Certains réacteurs peuvent 
être arrêtés après 40 années de fonctionnement si 
le développement des énergies renouvelables est 
suffisant pour permettre un même niveau de pro-
duction d’électricité tout en respectant la sécurité 
d’approvisionnement. Ce scénario permet d’iden-
tifier à quelle date l’objectif des 50 % de nucléaire 
dans la production d’électricité peut être atteint 
dans un contexte de fort développement des éner-
gies renouvelables. Une fois atteint l’objectif des 
50 %, le déclassement des réacteurs s’arrête.

Dans le scénario Hertz, la diversification du mix 
électrique s’effectue dans un contexte de dévelop-
pement moins rapide des filières renouvelables en 
s’appuyant sur de nouveaux moyens de production 
thermiques. Cette évolution est étudiée à l’aune 
du respect d’un plafond d’émissions de CO2 pour 
ne pas dégrader la performance environnementale 
du parc électrique français. Ce scénario permet 
d’étudier la place de la filière thermique pour 
atteindre l’objectif des 50 % de nucléaire dans 
la production d’électricité. Comme dans le scénario 
Ampère, le déclassement des réacteurs s’achève 
une fois l’objectif des 50 % atteint.

Dans le scénario Volt, le développement des éner-
gies renouvelables s’accélère par rapport à la 

1.  Les 40 années de fonctionnement sont entendues dans ce document comme la date théorique pour la quatrième visite décennale des réacteurs nucléaires.
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2.  Les soldes d’échanges peuvent être différents par rapport à la situation actuelle grâce au développement des interconnexions. Ainsi, il est difficile de comparer 
les résultats du système électrique de 2035 avec le système électrique de 2015 car les infrastructures sont très différentes. 

3.  Les échanges d’électricité ne correspondent pas à des hypothèses d’entrée des simulations mais à des résultats. Dans le cadre d’un marché de l’électricité 
européen, le parc de production d’électricité français peut être plus ou moins compétitif par rapport aux parcs de production des pays voisins. Ceci a un impact 
direct sur les résultats en matière d’imports/exports d’électricité. En d’autres termes, le système électrique français n’est pas supposé « exportateur » dans 
l’analyse : il n’est exportateur que s’il est compétitif au niveau européen.

situation actuelle, et la part du nucléaire dans 
le mix évolue en fonction des opportunités éco-
nomiques. Ce scénario permet d’étudier une logique 
de diversification du mix électrique basée sur la ren-
tabilité économique du parc de production français, 
en intégrant les débouchés effectifs sur les marchés 
de l’électricité européens pour la production fran-
çaise « à bas coûts » (c’est-à-dire pour la production 
à partir d’énergies renouvelables ou nucléaire, com-
pétitive dans les marchés européens de l’électricité). 

Dans le scénario Watt, les réacteurs nucléaires 
sont arrêtés sur un critère de déclassement 
technique (pas de prolongation d’autorisation 
d’exploitation au-delà de 40 ans – hypothèse initiale 
de fonctionnement prévue lors de la conception de 
certains matériels et équipements des réacteurs), 
et le développement des énergies renouvelables est 
piloté selon une trajectoire volontariste. Ce scénario 
permet d’évaluer les conséquences d’une situation 
dans laquelle la France devrait se passer très rapi-
dement de réacteurs nucléaires, pose la question 
des technologies disponibles pour assurer la tran-
sition, et permet d’étudier un mix comportant une 
très forte pénétration des énergies renouvelables. 

Les nouveaux scénarios sont chacun basés sur 
des principes de construction différents et étu-
dient des avenirs contrastés. Ils ont comme 
point commun d’être tous consacrés à l’étude 
de la transition énergétique en respectant les 
directions fixées par les pouvoirs publics :

 u tous les scénarios conduisent à une réduc-
tion de la part du nucléaire, et quatre scé-
narios sur cinq permettent d’atteindre 
50 % pour la part du nucléaire entre 2025 
et 2035 ;

 u les quatre scénarios portant sur la période 
2025-2035 permettent d’atteindre au 
moins 40 % pour la part des énergies 
renouvelables sur cette période ;

 u deux scénarios portent la part des éner-
gies renouvelables à 50 % de la production 
(en 2030 ou 2035) ;

 u un scénario permet d’étudier une configu-
ration où 70 % de la production d’électricité 
est assurée par les énergies renouvelables 
en 2035. 

Des scénarios construits sur un 
socle économique cohérent et dont 
la robustesse est évaluée grâce à 
de nombreuses variantes

Chaque scénario se caractérise par un jeu de six para-
mètres clés ; ils ont fait l’objet de débats avec les 
parties prenantes dans le cadre de la concertation 
réalisée sur le Bilan prévisionnel et portent sur les 
différentes trajectoires d’évolution retenues pour :

 u la consommation d’électricité en France ;
 u les filières de production d’électricité ou de 
flexibilité en France ;

 u les prix des combustibles et du CO2 ;
 u les capacités d’interconnexion entre la France et 
ses voisins2 ;

 u les évolutions de la consommation et des mix de 
production étrangers3.

Parmi ces paramètres clés, la consommation d’élec-
tricité possède un statut particulier : les trajec-
toires utilisées pour l’élaboration des scénarios 
constituent un résultat du Bilan prévision-
nel, et non une hypothèse. Ces trajectoires de 
consommation sont évaluées en énergie annuelle et 
déclinées pour chacune des 8 760 heures de l’année 
pour chacune des 200 chroniques de température 
issues du référentiel climatique utilisée dans le Bilan 
prévisionnel. Elles sont elles-mêmes basées sur des 
hypothèses spécifiques (diffusion de l’efficacité éner-
gétique, politiques publiques sur la rénovation des 
bâtiments, transferts d’usage, etc.) qui ont fait l’ob-
jet d’une partie dédiée de la consultation publique.
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Figure I.1 Construction des jeux de paramètres des scénarios et de leurs variantes
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En particulier, chaque scénario est 
construit autour d’une combinaison 
« consommation électrique – production 
renouvelable – production nucléaire » 

Pour tous les scénarios :
 u un cas de base est défini. Il est réalisé selon un 
principe de cohérence macroéconomique entre 
tous les paramètres clés. Par exemple, l’efficacité 
énergétique est plus forte dans un contexte de 
PIB important, ou le rythme de développement 
des énergies renouvelables est plus soutenu dans 
un contexte de prix élevé du CO2 ;

 u des variantes sont établies. Elles permettent 
de faire varier les paramètres clés (individuel-
lement ou simultanément) pour analyser la 
robustesse des résultats présentés dans le cas 
de base et identifier les points d’équilibre ou de 
rupture. Par exemple, elles mettent en évidence 
la sensibilité des résultats présentés au déve-
loppement des interconnexions entre la France 
et ses voisins, aux évolutions des parcs de pro-
duction en Europe4 ou à une évolution des prix 
des combustibles. La sélection des variantes a 
été réalisée pour correspondre aux enjeux du 
débat public et aux questions posées dans le 
cadre de la consultation publique. Pour les scé-
narios réalisés à l’horizon 2035, une variante a 
été réalisée pour garantir la comparaison des 
scénarios. Ainsi, ces variantes sont assises 
sur la même trajectoire de consommation, les 
mêmes prix du CO2 et des combustibles et le 
même développement des interconnexions. 

Les jeux de paramètres clés pour un 
scénario (cas de base et variantes) sont 
définis en amont des simulations. 

Les simulations portent sur le fonctionnement du 
système électrique « au pas horaire », c’est-à-dire 
8 760 heures par an : elles permettent d’identifier les 
moyens de production ou de flexibilité supplémen-
taires (centrales au gaz, effacements de consomma-
tion, stockage, énergies renouvelables développées 
au-delà des données « d’entrée ») devant être inté-
grés pour assurer l’équilibre entre production et 

4.  Dans le Bilan prévisionnel, onze pays sont modélisés en plus de la France. 

consommation et respecter le critère de sécurité 
d’approvisionnement défini par les pouvoirs publics. 

Les résultats sont obtenus sur la base :
 u d’un bouclage physique : il s’agit de vérifier que 
le système électrique peut effectivement fonc-
tionner et garantir la sécurité d’alimentation, qui 
est évaluée sur chaque heure de l’année en tes-
tant à chaque fois 1 000 combinaisons d’aléas. 
Ceci permet d’étudier l’impact d’une journée 
froide, sans vent, d’une faible disponibilité de la 
ressource hydraulique, d’une faible disponibilité 
du parc nucléaire, etc. ;

 u d’un bouclage économique : il s’agit de vérifier que 
les moyens de production ou de flexibilité supplé-
mentaires identifiés dans le scénario trouvent une 
rentabilité sur les marchés de l’électricité, afin de 
ne « compter » que sur des unités de production 
dans lesquelles les acteurs économiques sont 
effectivement susceptibles d’investir. Cela néces-
site de simuler le fonctionnement des marchés de 
l’électricité européens et de prendre en compte les 
évolutions des parcs de production européens. 

À l’issue du travail de simulations, les résultats 
sont analysés pour :

 u donner une vision de l’évolution du mix de pro-
duction (dans le cas de base et dans les variantes 
afin d’identifier les points de bascule) ;

 u disposer d’un éclairage sur les conditions de 
fonctionnement du système électrique. À titre 
d’exemple, la France est aujourd’hui très sensible 
aux vagues de froid hivernales. Dans un mix de 
production électrique composé majoritairement 
d’énergies renouvelables, les situations de risque 
se nuancent. Ce sont ces points qui sont évalués 
et présentés dans le Bilan prévisionnel ;

 u évaluer la pertinence économique des scénarios 
et des variantes. À titre d’exemple, les variantes 
permettent d’identifier si la trajectoire d’inter-
connexion retenue dans le « cas de base » est 
cohérente du point de vue économique et si elle 
constitue un élément important d’investissement 
dans le système électrique. L’influence des diffé-
rents paramètres sur les prix de l’énergie (au 
sens des marchés européens de l’électricité) est 
également évaluée. 
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Une sélection des variantes restituées 
dans le Bilan prévisionnel 

Le travail de recensement des variantes a conduit à 
identifier 15 000 variantes possibles. RTE a étudié 
une centaine de variantes pour établir les scéna-
rios, et restitue des résultats issus des 50 variantes 
les plus structurantes dans ce document. 

Dans le cadre de la concertation sur le Bilan pré-
visionnel, RTE a indiqué qu’il était possible de 
poursuivre le travail d’analyse des variantes en 
2018 ; cet exercice d’approfondissement pourra 
également s’intégrer dans le cadre des réflexions 
ouvertes par le Gouvernement sur la prochaine 
Programmation pluriannuelle de l’énergie et qui se 
poursuivront au cours de l’année 2018.

5 scénarios + plusieurs analyses sur les cinq prochaines années

15 000 variantes possibles

100 variantes réalisées

50 variantes structurantes et restituées dans le Bilan prévisionnel

Pour chaque variante, 1 000 simulations pour prendre en compte  
les différents scénarios climatiques ainsi que la disponibilité de chaque filière

= 50 000 simulations restituées pour chacune des heures de l’année

• 4 trajectoires de consommation électrique (et une variante)
• 3 trajectoires de développement des EnR en France
• 6 principes de construction de l’évolution du nucléaire
• 3 trajectoires de prix des combustibles et du CO2

• 3 trajectoires de développement des interconnexions transfrontalières
• 3 trajectoires de développement des EnR dans les pays voisins
• 3 trajectoires pour le parc thermique dans les pays voisins
• 2 trajectoires pour le parc nucléaire dans les pays voisins
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Un document de référence permettant 
de comprendre la méthodologie de 
construction des scénarios et d’en 
présenter une analyse précise et 
détaillée

Dans la continuité de la consultation publique et 
afin de partager de manière transparente sur les 
hypothèses retenues dans le contexte de cet exer-
cice, la première partie du Bilan prévisionnel est 
consacrée à la présentation des hypothèses et des 
trajectoires retenues pour les six paramètres clés 
permettant de construire les scénarios (cas de 
base et variantes) :

 u l’évolution de la consommation électrique (en 
énergie annuelle, pour les appels de puissance 
lors des pointes hivernales, et sous la forme 
de courbes de charge journalières types) est 
décrite au chapitre 1 ;

 u les différentes trajectoires retenues pour les 
filières de production d’électricité (renouve-
lables, nucléaire, charbon, fioul, gaz), les filières 
dites de flexibilité (effacements, stockage, etc.) 
sont présentées au chapitre 2 ;

 u l’évolution du prix des combustibles et du CO2 
et le choix des trajectoires retenues sont détail-
lées au chapitre 2 ;

 u le développement des interconnexions retenu 
dans le cadre du Bilan prévisionnel est décrit 
dans le chapitre 3 et mis en perspective par 
rapport aux exercices de planification français 
et européen ;

 u l’évolution des mix de production et de la 
consommation d’électricité dans les pays étran-
gers est également présentée au chapitre 3. 
Comme pour les interconnexions, les hypo-
thèses sont mises en perspective avec les exer-
cices européens ou les exercices publics de 
planification existants dans ces pays (notam-
ment en Allemagne et en Grande-Bretagne). 

Des annexes seront également publiées pour per-
mettre de préciser certaines données. 

Par ailleurs, la méthodologie et le fonctionnement 
du modèle utilisé pour construire les scénarios font 
également l’objet d’une présentation au chapitre 
2, notamment sur le volet économique qui corres-
pond à une nouveauté de cet exercice par rapport 
aux publications précédentes de RTE.

L’ensemble de ces éléments pose le cadre métho-
dologique retenu pour le Bilan prévisionnel et 
 correspond donc à la première partie de l’étude.

La seconde partie du Bilan prévisionnel décrit 
les résultats des analyses de risque réalisées sur 
l’hori zon 2018-2022 (chapitre 4) et du scéna-
rio Ohm, sur l’horizon 2025 (chapitre	 5). En 
effet, ces simulations portent sur des horizons 
de temps proches, qui conduisent à soulever le 
même type de question en matière de sécurité 
d’approvisionnement. 

Une troisième partie décrit enfin les résultats des 
scénarios Ampère, Hertz, Volt et Watt, corres-
pondant aux chapitres 6 à 9. Pour chacun des 
scéna rios, l’évolution du parc de production et de 
flexibilités est décrite et complétée par une analyse 
économique et une analyse en matière de sécu-
rité d’approvisionnement. Les impacts en matière 
d’évolution de l’empreinte carbone du système 
électrique sont également intégrés. 

Le chapitre 10 est dédié aux résultats correspon-
dant à l’autoconsommation, dans la mesure où il 
s’agit d’une nouveauté dans les résultats de l’ana-
lyse effectuée par RTE dans le Bilan prévisionnel. 
Cette partie s’attache ensuite à dépasser l’analyse 
« scénario par scénario ». 

Une analyse croisée des différents scénarios est 
effectuée pour mettre en évidence les solutions 
communes aux différents scénarios et réaliser une 
comparaison des résultats obtenus du point de vue 
économique, environnemental (au sens de l’em-
preinte carbone) et du point de vue de la sécurité 
d’approvisionnement. Cette analyse croisée est 
présentée au chapitre 11. 
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La publication du Bilan prévisionnel ne 
met pas fin aux travaux sur les scénarios

Sur la base de cette publication, des approfon-
dissements seront réalisés en s’appuyant sur les 
échanges avec les parties prenantes dans le cadre 
du processus de concertation. 

La dynamique amorcée pour cet exercice du Bilan 
prévisionnel continuera donc de s’enrichir :

 u les scénarios pourront être complétés de nou-
velles variantes en fonction des différentes 
inflexions publiques, notamment dans le cadre 
du débat sur la PPE, et des demandes des 
 parties prenantes ;

 u dans la logique du travail réalisé sur l’auto-
consommation, un travail spécifique sera mené 
avec les territoires qui le souhaitent, pour adap-
ter l’outil que constitue le Bilan prévisionnel 
à leurs enjeux, notamment dans le cadre de 
l’élaboration des schémas régionaux d’aména-
gement, de développement durable et d’éga-
lité des territoires (SRADDET). Les variantes 
peuvent ainsi constituer un socle utile pour 
l’aide à la décision ; 

 u des pistes de réflexion sont listées à différentes 
reprises dans le document, et résumées dans 
sa dernière partie. Elles feront l’objet d’études 
approfondies dès l’année 2018. 



BILAN PRÉVISIONNEL de l’équilibre offre-demande d’électricité en France I ÉDITION 2017 21BILAN PRÉVISIONNEL de l’équilibre offre-demande d’électricité en France I ÉDITION 2017 21

INTRODUCTION



22

1. LA CONSOMMATION ÉLECTRIQUE :
DES PERSPECTIVES ORIENTÉES 

À LA BAISSE SOUS RÉSERVE QUE 
LES LEVIERS D’EFFICACITÉ ÉNERGÉTIQUE 

SOIENT EFFECTIVEMENT ACTIONNÉS

Pour la première fois, l’ensemble des trajectoires de 
consommation d’électricité à long terme du Bilan 
prévisionnel sont stables ou orientées à la baisse. 

Au-delà de l’évolution mécanique de la consom-
mation directement attribuable à la croissance 
démographique ou économique, la transition éner-
gétique conduit dans le futur à deux types d’effets 
sur la consommation d’électricité :

 u elle accélère la diffusion de l’efficacité 
énergétique et entraîne une diminution de la 
consommation électrique à usages inchangés ;

 u elle implique des transferts d’usage vers 
l’électricité, très largement décarbonée en 
France, et conduit ainsi à des effets haussiers.

Les analyses de RTE montrent que les effets bais-
siers engendrés par l’efficacité énergétique – via 
des réglementations et l’amélioration continue de 
la performance des équipements – peuvent égaler 
ou dépasser les effets haussiers associés aux trans-
ferts d’usage. Cette conclusion concerne davantage 
les secteurs résidentiel et tertiaire, qui concentrent 
l’essentiel des gisements d’économie d’énergie.

Pour rendre compte de l’ensemble des détermi-
nants de la demande, l’analyse de RTE identifie 
quatre régimes d’évolution de la consommation 
annuelle, des pointes de consommation et des 
profils de charge journaliers et saisonniers. Les 
trajectoires constituent des futurs possibles et 
cohérents : aucune n’est plus probable qu’une 
autre, toutes obéissent à une logique propre au 
niveau macroéconomique et en matière de politi-
ques publiques. Notamment, les trajectoires haute 
et basse ne sont pas des encadrants.

Les pointes de consommation hivernales, très 
dépendantes de la température, constituent une 
caractéristique majeure de la demande électrique 
en France, aujourd’hui et dans les prochaines 
années. Comme pour l’énergie, les perspec-
tives d’appels de puissance lors des pointes sont 
stables ou orientées à la baisse. Ceci n’implique 
pas l’abandon de toute vigilance sur la maîtrise de 
la pointe. À l’avenir, des épisodes de forts appels 
de puissance durant des vagues de froid pourront 
toujours intervenir, même si leur fréquence devrait 
diminuer. Ceci interroge sur la façon dont la collec-
tivité souhaitera se prémunir contre ces événe-
ments extrêmes mais rares.

Enfin, les caractéristiques du profil de la demande 
évoluent en fonction de l’évolution des profils de 
consommation et de l’apparition de nouveaux 
usages, tels les véhicules électriques ou hybrides 
rechargeables. Certaines de ces évolutions vont 
dans le sens d’une plus grande facilité à maintenir 
l’équilibre du système (résorption de l’éclairage 
lors des pointes hivernales) ou sont naturellement 
compatibles avec l’évolution de l’offre (augmenta-
tion des besoins liés à la climatisation le jour en 
été, au moment où les panneaux photo voltaïques 
produisent). D’autres, comme le  développement 
de l’électromobilité, soulèvent des enjeux spéci-
fiques liés au pilotage de la recharge. Dans 
l’ensemble, l’intégration d’un grand nombre de 
véhicules électriques apparaît possible y compris 
selon la trajectoire la plus ambitieuse résultant 
du Plan climat, dès lors que la réflexion sur ce 
déploiement prend effectivement en compte les 
besoins du système électrique. 
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1.1 Après des décennies de croissance 
soutenue, la consommation électrique 
a atteint un point d’inflexion

1.1.1 La demande d’électricité 
est globalement stable depuis 2010 

Les objectifs dont s’est dotée la France dans le cadre 
de la loi de transition énergétique pour la croissance 
verte portent sur la réduction de la consommation 
énergétique finale (avec un objectif de -50 % en 
2050 et de -20 % en 2030 par rapport à la réfé-
rence 2012) et sur la réduction de la consommation 
énergétique primaire des énergies fossiles (avec 
un objectif de -30 % en 2030 par rapport à 2012). 
Depuis plusieurs années, la consommation finale 
d’énergie en France s’est infléchie et s’oriente à la 
baisse	(cf.	figure	1.1), sous l’effet notamment des 
politiques d’amélioration de l’efficacité énergétique.

L’électricité constitue l’un des vecteurs énergétiques 
et n’est pas soumise à un objectif propre en matière 
d’évolution de la consommation. Au cours des 
décennies passées, sa part dans la consommation 
d’énergie finale n’a cessé de croître : elle couvre 
aujourd’hui un quart environ des besoins énergé-
tiques, contre 14 % environ au début des années 
1980. Cette électrification de l’économie s’explique 
essentiellement par d’importants transferts d’usage 
(essor d’usages thermiques de l’électricité) et l’évo-
lution des modes de vie et des technologies.

Malgré son poids relatif croissant dans la demande 
énergétique finale, la consommation d’électricité1 
corrigée des aléas (cf.	encadré)	est entrée dans une 
phase de relative stabilité depuis le tournant des 
années 2010. Cette tendance s’inscrit dans la conti-
nuité du ralentissement progressif de la croissance 
de la demande observé depuis plusieurs décennies : 
le taux de croissance annuel moyen par décennie, 
de 7 % à 8 % dans les années 1950 et 1960, s’est 

1.  La consommation électrique considérée dans ce document concerne la France continentale, en incluant les pertes de transport et de distribution mais en 
excluant les consommations de pompage des stations de transfert d’énergie par pompage et celles des auxiliaires des centrales de production. Elle diffère 
des données du Bilan électrique de RTE qui intègrent la Corse et affichent des consommations hors soutirages du secteur de l’énergie sur le réseau public de 
transport.

Source	:	service	de	la	donnée	et	des	études	statistiques	(SDES)

Figure 1.1 Consommation finale d’énergie –  
France métropolitaine
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Figure 1.2  Consommation électrique en France 
continentale – hors activité d’enrichissement d’uranium
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2.  La production d’une unité de valeur ajoutée nécessite quatre à cinq fois moins d’électricité dans le tertiaire que dans l’industrie.

progressivement réduit pour s’établir à un niveau nul 
depuis 2010. L’année 2016 a d’ailleurs vu une baisse 
de la demande d’électricité (-0,6 % par rapport à 
2015 en données corrigées) qui, pour la première 
fois, a concerné l’ensemble des grands secteurs de 
consommation, y compris les secteurs résidentiel et 
tertiaire (cf.	figure	1.2).
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Figure 1.4 Comparaison de l’évolution 
de la consommation en énergie et des pointes 
de consommation annuelles – base 100 en 1990

 Consommation en énergie réalisée   Pointe annuelle réalisée

Cette tendance s’explique majoritairement par :
 u une diffusion et un renforcement des actions 
d’efficacité énergétique au sein des bâtiments 
et sur les performances des équipements géné-
rant une baisse de consommation pour satis-
faire la même utilisation ;

 u un ralentissement tendanciel de la croissance 
économique et de la croissance démographique 
depuis plusieurs décennies ;

 u l’évolution structurelle de l’activité économique 
qui tend à se tertiariser, les services étant moins 
consommateurs d’électricité que le secteur 
industriel à niveau de production équivalent2.

1.1.2 La croissance rapide  
des pointes de consommation 
semble désormais stoppée 

L’évolution de la puissance maximale annuelle 
atteinte a historiquement suivi la croissance annuelle 
de la consommation en énergie. Cependant, une forte 
volatilité de la pointe liée aux aléas de température 
est apparue à la fin des années 1970 avec le dévelop-
pement massif du chauffage électrique. Lors d’une 
vague de froid intense, les besoins de chauffe peuvent 
être beaucoup plus importants et contribuer à une 
augmentation significative de la puissance appelée.

Le système électrique français est ainsi particuliè-
rement sollicité pendant les périodes de grand froid 
et la consommation peut varier sensiblement. Le 
pic histo rique de consommation a été enregistré le 
8 février 2012 lors de la pointe du soir. Durant cette 
journée, le creux de nuit a atteint le même niveau que 
la consommation observée le matin de la semaine 
précé dente, et était bien supérieur à la pointe du soir 
de la semaine encore antérieure	(cf.	figure	1.3).

Après une période de forte augmentation durant 
la décennie 2000-2010 (avec une croissance deux 
fois plus rapide que celle de la demande en éner-
gie), liée à un marché du chauffage électrique très 
dynamique, la pointe de consommation a depuis 
tendance à stagner (cf.	figure	1.4). Depuis 2010, 
la rigueur de l’hiver d’une année sur l’autre a un 
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Figure 1.3  Courbes de charge journalières 
autour de la vague de froid de février 2012
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PRÉVISION EN ÉNERGIE ET EN PUISSANCE :  
UNE MÉTHODOLOGIE ROBUSTE ET ÉPROUVÉE

Prévision en énergie annuelle
Pour apprécier les perspectives présentées sur l’évo-
lution de la consommation, les analyses portent sur 
une demande électrique corrigée des aléas. Ceci per-
met de mettre l’accent sur les évolutions structurelles 
en faisant reposer la comparaison sur un périmètre et 
des conditions homogènes.

La consommation pouvant fluctuer fortement selon 
les conditions climatiques hivernales et – dans une 
moindre mesure – estivales, une correction clima-
tique est nécessaire. Celle-ci s’appuie sur une ana-
lyse statistique des appels de consommation et des 
températures réalisées au pas horaire. Elle permet 
d’estimer quelle aurait été la consommation à condi-
tions climatiques de référence. Les températures de 
référence sont établies par Météo-France. Basées sur 
les températures horaires moyennes observées pour 
chaque jour de l’année au cours des trois dernières 
décennies, elles sont redressées de la dérive clima-
tique pour être représentatives du climat de la décen-
nie en cours.

La démarche retenue pour les prévisions de consom-
mation en énergie annuelle est une approche analy-
tique par empilement (ou  «		bottom-up	»). Elle consiste 
à découper la consommation d’électricité en secteurs 
d’activité. Chaque secteur est décomposé en branches 
ou usages. La consommation d’énergie de ces branches 
ou usages est estimée par le produit de variables 
« extensives » (quantités produites, surfaces chauffées, 
taux d’équipement par logement, etc.) et « intensives » 
(consommations unitaires par unité produite, par m², 
par logement, etc.). Les consommations ainsi obtenues 
sont ensuite agrégées pour chaque secteur.

Les hypothèses d’évolution de ces variables sont 
 fondées sur une veille technologique et réglementaire 
approfondie, des études externes ou commanditées 
par RTE. Elles ont été présentées aux parties pre-
nantes du débat et ont fait l’objet d’une consultation 
publique au printemps 2017, à l’issue de laquelle RTE 
a présenté les évolutions apportées par rapport à ses 
propositions initiales.

Figure 1.5  Modèle de diffusion du progrès technique – exemple des réfrigérateurs

Ventes annuelles France 
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La diffusion du progrès technique est simulée dans 
les prévisions au travers de modèles de parc, qui per-
mettent une représentation réaliste et crédible de la 
dynamique de pénétration des matériels performants 
(cf.	figure	1.5).

Prévision en appels de puissance horaires
Les prévisions de consommation en puissance sont 
également basées sur une approche par empilement.

À chaque branche ou usage non thermosensible ayant 
fait l’objet de prévisions en énergie est associé un pro-
fil de courbe de charge au pas horaire. Une grande 
partie des profils sont issus de mesures en condi-
tions réelles : comptages de RTE pour les branches 

industrielles raccordées au réseau de transport, cam-
pagnes de mesures pour certains usages résidentiels 
ou tertiaires, etc. Les profils des usages nouveaux 
pour lesquels peu de mesures sont disponibles font 
l’objet de modélisations.

Les profils des usages sensibles à l’aléa climatique 
(chauffage et climatisation) sont générés à partir 
de 200 chroniques de températures. Celles-ci sont 
issues d’un référentiel, intégrant le réchauffement 
climatique, élaboré par Météo-France à l’aide du 
modèle ARPEGE-Climat, et permettent de dispo-
ser d’un grand nombre de réalisations annuelles 
 possibles du climat actuel.

À partir de la consommation en énergie annuelle de 
l’usage ou branche considéré et de son profil, RTE 
détermine la courbe de charge prévisionnelle de cet 
usage ou branche pour l’année étudiée. Les consom-
mations en puissance ainsi obtenues sont ensuite 
agrégées pour obtenir une courbe de charge France 
au pas horaire et déformable selon chaque chronique 
climatique (cf.	figure	1.6).

L’indicateur de la « pointe à une chance sur dix » 
illustre un niveau de fortes puissances susceptibles 
d’être atteintes au cours des prochaines années : 
il s’agit du niveau de puissance qui a une chance sur 
dix d’être dépassé au moins une heure au cours d’un 
hiver. Il est estimé à partir des courbes de charges 
horaires établies pour les 200 chroniques du référen-
tiel de températures : dans une première étape, on 
retient le maximum annuel en puissance de chacune 
d’elles ; puis, parmi ces maxima, celui qui se situe au 
neuvième décile de la distribution.

Figure 1.6 Exemple de modélisation par empilement 
d’une courbe de charge hebdomadaire 
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impact plus important sur la pointe annuelle que 
l’évolution structurelle de la consommation.

Partant de ces évolutions structurelles fortes, 
les analyses du Bilan prévisionnel, fondées sur 
une approche technico-économique détaillée 

(cf.	encadré), visent à élaborer plusieurs trajec-
toires possibles de la consommation d’élec-
tricité en France. Elles ont pour cet exercice fait 
l’objet d’une large concertation des acteurs 
dans le but de partager et de rendre les hypo-
thèses plus robustes. 
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1.2.1 Analyse en énergie : 
quatre régimes de consommation 
qui dessinent des perspectives stables 
à fortement baissières

Une nouvelle logique de construction 
L’approche retenue dans le Bilan prévision-
nel 2017 est basée sur un renforcement de la 
cohérence économique des scénarios dans le 
croisement des hypothèses. Ainsi, une plus forte 
amélioration de l’efficacité énergétique sera com-
binée avec une activité économique plus soute-
nue : en effet, une croissance du PIB durablement 
plus élevée devrait se traduire par plus d’inves-
tissements dans l’appareil productif et par de 
meilleures capacités de financement – direct ou 
indirect – pour les actions d’efficacité énergétique. 
A contrario, la trajectoire prévoyant la croissance 
la plus faible est également celle dans laquelle 
l’efficacité énergétique est considérée comme la 
moins élevée. 

Plusieurs études soulignent l’impact poten-
tiel largement positif des politiques d’efficacité 

énergétique sur la croissance économique et sur 
l’emploi. De fait, un cercle vertueux est à même 
de se mettre en œuvre : la croissance permet 
d’investir dans l’efficacité énergétique et, dans 
le même temps, l’efficacité énergétique permet 
d’obtenir davantage de croissance par l’investisse-
ment généré mais également par le revenu libéré 
ou la compétitivité apportée par une moindre 
consommation énergétique.

Cette nouvelle logique a été très largement sou-
tenue par les parties prenantes lors de la consul-
tation publique menée en avril 2017.

La nouvelle approche est, par ailleurs, basée sur la 
mise en avant des deux vecteurs importants 
de la transition énergétique que constituent 
l’efficacité énergétique et l’électrification de 
certains usages (véhicules électriques, pompes 
à chaleur, etc.). Ceux-ci conduisent à des effets 
opposés sur la consommation électrique, et ils 
doivent donc être identifiés. Les quatre trajec-
toires sont construites par rapport à ces deux 
dimensions. Les deux trajectoires intermédiaires 

Figure 1.7 Principes de scénarisation des trajectoires de consommation d’électricité
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(« intermédiaire 2 » et « intermédiaire 3 ») diffèrent 
uniquement par le poids relatif de ces deux leviers, 
ce qui permet de caractériser leur contribution. 

Ces principes conduisent à établir quatre trajec-
toires en fonction de l’efficacité énergétique et 
des transferts d’usage, et obéissant à un cadrage 
macroéconomique (cf.	figure	1.7).

Quatre régimes d’évolution 
de la consommation
Les trajectoires de consommation, issues d’une 
modélisation technico-économique détaillée par 
usage et par secteur, dessinent des nouveaux 
régimes d’évolution de la demande, allant 
d’une relative stabilité à une tendance bais-
sière plus ou moins marquée selon les scénarios 
(cf.	figure	1.8).	

Ces analyses suggèrent que, face au renforce-
ment des actions d’efficacité énergétique por-
tées par une réglementation forte sur le bâti ainsi 
que sur l’ensemble des appareils électriques, les 
effets haussiers résultant d’une démographie sou-
tenue, d’une activité économique en croissance et 

des transferts d’usage ne parviendraient pas à 
inverser la tendance qui se dessine. 

La diffusion de l’efficacité énergétique appa-
rait plus rapide que celle projetée par de nom-
breux acteurs quelques années auparavant. 
Par exemple, l’essor actuel sur le marché de 
masse des ampoules LED n’était anticipé par la 
Commission européenne qu’à l’horizon 2020. Les 
trajectoires de consommation font ainsi l’objet 
d’une révision baissière importante par rapport au 
Bilan prévisionnel 2014 (dernier exercice à long 
terme en date). Elles s’inscrivent toutefois dans la 
poursuite des tendances des projections à moyen 
terme du Bilan prévisionnel 2016.

Les trajectoires haute et basse 
ne constituent pas des encadrants
L’écart entre les trajectoires se réduit par rapport 
aux exercices antérieurs du fait de la logique de 
scénarisation, l’effet baissier causé par une plus 
grande efficacité énergétique venant compen-
ser la hausse expliquée par une croissance plus 
forte. Cette logique rompt avec les exercices anté-
rieurs, dans lesquels les trajectoires prévoyant la 

Figure 1.8 Trajectoires de consommation intérieure annuelle d’électricité 
(France	continentale,	à	températures	de	référence,	hors	enrichissement	de	l’uranium)
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croissance la plus faible étaient également celles 
postulant l’efficacité énergétique la plus forte. 

Ainsi, les trajectoires haute et basse ne constituent 
pas des encadrants :

 u la trajectoire haute dessine un régime d’électri-
fication poussé, financé par une croissance éle-
vée, mais dont les effets sont atténués par une 
efficacité énergétique plus forte ;

 u la trajectoire basse dépeint une situation de 
croissance faible, avec moins de transferts 
d’usage et moins d’efficacité énergétique.

La trajectoire haute est complétée 
d’une variante conduisant à une stabilité 
de la consommation à horizon 2025 
La diminution de la consommation mise en avant 
dans les trajectoires n’a pas encore été durable-
ment observée. Il sera donc nécessaire de s’as-
surer, au cours des prochaines années, qu’elle 
s’enclenche effectivement et de manière structu-
relle. Une telle observation devra nécessairement 
porter sur plusieurs années.

Afin de tester la robustesse de certains scénarios 
à des hypothèses différentes sur l’évolution de la 
consommation, une variante de la trajectoire haute 
complète les quatre trajectoires mentionnées 
ci-dessus. Cette variante décrit une consommation 

en légère croissance jusqu’en 2020, puis en légère 
décroissance jusqu’en 2025 où le niveau de 
consommation de 2016 serait retrouvé. Une telle 
trajectoire pourrait résulter d’un effet retardé des 
mesures d’efficacité énergétique et/ou d’un phéno-
mène ponctuel de rattrapage de croissance consé-
cutif à l’atonie des dernières années.

Cette variante sera notamment utilisée, en tant 
que sensibilité, dans l’analyse portant sur les cinq 
prochaines années (chapitre	4), dans le scénario 
Ohm (chapitre	 5), ou dans le scénario Ampère 
(chapitre	 6). La robustesse des scénarios à une 
hypothèse de stabilité de la consommation per-
mettra ainsi de compléter le tableau des enjeux en 
matière de sécurité d’approvisionnement. 

Cette variante ne présuppose pas une trajectoire 
de croissance pérenne de la consommation élec-
trique. Une telle évolution ne pourrait résulter que 
d’une électrification beaucoup plus poussée que 
celle prévue aujourd’hui (catalysée par exemple 
par de nouveaux usages inconnus à ce jour ou par 
une évolution de la réglementation visant à favo-
riser l’électricité), ou d’un arrêt de la progression 
de l’efficacité énergétique et du progrès technique 
(par exemple, une diffusion des matériels les plus 
efficaces aujourd’hui, mais sans de réels progrès 
futurs sur leur niveau de consommation).

Consommation en TWh 2016

2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

Résidentiel 158,5 123,5 124,4 134,7 136,9

Tertiaire et agriculture 142,2 115,3 116,3 122,5 130,4

Industrie et énergie 126,5 108,1 115,9 121,1 129,7

Transport 12,8 18,4 22,8 30,8 47,3

Consommation totale 
avec pertes 476,0 395,1 410,3 442,4 480,5

Tableau 1.1 Projections en 2035 de la consommation intérieure annuelle d’électricité
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PARAMÈTRE CLÉ N°1 : TRAJECTOIRES D’ÉVOLUTION 
DE LA CONSOMMATION D’ÉLECTRICITÉ UTILISÉES 
DANS LES SCÉNARIOS DU BILAN PRÉVISIONNEL

Les quatre trajectoires de consommation à long 
terme ont été élaborées pour le Bilan prévisionnel, 
combinant efficacité énergétique et électrification 
des usages en cohérence avec les déterminants 
socio économiques. Elles ont été complétées d’une 
variante conduisant à une stabilité de la consomma-
tion à horizon 2025 et utilisée dans des analyses de 
sensibilité.

Tableau 1.2 Trajectoires de consommation retenues pour l’analyse à moyen terme et les différents scénarios

Les trajectoires sont déclinées en points horaires pour 
chacune des 200 chroniques de température du réfé-
rentiel climatique et sont utilisées dans les simulations 
de l’équilibre offre- demande.

Le tableau ci-dessous décrit la façon dont ces diffé-
rentes hypothèses sont utilisées dans les analyses de 
scénarios et de variantes.

Figure 1.9 Trajectoires de consommation intérieure annuelle d’électricité  
(France	continentale,	à	températures	de	référence,	hors	enrichissement	de	l’uranium)
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1.2.2 Analyse des puissances 
lors des pointes de consommation : 
quatre trajectoires orientées dans 
le même sens mais une poursuite 
de la vigilance

La puissance appelée lors de vagues 
de froid est orientée à la baisse
L’indicateur de la pointe « à une chance sur 
dix » du Bilan prévisionnel est représentatif du 
niveau de consommation qui a une chance sur dix 
d’être dépassé au moins une heure au cours de 
l’hiver. Cet indicateur peut être assimilé à la puis-
sance maximale appelée au cours d’une vague 
de froid décennale. Il est aujourd’hui utilisé de 
manière traditionnelle dans toutes les éditions 
du Bilan prévisionnel. Il ne doit pas, pour autant, 
être confondu avec le critère des trois heures, qui 
intègre d’autres aléas que ceux liés uniquement à 
la température (voir	chapitre	4).

L’évolution de cet indicateur suit globalement – 
bien que de façon légèrement moins baissière – les 
perspectives en énergie des différentes trajectoires 
de consommation (cf.	figure	1.10). La croissance 
des pics de consommation, qui a constitué une 
problématique importante pour l’équilibre du sys-
tème électrique ces dernières années, semble donc 
désormais maîtrisée.

Les puissances exceptionnelles 
sont plus rarement atteintes
Ceci conduit à des effets importants sur la distri-
bution des puissances appelées. Celles-ci sont éla-
borées sur la base de 200 chroniques climatiques 
(voir	 encadré	 au	 paragraphe	 1.1.2). Aujourd’hui, 
la puissance appelée est supérieure à 85 GW seu-
lement 1 % de  l’année en espérance, soit 90 h par 
an (cf.	figure	1.11). Avec les perspectives de baisse 
de consommation dans les différentes trajectoires de 
demande, la monotone en 2035 est abaissée et d’au-
tant plus pour des niveaux de consommation élevés. 

Un zoom sur les heures les plus chargées permet 
de constater que les niveaux exceptionnels de 
consommation sont alors très rarement atteints 
(cf.	figure	1.12). Par exemple, si une puissance de 
92 GW peut aujourd’hui être atteinte, en espérance, 
14 h par an, ce niveau n’est plus atteint que 3 h par 
an dans la trajectoire « intermédiaire 3 » en 2035. 

Figure 1.10 Prévisions de l’indicateur de la pointe 
« à une chance sur dix »
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Figure 1.11  Monotone de distribution de la puissance 
sur une année - simulation des deux cent chroniques 
climatiques aujourd’hui et en 2035
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Dans cette même trajectoire, l’indicateur de la 
pointe « à une chance sur dix » est de 93,2 GW en 
2035 ce qui  correspond alors à une espérance de 
2 h par an. 

Les événements extrêmes 
diminuent en probabilité mais 
ne disparaissent pas
Si la tendance baissière de l’indicateur de la pointe 
« à une chance sur dix » indique que les événe-
ments rares, en termes d’appels de puissance, ont 
une probabilité qui diminue, cela ne signifie pas 
qu’ils disparaissent pour autant. La distribution des 
probabilités d’appel de puissance est en effet très 
étalée autour de la valeur médiane.

À titre d’exemple, si la puissance « à une chance sur 
dix » décroît pour atteindre 93,2 GW en 2035 dans 
la trajectoire « intermédiaire 3 », des appels de 
puissance supérieurs à 100 GW pourraient encore 
être observés à cet horizon	(cf.	figure	1.13).

Ceci interroge sur le niveau d’assurance dont la 
collectivité souhaite se doter par rapport aux évé-
nements extrêmes (dont les vagues de froids ne 
constituent qu’une catégorie). Les scénarios clima-
tiques pris en compte par RTE intègrent la « dérive 
climatique » constatée à ce jour, mais pas encore 
une estimation de la dérive future. Il demeure que 
les périodes de forts appels de puissance se raré-
fient, sans pour autant disparaître. 

Cette persistance de pics de puissance, même avec 
une probabilité plus faible qu’aujourd’hui, plaide 
pour la poursuite des leviers de maîtrise de la 
pointe (maintien ou développement des efface-
ments indissociables de la fourniture ou des effa-
cements de marché pour l’extrême pointe, actions 
de communication incitant à la sobriété lors de 
périodes de tension du système, renforcement de 
la réglementation thermique pour limiter l’impact 
du chauffage, etc.).

Les actions qui permettent de garantir une dimi-
nution de la puissance de pointe ont un effet très 
important sur le système et évitent la construction 
ou le maintien de plusieurs gigawatts de puissance 
inutilisée, essentiellement en moyens thermiques. 
Les leviers actionnés par le passé (développement 
et fiabilisation du potentiel d’effacement, actions 

Figure 1.12 Zoom de la monotone de distribution de 
la puissance sur une année - simulation des deux cent 
chroniques climatiques aujourd’hui et en 2035

Figure 1.13 Évolution de la pointe annuelle – 
simulation des deux cent chroniques climatiques 
Trajectoire intermédiaire 3
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de communication auprès du grand public type 
Écowatt, réglementation thermique pour limiter les 
appels de puissance associés au chauffage élec-
trique) devront se poursuivre dans le futur.

1.2.3 Analyse au pas horaire : 
des enjeux et des opportunités dans 
le pilotage de certains usages

Au-delà des seuls pics annuels de consommation, 
l’évolution des appels de puissance sur l’ensemble 
des heures de l’année est également source d’en-
jeux pour la gestion du système électrique.

Ces enjeux portent :
 u sur les évolutions structurelles de la consom-
mation et notamment sur le profil journa-
lier (cf.	encadré), avec à la clé des besoins en 
moyens de flexibilité de court terme ou de 
lissage de la courbe de charge (production 
hydraulique, tarification heures pleines/heures 
creuses, etc.) mobilisables de façon cyclique et 
relativement régulière ;

 u sur des évolutions plus conjoncturelles et moins 
cycliques, liées essentiellement à l’aléa de 
température.

L’analyse de l’évolution d’une journée-type hiver-
nale à températures de référence permet d’appré-
hender les évolutions en niveau et en structure de 
la courbe de charge	(cf.	figure	1.14).

La contraction de la consommation, notamment 
sur les usages spécifiques, se traduit par une 
baisse globale du niveau des puissances appelées.

Des évolutions qui vont dans le sens 
d’une meilleure « pilotabilité » du système
Chacune des trajectoires élaborées pour le Bilan 
prévi sionnel induit une modification de la struc-
ture de la demande. La consommation de certains 
usages se réduit alors que de nouveaux usages 
apparaissent, avec en corollaire un profil journalier 
qui évolue. Ainsi, l’amélioration de l’efficacité de 
l’éclairage, usage très présent à la pointe journalière 
hivernale, tend à réduire l’écart entre le plateau du 
matin et la pointe du soir.

Les analyses du Bilan prévisionnel ne sont pas unique-
ment centrées sur la période hivernale et portent sur 
l’ensemble des heures de l’année. Dans le cadre de la 
consultation du Bilan prévisionnel, certaines parties 
prenantes ont justement mis l’accent sur d’autres fac-
teurs, comme le développement de la climatisation. 

Figure 1.14 Profil journalier hivernal de la consommation par usages/secteurs 
à températures de référence – Trajectoire intermédiaire 3
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À ce stade, les analyses menées sur chaque trajec-
toire permettent de replacer ce développement dans 
le contexte plus global des évolutions de la courbe de 
charge durant les périodes estivales et ne conduisent 
pas à émettre d’alerte parti culière (cf.	figure	1.15). 
Ces analyses seront complétées ultérieurement, RTE 
ayant prévu de continuer à faire évoluer sa base de 
chroniques de température en intégrant le réchauf-
fement climatique. 

Des évolutions qui nécessitent 
d’être spécifiquement pilotées
Le développement des véhicules électriques et 
hybrides rechargeables (VE/VHR), au-delà de 
l’énergie consommée, constitue un enjeu pour le 
dimensionnement du système électrique.

S’il repose sur un pilotage des recharges, le déve-
loppement de l’électromobilité peut se dérou-
ler selon un calendrier et impliquer des niveaux 
de puissance appelée qui sont gérables pour le 
système électrique. Dans le cas contraire, des 
conséquences pénalisantes sont susceptibles 
d’appa raître : ainsi, sur la journée type de la figure 
1.14, la pointe de 19 h serait plus élevée de 4,5 GW 
sans aucun pilotage de la recharge. Dans le sens 
opposé, des modes de recharge bidirectionnels 

utilisant les batteries pour l’équilibrage du système 
électrique peuvent présenter de nouvelles oppor-
tunités dans le pilotage du système.

Cet exemple simple illustre l’intérêt d’inciter au 
rechargement des véhicules électrique en dehors 
des périodes de pics de consommation. Cet effet 
peut être obtenu par exemple par une combinai-
son d’actions réglementaires ou économiques, à 
l’instar des mesures adoptées pour l’eau chaude 
sanitaire électrique, aujourd’hui majoritairement 
pilotée par une incitation tarifaire à consommer 
en heures creuses nocturnes. 

Si le pilotage de la charge apparaît ainsi comme 
une condition nécessaire pour le développement 
massif de la mobilité électrique, les premières ana-
lyses de RTE intègrent la nécessité d’un traitement 
proportionné de la question et ne reposent pas 
sur le postulat d’une recharge à 100 % asservie. 
Selon le mode de charge ou, plus probablement, 
la combinaison de modes de charge qui émer-
gera, l’impact sur l’équilibre du système électrique 
pourra être fortement contrasté. Ainsi, la trajec-
toire « intermédiaire 3 » prend comme hypothèse 
un panachage des modes de recharge, dont 40 % 
serait naturelle, 30 % obéirait à un signal tarifaire 

Figure 1.15 Profil journalier estival de la consommation par usages/secteurs  
à températures de référence – Trajectoire intermédiaire 3
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et 30 % reposerait sur une optimisation plus fine 
(par l’intermédiaire d’un BMS3 permettant d’atté-
nuer la pointe). Sous cette hypothèse, la charge 
d’un parc d’un million de véhicules électriques et 
hybrides rechargeables se traduit par une pointe de 
l’usage à 23 h de 750 MW en hiver contre 500 MW 
en été. La saisonnalité s’explique par les besoins 
d’éclairage et de chauffage du véhicule supérieurs 
en hiver.

Des travaux ultérieurs auront pour objectif de 
mieux saisir les « points de bascule » et d’enrichir 
la compréhension du sujet.

Le pilotage de la production d’eau chaude sanitaire 
doit également faire l’objet de vigilance. Les chauffe-
eau à accumulation sont actuellement largement 
asservis aux signaux tarifaires (basés sur le sys-
tème de tarification heures pleines/heures creuses) 
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Figure 1.16 Courbe de charge d’un jour ouvré de janvier pour un parc d’un million de véhicules électriques 
et hybrides rechargeables selon le mode de recharge

3.  Battery Management System ; il s’agit d’un système de gestion de la charge assurant à l’usager de disposer d’une pleine charge quand il en a besoin, tout en 
optimisant la recharge, par fractionnement pendant les heures creuses.

4.  Le profil normé est le profil correspondant à une énergie moyenne journalière égale à 1 GWh
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Figure 1.17 Profil normé4 de consommation pour l’eau chaude sanitaire selon le mode d’asservissement
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POINTE JOURNALIÈRE ET EXTRÊME POINTE

La consommation d’électricité fluctue au cours du 
temps, en fonction des besoins des utilisateurs. Ceux-ci 
sont largement dictés par le rythme des activités éco-
nomiques et domestiques et le cycle des saisons : la 
consommation est plus élevée le jour que la nuit, en 
jours ouvrables qu’en week-end, en hiver qu’en été. 
Elle connaît aussi d’amples fluctuations, liées aux tem-
pératures extérieures, du fait des usages de climatisa-
tion (en été) et surtout de chauffage (en hiver). 

Pointe journalière
Les graphiques ci-dessous représentent les variations 
de consommation sur un jour ouvré type de janvier et 
de juin 2016, à températures de référence.

Les courbes de charge en jours ouvrés d’hiver se 
caractérisent par :

 u une rapide montée de charge à partir de 6 h du 
matin, liée à la reprise d’activité chez les particu-
liers, dans les transports ferroviaires et dans les 
établissements industriels et tertiaires, suivie d’un 
« plateau » durant la matinée ;

 u un rebond en fin d’après-midi, lorsque se 
conjuguent activité de fin de journée dans les 
bureaux, reprise de la consommation résidentielle 
et pic d’activité des transports en commun, qui se 
traduit par une pointe journalière à 19 h.

Durant la période estivale, la courbe de charge jour-
nalière présente un niveau sensiblement plus bas, du 
fait de l’absence de chauffage, et la pointe de 19 h 
disparaît car l’éclairage résidentiel est plus tardif.

À l’horizon 2035, la contraction de la demande sous 
 l’effet des gains d’efficacité énergétique devrait se tra-
duire par une légère baisse de niveau de ce profil journa-
lier	(cf.	figure	1.19), avec une baisse plus marquée à la 
pointe du soir liée aux progrès sur l’éclairage. Toutefois, 
l’évolution du profil est dépendante du mode de pilotage 
de la charge des VE/VHR. Sans aucun pilotage, le profil 
journalier pourrait être moins lissé et solliciterait plus de 
flexibilité de la part du système électrique.

Afin de limiter la sollicitation de moyens de produc-
tion plus coûteux aux moments des pointes journa-
lières de consommation, de nombreux dispositifs ont 
été mis en place. Ainsi, la tarification heures pleines/
heures creuses permet de lisser la courbe de charge 
journalière en reportant une partie de la charge, 
notamment celle liée à la chauffe des ballons d’eau 
chaude sanitaire, durant les heures les moins char-
gées de la nuit.

Ce type de pilotage devra être maintenu à terme pour 
optimiser le fonctionnement du système électrique, 
et devra être largement étendu, via des offres de 

Figure 1.18 Profil journalier de la consommation par secteurs (à	températures	de	référence)
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Figure 1.19 Évolution du profil journalier de consommation d’un jour ouvré d’hiver par usages/secteurs 
(à	températures	de	référence	–	Trajectoire	intermédiaire	3)	

 Industrie et énergie  
 Chauffage   
 Climatisation   
  Autres usages 
résidentiels  

  Autres usages 
tertiaires et transport  

 Éclairage   
 Eau chaude sanitaire  
 Cuisson   
 VE/VHR   
 Pertes0

10

20

30

40

50

60

70

80

90

0

10

20

30

40

50

60

70

80

90

G
W

G
W

2h 4h 6h 8h 10h 12h 14h 16h 18h 20h 22h 24h 2h 4h 6h 8h 10h 12h 14h 16h 18h 20h 22h 24h

 2016 2035

 Industrie et énergie  
 Chauffage   
 Climatisation   
  Autres usages 
résidentiels  

  Autres usages 
tertiaires et transport  

 Éclairage   
 Eau chaude sanitaire  
 Cuisson   
 VE/VHR   
 Pertes

Figure 1.20 Évolution du profil journalier de consommation d’un jour ouvré d’extrême pointe  
par usages/secteurs (climat	du	8	février	2012	–	Trajectoire	intermédiaire	3)
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comparer à la	figure	1.19) et mettre le système élec-
trique sous tension.

Même si la consommation du chauffage électrique est 
appelée à se réduire sous l’effet des politiques éner-
gétiques, les niveaux de puissance appelées pourront 
toujours atteindre des valeurs élevées lors d’épisodes 
de grand froid.

Les moyens déjà mis en œuvre pour gérer ces épi-
sodes de tension – effacements pour l’extrême pointe, 
réglementation thermique pour limiter l’impact du 
chauffage, règlements sur les matériels, etc. – demeu-
reront indispensables à la gestion de l’équilibre offre- 
demande du système électrique.

marché adéquates, aux autres usages pilotables, tels 
les VE/VHR.

Extrême pointe
Du fait de la présence d’un parc important de logements 
chauffés à l’électricité, la consommation peut connaître 
de très amples fluctuations liées aux températures 
extérieures durant la période hivernale. Les pics histo-
riques de consommation sont ainsi enregistrés durant 
de fortes vagues de froid, comme en février 2012 avec 
un appel de puissance de 102,1 GW.

Si le profil journalier est relativement peu affecté 
lors de tels épisodes, le niveau global de la demande 
journalière peut croître fortement (cf.	figure	1.20,	à 
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pour un appel de puissance estimé aujourd’hui à 
plus de 8 GW en pointe à minuit. Or, avec le déve-
loppement des technologies performantes sur le 
plan énergétique que sont les chauffe-eau thermo-
dynamiques et les pompes à chaleur double ser-
vice, la souscription au signal tarifaire peut s’avérer 
économiquement moins intéressante. De plus, ces 
systèmes peuvent nécessiter des temps de chauffe 
plus longs que les plages « heures creuses » telles 
qu’elles sont définies actuellement, ce qui les rend 
incompatibles avec le signal tarifaire existant. 

Sans asservissement tarifaire, les périodes de 
chauffe auraient lieu au plus près des soutirages 
d’eau chaude, c’est-à-dire en matinée et autour de 
19 h (cf.	figure	1.20). Elles accentueraient alors les 
appels de puissance aux pointes de consommation 
électrique. Cette problématique de pilotage consti-
tue donc également un enjeu fort sur l’évolution de 
la pointe de consommation.

Figure 1.21  Puissance moyenne appelée par l’eau chaude sanitaire et les véhicules électriques  
pour des appels de charge dépassant 85 GW au sein d’une journée – Trajectoire intermédiaire 3
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En filtrant les niveaux de consommation horaire 
supérieurs à 85 GW issus des chroniques clima-
tiques, il est possible d’estimer la puissance 
moyenne appelée pour chaque heure de la journée 
pour les usages disposant d’un fort potentiel de 
flexibilité, en l’occurrence l’eau chaude sanitaire 
et les véhicules électriques	 (cf.	figure	1.21). Une 
partie de cette consommation identifiée pourrait 
très bien être déplacée en cas de besoin de flexi-
bilité de la demande et contribuer à une  gestion 
optimale de l’équilibre offre- demande du système 
électrique.

L’étude approfondie de ce gisement fera partie de 
travaux ultérieurs engagés sur les potentiels de 
flexibilité sur les véhicules électriques et visant à 
éclairer les enjeux portant sur l’optimisation de la 
courbe de charge.
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Les éléments agrégés présentés précédemment 
sont issus d’analyses détaillées, effectuées par 
secteur et par usage. Chaque grand secteur de 
consommation obéit à des déterminants propres et 
possède une dynamique d’évolution spécifique. Si 
tous partagent la perspective d’une électrification 
des usages et d’une efficacité énergétique crois-
sante, ces facteurs pèsent de manière différente 
selon les secteurs.

Schématiquement, la consommation électrique fran-
çaise se répartit en trois catégories à peu près égales 
en volume : le secteur résidentiel (33 %), le secteur 
tertiaire et agricole (30 %), l’industrie et l’énergie 
(27 %). 

L’importance des secteurs résidentiel et tertiaire 
place la France dans une situation particulière en 
Europe, et montre que ces secteurs ont déjà fait 
l’objet d’une électrification plus avancée qu’ailleurs 
(au cours des années 1980 à 2010). Ainsi, une par-
tie des gisements de croissance électrique (comme 
l’électri fication des solutions de chauffage) identi-
fiés dans d’autres pays (par exemple l’Allemagne) 
sont déjà exploités en France, ce qui réduit les pers-
pectives de croissance dans ces secteurs.

1.3 Analyse sectorielle : des dynamiques 
différentes qui mettent toutes en jeu 
électrification et efficacité énergétique

Figure 1.23 Répartition par usages de la demande 
électrique résidentielle pour l’année 2016

Figure 1.22 Répartition sectorielle de la consommation 
d’électricité pour l’année 2016
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Le secteur des transports contribue aujourd’hui de 
manière marginale à la consommation d’électricité 
en France (3 %). C’est néanmoins ce secteur qui 
recèle le plus fort potentiel de croissance.

1.3.1 Secteur résidentiel : l’efficacité 
énergétique prend le pas sur les 
moteurs de croissance de la demande

La consommation corrigée d’électricité du secteur 
résidentiel s’élève à 158,5 TWh en France conti-
nentale en 2016 (cf.	figure	1.23). 

Du fait de son poids relatif et de la forte thermo-
sensibilité qu’il induit sur la consommation, le 
chauffage électrique est souvent présenté comme 
le principal enjeu pour le système électrique. Pour 
autant, il ne représente que 28 % de la consom-
mation résidentielle, alors que les usages spéci-
fiques de l’électricité (gros et petit électroménager, 
audiovisuel et informatique, éclairage, ventilation) 
pèsent pour 51 % du total. L’analyse menée par 
RTE permet de conclure que les gisements de dimi-
nution de la consommation électrique concernent 
en premier lieu ces usages spécifiques.
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Le chauffage électrique : 
des perspectives plutôt stables même 
en tenant compte des programmes 
ambitieux de rénovation thermique
L’évolution de la consommation liée au chauffage 
électrique dépend, sur le temps long, de deux 
 facteurs principaux : la performance énergétique 
du bâti, et le choix des solutions de chauffe (entre 
les différents vecteurs énergétiques : électricité, 
gaz, fioul, bois, mais aussi au sein des solutions 
électriques : effet Joule ou pompes à chaleur). 

Ces deux facteurs évoluent selon des dynamiques 
lentes : 

 u les choix du passé structurent durablement 
les résultats sur la période d’étude du Bilan 
prévisionnel ; 

 u les politiques publiques mises en place dans le 
cadre de la transition énergétique (isolation du 
bâti existant et réglementation thermique pour 
les nouveaux bâtiments) exercent une influence 
déterminante sur ces deux paramètres, mais cette 
influence ne se fera sentir que sur le temps long.

Les analyses sur la demande ont, cette année, 
parti culièrement porté sur le chauffage électrique, 
afin de bien identifier la contribution respective des 
différents paramètres. 

L’un de ces paramètres est l’amélioration des 
performances, à la fois sur le parc neuf et le parc 
existant, et tant sur le bâti que sur les solutions de 
chauffage.

Ainsi, depuis la mise en place de la nouvelle régle-
mentation thermique 2012, la performance 
thermique des constructions neuves s’est for-
tement améliorée. Pour satisfaire les exigences 
de la réglementation, les pompes à chaleur sont 
désormais privilégiées lorsque la solution élec-
trique est choisie dans le neuf, car leur rendement 
est bien supérieur à celui d’un chauffage à effet 
Joule. L’enjeu des futures réglementations ther-
miques portera sur une possible prise en compte 
de contraintes environnementales, en particulier 

sur les émissions de CO2, qui pourrait contribuer à 
renforcer, à l’avenir, le marché des solutions élec-
triques pour le chauffage.

La construction neuve annuelle ne représente toute-
fois qu’environ 1 % du parc total de logements. Le 
parc ancien constitue le principal gisement d’effi-
cacité énergétique, notamment au travers de la 
rénovation des logements anciens mal isolés ou la 
désaffectation de logements anciens, reconstruits à 
neuf. L’effet de ces rénovations est modélisé fine-
ment, en tenant compte de l’âge du parc mais éga-
lement en intégrant un effet rebond5. Cet effet est 
important et peut représenter jusqu’à 40 % de l’effi-
cacité énergétique théorique selon certains rapports6.

Différentes hypothèses sont considérées pour le 
rythme de rénovations par an (700 000 dans la tra-
jectoire haute, 400 000 dans la trajectoire basse 
et 500 000 dans les deux autres trajectoires, aux-
quelles on peut ajouter de 80 000 à 140 000 loge-
ments désaffectés et reconstruits à neuf). 

L’effet induit par cette amélioration de l’efficacité 
énergétique sur le parc ancien de logements est 
partiellement compensé par celui de l’électrifi-
cation du chauffage. En effet, la part de marché 
du chauffage électrique devrait encore progresser. 
Les performances thermiques des bâtiments neufs 
sont suffisantes pour permettre de respecter des 
réglementations thermiques plus exigeantes avec 
des pompes à chaleur notamment dans les mai-
sons, ce qui peut conduire à une réflexion entre 
les filières (gaz, chauffage urbain, etc.) du fait de 
la faible part du chauffage dans les besoins éner-
gétiques des futurs bâtiments. Enfin, le mouve-
ment de substitution des chaudières fioul par des 
pompes à chaleur dans l’existant est amené à se 
poursuivre voire à s’amplifier. 

Au global, les trajectoires analysées décrivent une 
baisse modérée, de 3 % à 12 %, de la consommation 
électrique de chauffage à l’horizon 2035. La figure 
1.24 illustre la décomposition de l’évolution du chauf-
fage électrique dans la trajectoire « intermédiaire 3 ». 

5.  Une rénovation induit une réduction de la facture énergétique. Les ménages, notamment ceux en situation de précarité énergétique, qui sous-utilisaient 
leur chauffage pour limiter leurs dépenses, vont naturellement avoir tendance à mieux se chauffer. La baisse de consommation théorique d’une opération de 
rénovation s’en trouve donc réduite, mais le confort thermique des ménages concernés s’améliore.

6.  Voir le rapport « Les ménages et la consommation d’énergie » (mars 2017) issu de l’enquête Phébus, publié par le service de la donnée et des études 
statistiques (SDES) du ministère de la Transition écologique et solidaire.
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Cette évolution baissière est donc de nature à réduire 
légèrement la thermosensibilité de la demande, et 
donc les tensions sur l’équilibre du système élec-
trique lors de vagues de froid.

Les usages spécifiques de l’électricité : 
des gisements d’efficacité énergétique 
importants qui peuvent être exploités 
au cours des 15 prochaines années
Les usages spécifiques désignent ceux qui ne 
peuvent fonctionner avec aucune autre forme 
d’énergie que l’électricité. Représentant aujourd’hui 
53 % de la consommation résidentielle, ces usages 
ont fortement crû au cours des dernières décennies, 
dessinant une société dépendant beaucoup plus de 
l’électricité que par le passé. Les enjeux associés 
à cette catégorie d’appareils sont donc plus impor-
tants en volume que ceux relatifs au chauffage. 

La consommation des usages spécifiques dépend 
de manière prédominante (i) des normes tech-
niques, (ii) du progrès technique et de son rythme 
de diffusion, (iii) du taux d’équipement et (iv) du 
mode d’utilisation des équipements. Ces effets 
sont détaillés par la suite.

Les politiques publiques visant à renforcer l’effica-
cité énergétique jouent ainsi un rôle déterminant 

dans les trajectoires de demande. Une grande 
 partie des équipements électriques sont en effet 
soumis aux directives européennes sur l’éco-
conception et l’affi chage énergétique :

 u la directive sur l’écoconception impose des 
normes de plus en plus contraignantes en 
matière de performance énergétique pour une 
vaste gamme de produits et prévoit l’exclusion 
du marché des produits non conformes à ces 
prescriptions minimales ;

 u la directive sur l’étiquetage énergétique a pour 
objectif d’informer les utilisateurs sur le niveau 
de performance énergétique des produits mis 
en vente, ce qui favorise la diffusion des appa-
reils les plus performants.

Cette volonté européenne forte a d’ores et déjà 
permis de réaliser des économies d’énergie signi-
ficatives avec des produits de plus en plus per-
formants, et devrait se poursuivre : les normes 
existantes font en effet l’objet de révisions régu-
lières et sont appelées à être renforcées pour 
la plupart des produits. En outre, le Parlement 
européen a autorisé récemment la refonte des 
étiquettes énergie, avec à la clé une économie 
annuelle supplémentaire estimée à 200 TWh en 
2030 à l’échelle européenne.

Figure 1.24 Décomposition des effets sur le chauffage résidentiel total – Trajectoire intermédiaire 3
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La diffusion du progrès technique dépend du 
rythme de remplacement des équipements et ainsi 
de leur durée de vie. Les analyses de RTE reposent 
sur des modèles de parc qui, pour chaque usage, 

Tableau 1.3 Estimation de la consommation annuelle 
par ménage équipé – Trajectoire intermédiaire 3

Consommation domestique 
moyenne

2016 
2350 kWh

2035 
1350 kWh

B
la

nc

Réfrigérateur 270 kWh 160 kWh

Congélateur 
indépendant 340 kWh 170 kWh

Lave-linge 160 kWh 120 kWh

Sèche-linge 380 kWh 140 kWh

Lave-vaisselle 200 kWh 140 kWh

TI
C

TV 42 ’’ 260 kWh 80 kWh

Ordinateur 130 kWh 50 kWh

Box TV/
Internet 180 kWh 110 kWh

Cu
is

so
n

Plaques 
électriques 210 kWh 140 kWh

Four 150 kWh 100 kWh

Éc
la

ir
ag

e

Éclairage 300 kWh 110 kWh

Figure 1.25 Évolution de la consommation d’électricité des usages résidentiels entre 2016 et 2035 – Trajectoire intermédiaire 3
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simulent le rythme de diffusion de chaque caté-
gorie d’appareils. Ainsi, en considérant le rythme 
naturel de remplacement de certains équipements, 
comme les lampes ou l’électroménager, il est pos-
sible de modéliser l’évolution structurelle du parc 
d’équipements selon la classe d’efficacité énergé-
tique (cf.	encadré	au	paragraphe	1.1.2).

Les perspectives de réduction de la consomma-
tion unitaire des équipements électriques sont 
importantes. Le tableau 1.3 en fournit l’illustration 
avec l’évolution prévisionnelle de la consomma-
tion annuelle moyenne d’un ménage équipé selon 
quelques types d’équipements. 

Le taux d’équipement, voire de multi- équipement 
(plusieurs appareils au sein d’un seul foyer), 
des ménages en produits spécifiques est pris en 
compte. L’analyse comparée des gains unitaires et 
de  l’effet volume lié à de tels multi-équipements 
conduit néanmoins à considérer que ce dernier 
facteur ne l’emporte pas sur le premier.

Enfin, des mutations technologiques et l’évolution 
des modes de vie peuvent influer sur la consom-
mation de certains usages. La nomadisation de 
l’informatique (remplacement d’ordinateurs de 
bureau par des ordinateurs portables, puis par des 
tablettes) en est un exemple, qui se traduit par 
une forte réduction des consommations, en dépit 
de la multiplication des équipements. 
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Tableau 1.4 Principaux résultats dans le secteur résidentiel par trajectoire à l’horizon 2035

Consommation en TWh 2016
2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

TOTAL résidentiel 158,5 123,5 124,4 134,7 136,9

Chauffage 43,7 39,4 38,4 42,4 41,0

Eau chaude sanitaire 19,6 15,4 15,4 16,0 16,7

Ventilation 2,8 3,7 4,0 4,4 5,0

Blanc 26,0 15,4 16,1 16,9 17,7

TIC 20,9 11,4 11,8 12,9 13,5

Cuisson 11,3 10,1 10,4 11,3 11,6

Éclairage 8,6 3,3 3,0 3,6 3,7

Autres usages 25,7 24,8 25,3 27,1 27,8

Figure 1.26  Trajectoires de la demande électrique du secteur résidentiel
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Bilan pour le secteur résidentiel : des trajectoires résolument orientées à la baisse
Au total, la consommation du secteur résidentiel pourrait s’infléchir avec une disparité d’évolution entre 
-0,8 % et -1,3 % par an en moyenne selon les trajectoires (cf.	tableau	1.4	et	figure	1.26).
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1.3.2 Secteur tertiaire : 
l’inflexion baissière se poursuit sous 
l’effet de l’efficacité énergétique

La consommation du secteur tertiaire et de l’agri-
culture représente aujourd’hui près de 30 % de la 
consommation électrique soit 142,2 TWh en 2016. 
La croissance de la demande de ce secteur est long-
temps restée particulièrement soutenue avec une 
hausse annuelle moyenne de 2,7 % dans les années 
2000-2010 pour se stabiliser depuis 2011, laissant 
ainsi entrevoir une inflexion de cette tendance.

Les gains d’efficacité énergétique 
deviennent prépondérants dans le tertiaire
Les enjeux du secteur tertiaire sont similaires à 
ceux du secteur résidentiel :

 u  la réglementation thermique s’applique sur les 
surfaces neuves construites et la rénovation 
thermique des bâtiments est prépondérante 
pour l’évolution du chauffage électrique ;

 u à l’échelle européenne, les directives d’éco-
conception s’appliquent également sur de nom-
breux produits professionnels.

Les gains d’efficacité énergétique qui en résultent 
sont partiellement compensés par la croissance du 
parc de bâtiments tertiaires, sur un rythme com-
pris entre 0,3 % et 1,1 % par an. 

En outre, certains usages sont appelés à se déve-
lopper fortement : c’est le cas des centres de 

traitement des données (ou	 data	 centers). En 
effet, le besoin de serveurs est en forte augmen-
tation et est renforcé par l’attractivité des prix de 
l’électricité en France.

La hausse de consommation devrait toutefois res-
ter contenue par l’amélioration des performances 
énergétiques des équipements informatiques mais 
également par les progrès réalisés sur le refroi-
dissement des matériels, qui représentent jusqu’à 
40 % de leur consommation. Les perspectives rete-
nues selon les trajectoires oscillent entre une aug-
mentation du nombre de serveurs compris entre 
3,7 % et 7,5 % par an alors que la consommation 
électrique évolue avec une croissance entre 2,0 % 
et 4,2 % par an. Par ailleurs, des solutions de 
gestion de l’énergie pour l’immobilier de bureaux 
semblent apparaître. Les temps de retour sur 
investissement escomptés se réduisent et peuvent 
conduire à une adoption plus rapide (en intégrant 
par exemple une composante d’autoproduction 
collective).

L’inflexion constatée depuis 2010 sur la consom-
mation électrique du secteur tertiaire et agricole 
devrait se poursuivre et orienter celle-ci à la baisse 
d’ici à 2035. Cette baisse devrait s’établir entre 
10 % et 20 % selon les différentes trajectoires. En 
effet, la croissance du parc et des besoins devrait 
être plus que largement compensée par l’efficacité 
énergétique sur les différents usages (cf.	tableau	
1.5	et	figure	1.28).

Figure 1.27  Répartition par branches et par usages de la demande électrique tertiaire et agricole pour l’année 2016
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Tableau 1.5 Principaux résultats dans le secteur tertiaire et l’agriculture par trajectoire à l’horizon 2035

Consommation en TWh 2016
2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

TOTAL tertiaire et 
agriculture 142,2 115,3 116,3 122,5 130,4

Chauffage 16,9 15,5 15,7 16,2 17,2

Ventilation et climatisation 14,6 13,8 14,8 15,3 17,1

Eau chaude sanitaire 4,6 4,9 4,8 5,1 5,2

Cuisson 3,2 2,7 2,7 3,0 2,9

Froid 7,9 4,7 4,7 5,1 5,0

Éclairage 16,6 7,0 6,1 7,5 6,6

Informatique et autres 21,0 15,4 15,9 16,7 17,6

Agriculture 8,1 7,1 7,4 7,5 8,0

Hors bâti 49,4 44,2 44,2 46,2 50,8

Figure 1.28 Trajectoires de la demande électrique du secteur tertiaire et de l’agriculture
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Bilan pour le secteur tertiaire : l’orientation à la baisse devrait se confirmer
La prévision de consommation du secteur tertiaire et agricole anticipe une poursuite de l’inflexion baissière 
engagée depuis cinq ans. La consommation décroîtrait à un rythme moyen compris entre -0,5 % et -1,1 % 
par an selon les trajectoires à l’horizon 2035 (cf.	tableau	1.5	et	figure	1.28).
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1.3.3 Secteur industriel et de l’énergie : 
des perspectives stables qui marient 
croissance de la production industrielle 
et amélioration de l’efficacité 
énergétique

La consommation d’électricité de l’industrie (hors 
secteur de l’énergie) en France continentale s’est 
élevée en 2016 à 115,5 TWh, dont près de 60 % 
concentrés sur trois secteurs d’activité de la métal-
lurgie et la mécanique (hors automobile), de la 
chimie et de l’industrie agroalimentaire.

Une tendance baissière au cours 
des dernières années dans un contexte 
de désindustrialisation
Premier secteur en termes de consommation d’élec-
tricité jusqu’en 2005, le secteur industriel a été 
depuis dépassé par le secteur résidentiel puis par le 
secteur tertiaire. En effet, la demande d’électricité 
de l’industrie se caractérise par une diminution quasi  
ininterrompue7 depuis le début des années 2000. 

Ce constat s’explique par :
 u une dynamique de la production industrielle en 
volume relativement atone, bien inférieure à 
celle du PIB – la part de l’industrie manufactu-
rière dans la valeur ajoutée n’est ainsi plus que 
de 11 % en 2016 contre 16 % en 2000 ;

7.   En 2009, la crise économique a généré une chute brutale de 14 TWh de la consommation du secteur industriel. Un rebond, lié à la reconstitution des stocks, 
a eu lieu en 2010, mais à un niveau restant inférieur à celui des années antérieures.

8.  Ratio de la consommation électrique industrielle sur la valeur de la production de l’industrie manufacturière (prix chaînés, base 2010)

Figure 1.29 Répartition par branches de la demande 
électrique industrielle pour l’année 2016
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 u un recentrage des activités vers des industries 
plus légères à forte valeur ajoutée au détri-
ment des industries lourdes à fort niveau de 
consommation ;

 u une décroissance de l’intensité électrique de 
l’industrie8 de 1,3 % par an en moyenne depuis 
plus de vingt ans, conséquence de l’évolution 
structurelle de la production industrielle mais 
surtout de l’effet de l’amélioration de l’effica-
cité énergétique.

Cette tendance baissière de la demande électrique 
s’observe sur la totalité des grandes branches 
industrielles (cf.	 figure	 1.30) à l’exception de 
l’indus trie agroalimentaire, même si une inflexion 
semble se faire jour.

Des projections qui marquent une 
inflexion en ne prévoyant plus de recul 
important de l’activité manufacturière
La déclinaison des trajectoires prévisionnelles de 
PIB en scénarios de production industrielle a été 
élaborée en prenant en compte l’interdépendance 
des branches industrielles, afin d’assurer au mieux 
la cohérence macroéconomique de ces scénarios. 
La production industrielle est ainsi orientée à la 
hausse dans trois scénarios sur quatre, et quasi-
ment stable dans le dernier (cf.	tableau	1.6).

Les projections intègrent également la tendance 
baissière du poids relatif de l’industrie manufac-
turière (hors activités extractives) dans la valeur 
ajoutée française, qui a diminué de 5 % depuis 
2000. Elles introduisent toutefois une inflexion 
marquée dans cette tendance historique, avec un 
recul du poids relatif de l’industrie dans la valeur 
ajoutée française limité à 2 % d’ici à 2035.

Des gains d’efficacité énergétique 
partiellement contrebalancés par 
l’électrification des procédés
Portés notamment par la directive sur l’éco-
conception des matériels, les gisements d’effi-
cacité énergétique sur les usages transverses 
(production d’air comprimé, de froid, pompage, 
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9.  Cette valeur moyenne correspond à une hypothèse de croissance annuelle moyenne de +2,0 % par an jusqu’en 2030, et de +1,7 % au-delà.

Figure 1.30 Évolutions comparées de la demande électrique des grandes branches industrielles 
base 100 en 2001

Tableau 1.6  Taux de croissance annuel moyen de la production en volume dans les grands secteurs 
industriels entre 2016 et 2035

2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

PIB - croissance annuelle 
moyenne +1,0 % +1,5 % +1,5 % +1,9 %9

Industries agroalimentaires 0,0 % 0,4 % 0,4 % 0,8 %

Sidérurgie -0,7 % 0,3 % 0,3 % 1,2 %

Métallurgie et mécanique 
(hors industrie automobile) 0,0 % 0,7 % 0,7 % 1,3 %

Minéraux et matériaux -0,1 % 0,6 % 0,6 % 1,0 %

Chimie et parachimie 0,5 % 1,1 % 1,1 % 1,5 %

Construction automobile -1,0 % -0,3 % -0,1 % 0,6 %

Industrie du papier et du carton -0,9 % -0,3 % -0,2 % 0,3 %

Industries diverses -0,4 % 0,2 % 0,2 % 0,6 %

TOTAL production industrielle -0,1 % 0,5 % 0,5 % 1,0 %
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ventilation, force motrice, éclairage) sont signifi-
catifs. Les trajectoires retiennent la concrétisation 
de tout le gisement à temps de retour court (infé-
rieur à 1,5 an) et d’une partie, variant de 0 à 60 %, 
du gisement à temps de retour moyen (jusqu’à 
trois ans). Une approche similaire est également 
utilisée sur les usages de process. L’effet résultant 
à l’horizon 2035 est un effet baissier de 14 à 17 % 
sur la consommation électrique.

La consommation d’électricité industrielle est 
majoritairement – à hauteur de deux tiers envi-
ron – due à celle des moteurs électriques 
(cf.	 figure	 1.31). Ils sont utilisés à des fins de 
pompage, de ventilation, de production d’air com-
primé, de froid ou pour assurer un besoin de force 
motrice dans les procédés de fabrication. Les 
règlements portant sur l’efficacité des moteurs, 
pris en application de la directive sur l’écoconcep-
tion des matériels, auront donc un rôle majeur à 
jouer dans la diffusion de l’efficacité énergétique 
au sein de l’industrie. 

Cet effet baissier devrait être partiellement com-
pensé par l’électrification des procédés, au tra-
vers de substitutions de procédés thermiques à 
base de combustibles vers l’électricité, mais éga-
lement par l’apparition de nouveaux procédés et 
traitements dans la chaîne productive. Cet effet 
haussier pourrait représenter de 5 à 7 TWh de 
consommation supplémentaire à l’horizon 2035 
selon les trajectoires.

Figure 1.32 Répartition par branches de la demande 
électrique du secteur de l’énergie pour l’année 2016

Figure 1.31  Répartition par usages de la demande 
électrique industrielle pour l’année 2016
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Le secteur de l’énergie :  
une évolution baissière sous l’effet 
notable d’une contraction de l’activité 
de raffinage
Le secteur de l’énergie a consommé 11,4 TWh 
en 2016, hors pertes. La consommation est prin-
cipalement portée par deux branches (cf.	 figure	
1.32) : la production et distribution d’eau (36 %) 
et les  raffineries (29 %).

La consommation électrique tend globalement à 
la baisse depuis 2005 dans le secteur de l’éner-
gie avec une évolution moyenne de -1,8 % par an 
entre 2006 et 2016 (hors pertes et hors enrichis-
sement d’uranium), sous l’effet notamment de 
fermetures de raffineries (un quart environ des 
capacités de raffinage de la France a été fermé 
depuis 2008).

Dans un contexte prévisible de baisse de la 
demande en produits finis en Europe, le parc de 
raffinage devrait poursuivre sa contraction : 
 l’hypothèse d’une réduction des capacités en 
France est retenue, plus ou moins marquée selon 
les trajectoires, de 12 % à 25 % d’ici à 2035.

Par ailleurs, le secteur de la production et dis-
tribution d’eau offre un potentiel d’économie 
d’énergie important, par réduction du taux de 
fuites, amélioration de l’efficacité énergétique des 
moteurs, utilisation de vitesse variable et amé-
lioration de la gestion et du comptage. Les gains 
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anticipés pourraient ainsi compenser  l’effet haus-
sier de la croissance démographique et conduire 
à une évolution baissière de la consommation, 

comprise entre -0,1 % et -1,1 % par an selon les 
trajectoires.

Tableau 1.7 Principaux résultats dans les secteurs de l’industrie et de l’énergie par trajectoire à l’horizon 2035

Consommation en TWh 2016
2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

Industries agroalimentaires 20,2 17,0 18,0 18,6 19,7

Sidérurgie 12,6 10,7 12,7 12,9 15,2

Métallurgie et mécanique 
(hors industrie automobile) 25,0 23,0 24,7 25,5 27,2

Minéraux et matériaux 9,4 8,3 9,2 9,4 10,1

Chimie et parachimie 20,4 17,8 19,2 20,1 20,7

Construction automobile 5,4 3,9 4,3 4,7 5,6

Industrie du papier et du carton 8,0 6,2 6,6 7,1 7,5

Industries diverses 13,3 10,6 11,2 12,0 12,7

Non réparti 1,2 1,2 1,2 1,2 1,2

TOTAL industrie 115,5 98,5 107,1 111,3 119,9

Consommation raffinage 
de pétrole 3,2 2,4 2,4 2,8 2,8

Consommation production 
et distribution d’eau 4,0 3,9 3,2 3,5 3,2

Consommation 
chauffage urbain 1,1 1,0 0,9 1,0 0,9

Consommation autres 
secteurs de l’énergie 3,1 2,7 2,7 2,8 3,2

TOTAL secteur de l’énergie 11,4 10,0 9,2 10,1 10,1

Bilan pour l’industrie : une croissance de la production industrielle 
compensée par l’efficacité énergétique
Les effets haussiers de l’activité industrielle et de l’électrification des procédés sur la consommation 
devraient être dans l’ensemble contrebalancés par la poursuite de la progression de l’efficacité énergé-
tique. Il en résulte des trajectoires de consommation relativement stables (cf.	tableau	1.7	et	figure	1.33).
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Figure 1.33 Trajectoires de la demande électrique du secteur industriel et de l’énergie 
(hors	pertes,	hors	enrichissement	de	l’uranium)
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1.3.4 Secteur des transports : 
un fort relais de croissance pour 
l’électricité qui implique des actions 
sur le pilotage de la courbe de charge

Aujourd’hui, le secteur des transports est le pre-
mier contributeur aux besoins énergétiques de la 
France (un tiers de la consommation finale, très 
largement dominé – à hauteur de 92 % – par le 
recours aux produits pétroliers). Il contribue en 
revanche de manière marginale à la consommation 

électrique (3 % de la consommation). Le volume et 
le rythme des reports susceptibles de s’opérer vers 
une électricité peu carbonée et reposant de manière 
croissante sur la production renouvelable constitue 
ainsi un enjeu essentiel de la transition énergétique. 

La consommation d’électricité du transport 
en France continentale s’est élevée en 2016 à 
12,8 TWh. Le transport ferroviaire de passagers – 
cumulant train et transport urbain – représente 
80 % de cette consommation (cf.	figure	1.34). Elle 
est demeurée légèrement croissante sur les dix 
dernières années (+0,3 % par an en moyenne), 
portée par le développement des transports ferro-
viaires urbains et interurbains de passagers. 

L’électromobilité : des perspectives de 
croissance qui peuvent être très fortes, 
et sont soutenables si elles sont pilotées
Le développement de l’électromobilité est consi-
déré par la plupart des acteurs comme un des 
 principaux éléments de réponse au défi de la tran-
sition énergétique et de la réduction de l’impact 
environnemental du transport.

Encore émergent en 2010, le marché des véhi-
cules électriques (VE) et des véhicules hybrides 
rechargeables (VHR) a depuis fortement progressé. 

Figure 1.34 Répartition par usages de la demande 
électrique du transport pour l’année 2016
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En France, le rythme de développement de l’électro-
mobilité est rapide, et la barre symbolique de 1 % 
des ventes annuelles a été dépassée dès 2015, pour 
atteindre 1,4 % en 2016, avec en corollaire un parc 
de plus de 100 000 unités (cf.	figure	1.35).

Le développement de l’électromobilité participe 
de la stratégie mise en place par la France pour 
atteindre ses objectifs de réduction des émis-
sions. La Programmation pluriannuelle de l’énergie 
retient notamment un objectif de 4,5 millions de 
véhicules électriques et hybrides rechargeables et 
de sept millions de points de recharges (dont 10 % 
en accès libre) à l’horizon 2030. Cet objectif s’ins-
crit dans le cadre d’une politique de soutien de la 
filière depuis plusieurs années.

L’ambition a été portée à un niveau supé-
rieur dans le Plan climat du ministère de la 
Transition écologique et solidaire, présenté en 
juillet 2017, qui prévoit l’interdiction à la vente 
des véhicules thermiques classiques en France 
au-delà de 2040. Plusieurs pays (Allemagne, 
Pays-Bas, Autriche, Norvège, Danemark, Suède, 
Inde, Chine, etc.) envisagent également l’interdic-
tion de la vente de voitures à moteurs thermiques à 
des horizons relativement proches, ce qui pourrait 
accélérer considérablement la mutation.

Figure 1.35 Immatriculations neuves de véhicules électriques et hybrides rechargeables en France

Pour autant, la filière demeure émergente. Pour 
rendre compte de l’incertitude encore importante 
sur la dynamique de diffusion de l’électromobilité, 
des trajectoires fortement contrastées sont rete-
nues pour l’évolution des parts de marché des 
véhicules électriques et hybrides rechargeables 
dans les ventes annuelles. Ces trajectoires ont été 
conçues en cohérence avec la scénarisation d’en-
semble et les capacités de financement permises 
par le contexte économique :

 u  les trajectoires « intermédiaire 2 » et « intermé-
diaire 3 » sont calées par rapport aux objectifs 
de la Programmation pluriannuelle de l’énergie ;

 u la trajectoire haute est compatible avec l’ob-
jectif du Plan climat. Elle postule une très forte 
croissance du nombre de véhicules électriques, 
et constitue donc un scénario très volontariste. 

Ainsi, les hypothèses de parts de marché des 
véhicules électriques et hybrides rechargeables 
croissent pour atteindre de 20 % à 85 % des ventes 
en 2035, et 10 à 40 % du parc automobile total à 
cet horizon selon les trajectoires (3,5 à 15,6 mil-
lions d’unités, cf.	figure	1.36). 

Ces projections intègrent également l’effet des 
modes nouveaux d’utilisation des véhicules 
parti culiers (covoiturage, autopartage, etc.) et 
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d’organisation du travail (télétravail), avec en 
corollaire une légère augmentation du taux d’occu-
pation des véhicules. 

Il en résulte une consommation projetée des 
véhicules électriques et hybrides rechargeables 
se situant entre 7 et 34 TWh à l’horizon 2035. 
L’amplitude de cette fourchette reflète les incer-
titudes qui pèsent encore sur la dynamique 
d’essor de cette filière. Il demeure que la mobi-
lité électrique évolue d’un sujet marginal à une 
contribution réelle à la consommation électrique 
française.

S’agissant de l’analyse en énergie, une telle évolu-
tion ne semble pas problématique pour le système 
électrique français. Même dans la trajectoire haute 
(34 TWh en 2035, soit près de 8 % de la consom-
mation finale d’électricité dans ce scénario), le 
volume demeurerait inférieur à la consommation 
du chauffage électrique aujourd’hui.

S’agissant de l’analyse en puissance, l’analyse 
est nécessairement plus nuancée. Si les appels 
de puissance associés à la recharge des véhicules 
étaient concentrés lors des pointes existantes, 

 l’effet sur la pointe se chiffrerait à plusieurs 
gigawatts. Or ceci n’a rien d’une fatalité (voir	
aussi	§	1.2.3) : 

 u l’incitation, via des offres de marché, au rechar-
gement des véhicules électriques en dehors 
des périodes de pics de consommation est une 
condition nécessaire, du point de vue du système 
électrique, à leur éventuelle généralisation ;

 u les leviers réglementaires peuvent être utilisés, 
de la même façon que pour l’eau chaude sani-
taire dans les années 1980.

Des visions exagérément pessimistes sur la faculté 
des réseaux à accompagner le développement 
du véhicule électrique sont parfois avancées. Ces 
visions ne semblent pas être confirmées : s’il fait 
l’objet d’un pilotage performant, l’essor de 
la mobilité électrique est « gérable » pour le 
système électrique selon le calendrier souhaité.

Un rapport d’études complémentaires sur le déve-
loppement des véhicules électriques et hybrides 
rechargeables sera publié au titre des suites du 
Bilan prévisionnel. Ce rapport s’attachera à appor-
ter des éclairages supplémentaires sur leur impact 
et leur interaction avec le système électrique.

Figure 1.36 Parc projeté de véhicules électriques et hybrides rechargeables
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Tableau 1.8  Principales hypothèses de trafic et de parts modales par trajectoire à l’horizon 2035

2016

2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

Besoin annuel moyen de transport 
par personne (km) 14 460 13 880 14 170 14 170 14 420

Trafic total passagers (Gpkm) 934 925 980 980 1040

Parts modales :

Route	(véhicules	particuliers) 79,4	% 77,7	% 77,6	% 77,3	% 77,0	%

Route	(collectif) 7,7	% 8,4	% 8,3	% 8,2	% 8,1	%

Rail 11,3	% 12,4	% 12,5	% 12,9	% 13,2	%

dont train 9,6	% 10,2	% 10,4	% 10,9	% 11,2	%

dont métro 1,7	% 2,1	% 2,1	% 2,1	% 2,0	%

Air 1,5	% 1,5	% 1,6	% 1,6	% 1,7	%

Trafic total marchandises (Gtkm) 305 258 324 324 395

Parts modales :

Route 86,1	% 85,5	% 85,6	% 84,8	% 83,7	%

Rail 11,4	% 11,9	% 11,8	% 12,6	% 13,6	%

Fluvial 2,5	% 2,6	% 2,6	% 2,7	% 2,7	%

Transports ferroviaire et maritime : 
une tendance légère à la hausse
La modélisation des autres composantes du sec-
teur des transports repose sur une approche 
modale, dont les principales hypothèses sont résu-
mées dans le tableau 1.8.

En dépit de l’accroissement de sa part modale sur 
l’horizon de prévision, la croissance de la consom-
mation d’électricité du transport ferroviaire 
devrait être limitée par l’amélioration de l’efficacité 
énergétique.

La consommation d’électricité de l’ensemble des 
transports ferroviaires devrait s’inscrire en légère 

baisse dans trois trajectoires (jusqu’à -0,6 % par 
an en moyenne dans la trajectoire la plus basse) 
ou progresser légèrement dans la trajectoire 
haute.

Enfin, la directive « soufre » de 2012 vise à réduire 
les effets nocifs du transport maritime sur les 
populations côtières. Aussi, de plus en plus de 
ports à l’instar de celui de Marseille, mettent au 
point avec les compagnies maritimes des sys-
tèmes de branchement électrique des navires à 
quai évitant l’utilisation de leurs moteurs auxi-
liaires. Leur généralisation pourrait représenter 
jusqu’à 400 GWh de consommation électrique 
supplémentaire à terme.
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Figure 1.37  Trajectoires de la demande électrique du secteur du transport

Tableau 1.9  Consommation par modes dans le secteur du transport par trajectoire à l’horizon 2035

Consommation en TWh 2016
2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

TOTAL du secteur 
transport 12,8 18,4 22,8 30,8 47,3

dont transport ferroviaire 12,3 11,0 11,3 12,0 12,2

dont transports 
aérien et maritime 0,2 0,7 0,7 0,7 0,7

dont véhicules électriques  
(y compris bus) 0,3 6,8 10,9 18,1 34,4

Bilan pour le transport : d’une contribution marginale à un déterminant important 
de la consommation 
En agrégeant l’ensemble du secteur du transport, la consommation électrique devrait s’inscrire fortement 
à la hausse dans toutes les trajectoires à l’horizon 2035. Les dynamiques sont très contrastées selon les 
projections, en fonction de l’essor des véhicules électriques et hybrides rechargeables	(cf.	tableau	1.9	et	
figure	1.37).

Les effets importants apparaissent essentiellement à partir de 2025. Ceci explique que certaines trajec-
toires agrégées de la consommation intérieure d’électricité puissent passer par un minimum local à peu 
près à cette échéance. 
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1.4.1 Un paysage de scénarios 
externes élaborés chacun selon 
des logiques distinctes 

La comparaison de scénarios émanant de sources 
différentes est toujours délicate à mener. En effet, 
les périmètres de la demande d’électricité consi-
dérés peuvent différer sensiblement selon que l’on 
inclut ou non la Corse et les départements d’Outre-
mer, les pertes sur les réseaux, les consommations 
du secteur de l’énergie, du pompage, des auxi-
liaires des centrales, l’autoproduction d’électricité… 
En outre, les méthodes de correction climatique 
ne sont généralement pas identiques et peuvent 
induire des écarts supplémentaires sur les valeurs 
historiques de la consommation électrique.

Pour pallier ces difficultés, l’exercice a été mené 
en ramenant la consommation d’électricité en 
base 100 en 2015. Ainsi, la comparaison s’attache 

1.4 Les prévisions de demande se 
positionnent de façon centrale parmi 
les scénarios externes récents

avant tout à mettre en balance les tendances 
d’évolution de la demande.

Les sources externes recensées sont, premièrement, 
des scénarios de long terme publiés récemment par 
des organismes publics :

 u le scénario prospectif énergie-climat-air « avec 
mesures supplémentaires n° 2 », dit AMS2, réalisé 
en 2014-2015 et publié par le ministère en charge 
de l’Environnement (scénario de référence de la 
Stratégie nationale bas carbone) ;

 u l’exercice de prospective de l’ADEME « Actualisation 
du scénario énergie-climat ADEME 2035-2050 », 
publié en octobre 2017 ;

 u le scénario de référence publié début 2016 par 
la Commission européenne (« EU Reference 
Scenario 2016 »).

Des scénarios émanant d’associations ou de think	
tanks	complètent ce panorama :

Figure 1.38 Comparaison de différents scénarios de consommation d’électricité en base 100 en 2015
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 u le scénario prospectif de transition énergétique à 
l’horizon 2050 publié par l’association négaWatt 
en janvier 2017 ;

 u le scénario publié dans l’étude de l’Union fran-
çaise de l’électricité (UFE) en novembre 2016 
(« Transition énergétique : les clés pour financer 
l’évolution de la demande en France ») ; 

 u les trois trajectoires issues de l’étude de IDDRI 
« La demande d’électricité en France : quels 
enjeux pour la transition énergétique ? », publiée 
en février 2017.

La comparaison des dynamiques d’évolution de ces 
scénarios avec les trajectoires du Bilan prévision-
nel 2017 est présentée en figure 1.38. 

Si certains de ces scénarios décrivent parfois des 
trajectoires plus haussières de la consommation, 
il s’agit essentiellement de projections relevant 
d’une approche tendancielle (ou « business as 
usual	»), qui vise à fournir une trajectoire de base 
pour illustrer l’apport de nouvelles mesures, ou 
d’une approche encadrante haute. Ainsi, ces tra-
jectoires ne peuvent être comparées directement 
à la trajectoire haute du Bilan prévisionnel 2017, 
laquelle ne constitue pas un encadrant et intègre 
d’emblée un haut niveau d’efficacité énergétique.

De façon symétrique, le scénario négaWatt 
2017 illustre une contraction plus poussée de la 
demande. Ce scénario s’inscrit dans une démarche 
de type « analyse rétrospective normative » 
(ou «  backcasting ») qui, partant d’un objectif à 
atteindre fixé a priori, vise à illustrer les décisions 
qui doivent être prises aujourd’hui. Cette logique 
d’élaboration contraste avec celle de la « tra-
jectoire basse » du Bilan prévisionnel 2017, qui 
est basée sur une faible croissance économique 
mais aussi sur un niveau d’efficacité énergétique 
modéré.

1.4.2 Les trajectoires de demande 
du Bilan prévisionnel sont un résultat 
de l’analyse

Les trajectoires de consommation électrique ont un 
statut particulier dans l’élaboration du Bilan prévi-
sionnel : elles ne constituent pas une hypothèse, 
mais un résultat de l’analyse. 

Ces trajectoires appartiennent ainsi au champ de 
la prévision, et non de la prospective ; elles n’ont 
donc pas vocation à explorer l’ensemble des avenirs 
possibles en matière d’évolution de la consommation 
d’électricité. Toutes sont basées sur un croisement 
de déterminants principaux, identifiés en amont et 
soumis à consultation publique, et des politiques 
publiques actuelles qui mettent l’accent sur l’effica-
cité énergétique. 

Les prévisions ont fait l’objet d’une présentation 
aux parties prenantes le 5 juillet 2017, à  l’issue 
de laquelle a été ajouté le principe de la variante 
« consommation forte ». 

1.4.3 Des prolongements précisés pour 
poursuivre l’analyse des modifications 
de la consommation d’électricité

L’année 2017 a été l’occasion de mettre en œuvre 
une première modification méthodologique dans la 
construction des trajectoires de consommation, avec 
l’adoption d’un principe de corrélation macroécono-
mique entre la croissance économique et la diffusion 
de l’efficacité énergétique. Il en résulte, comme cela 
a été rappelé à plusieurs reprises, que les trajec-
toires proposées ne constituent pas des encadrants.

Les demandes des parties prenantes lors de la 
consultation publique menée au printemps 2017, 
ainsi que les discussions lors des séances de restitu-
tion des résultats du Bilan prévisionnel, conduisent 
à dessiner, au-delà, un programme de travail pour 
les prochaines années sur le volet de la demande 
d’électricité. 

Ce programme de travail portera sur :
 u l’analyse de variantes intégrant une modifica-
tion des réglementations thermiques, et de leur 
effet sur les prévisions de consommation et sur 
les émissions de gaz à effet de serre ;

 u une modélisation approfondie des pointes 
extrêmes de consommation en tenant compte 
du retour d’expérience ; 

 u l’analyse poussée de l’intégration massive du 
véhicule électrique sur les courbes de charge ;

 u la mise en place d’un bouclage macro éco-
nomique de la consommation d’électricité en 
 fonction de son prix ;
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 u la modélisation de l’effet du changement 
 climatique sur le niveau et la structure de la 
consommation (par exemple l’été en cas de 
canicules).

Ce programme de travail portera sur plusieurs années. 
Il sera mené en y associant les parties prenantes 
intéressées, dans la ligne du processus de concer-
tation inauguré avec le Bilan prévisionnel 2017.

Analyse détaillée de l’intégration du véhicule électrique 

Variantes intégrant une modification des réglementations thermiques, 
effet sur les prévisions de consommation et les émissions de gaz à 
effet de serre

Modélisation approfondie des pointes extrêmes de consommation 
en tenant compte du retour d’expérience

Étude d’un bouclage macroéconomique consommation/prix énergie

Modélisation de l’effet du changement climatique sur la consommation 
(niveau/structure) 

2018

Fin 2018

2019

2020

2020

Axes du programme de travail Échéance

€
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Principales hypothèses

Principales hypothèses sur le contexte socioéconomique

Principales hypothèses sur le secteur résidentiel

2016

2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

Population (millions) 64,5 66,5 69,1 69,1 72,1

Nombre de ménages (millions) 28,4 31,5 32,7 32,7 34,2

PIB (TCAM 2016-2035) +1,0 % +1,5 % +1,5 % +1,9 %

Production tertiaire (TCAM 2016-
2035) +1,1 % +1,6 % +1,6 % +2,0 %

Production industrielle (TCAM 2016-
2035) -0,1 % +0,5 % +0,5 % +1,0 %

2016

2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

Nombre de résidences principales 
(millions) 28,4 31,5 32,7 32,7 34,2

Construction neuve annuelle (milliers) 300 240 350 330 440

Reconstructions annuelles à neuf de 
logements désaffectés (milliers) 100 80 120 100 140

Part de marché de l’électricité dans le 
neuf (maison/appartement)

55 %/ 
30 % 55 %/15 % 65 %/30 % 65 %/30 % 75 %/50 %

Substitutions annuelles de chauffage 
combustible vers l’électricité (milliers) 60 45 60 60 75

Rénovations annuelles d’isolation du 
parc ancien (milliers) 400 400 500 500 700

Impact d’une rénovation sur 
l’isolation du bâti ancien -15 % -28 % -37 % -28 % -37 %

Part de marché de l’eau chaude 
sanitaire électrique 51 % 53 % 55 % 55 % 58 %

Efficacité énergétique sur les usages 
domestiques (produits blancs, TIC, 
cuisson, éclairage) (kWh/an/ménage)

2 347 -43 % -47 % -43 % -47 %
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Principales hypothèses sur le secteur tertiaire

2016

2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

Population active (millions) 28,9 29,2 30,1 30,1 31,7

Surface tertiaire (millions de m²) 971 1032 1100 1100 1195

 dont part chauffée à l’électricité 29 % 32 % 33 % 33 % 35 %

 dont part climatisée 29 % 31 % 33 % 33 % 35 %

Construction annuelle (millions de m²) 10 8 12 12 16

 dont part chauffée à l’électricité 51 % 53 % 62	% 53 % 63	%

 dont part climatisée 49 % 44 % 48	% 48	% 52 %

Rénovation annuelle du bâti 
(millions de m²) 6,1 7,8 7,8 11,4

Évolution des besoins des usages 
informatiques par rapport à 2016 20 % 30 % 30 % 40 %

Évolution des consommations 
unitaires des usages informatiques 
par rapport à 2016

-46 % -50 % -46 % -50 %

Besoin en centres de données (TCAM) 3,7 % 4,9 % 4,9 % 7,6 %

Taux d’équipement en LED 
(ou équivalent) en intérieur 81 % 100 % 81 % 100 %

Évolution des performances des LED 
en intérieur par rapport à 2016 -20 % -24 % -20 % -24 %

Gain apporté par la gestion 
optimisée de l’allumage en intérieur 
par rapport à 2016

25 % 30 % 25 % 30 %
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Principales hypothèses sur la production industrielle

Principales hypothèses sur le secteur industriel

2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

Industries agroalimentaires 0,0 % 0,4 % 0,4 % 0,8 %

Sidérurgie -0,7 % 0,3 % 0,3 % 1,2 %

Métallurgie et mécanique  
(hors industrie automobile) 0,0 % 0,7 % 0,7 % 1,3 %

Minéraux et matériaux -0,1 % 0,6 % 0,6 % 1,0 %

Chimie et parachimie 0,5 % 1,1 % 1,1 % 1,5 %

Construction automobile -1,0 % -0,3 % -0,1 % 0,6 %

Industrie du papier et du carton -0,9 % -0,3 % -0,2 % 0,3 %

Industries diverses -0,4 % 0,2 % 0,2 % 0,6 %

TOTAL production industrielle -0,1 % 0,5 % 0,5 % 1,0 %

2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

Effet de l’efficacité énergétique (TWh) -16,1 -20,6 -17,1 -22,2

Effet volume (TWh) -5,6 7,1 7,4 19,9

Effet nouveaux usages et parts de marché 
(TWh) 4,7 5,1 5,9 6,6
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Principales hypothèses sur les véhicules électriques et hybrides rechargeables

2016

2035

Trajectoire 
basse

Trajectoire 
intermédiaire 2

Trajectoire 
intermédiaire 3

Trajectoire 
haute

Parc de véhicules particuliers (VP) 
(millions) 32,1 27,9 29,0 28,9 30,1

Ventes annuelles VP (millions) 2,02 1,76 1,83 1,82 1,90

Parc de véhicules utilitaires légers 
(VUL) (millions) 6,1 7,2 7,8 7,8 8,4

Ventes annuelles VUL (millions) 0,38 0,42 0,46 0,46 0,50

Part des VE/VHR dans les ventes 
automobiles 1,4 % 20 % 31 % 47 % 85 %

Parc total de VE/VHR (millions) 0,1 3,5 5,5 8,3 15,6

 dont VE 0,1 1,8 2,9 5,6 11,1

 dont VHR 0,0 1,7 2,6 2,7 4,5

Part des VE/VHR dans le parc 
automobile 0,3 % 10 % 15 % 22 % 40 %

Kilométrage annuel moyen VP (km) 12 750 12 750 12 750 12 750 12 750

Consommation kilométrique moyenne 
VP (kWh/km) 0,20 0,18 0,18 0,18 0,18

 % du kilométrage des VHR en mode 
électrique (VP) 50 % 50 % 50 % 50 %

Kilométrage annuel moyen VUL 
(km) 16 000 16 000 16 000 16 000 16 000

Consommation kilométrique 
moyenne VUL (kWh/km) 0,22 0,20 0,20 0,20 0,20

Consommation VE-VHR (TWh) 0,3 6,8 10,9 18,1 34,4
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2. LE PARC DE PRODUCTION : 
DES SCÉNARIOS INTÉGRANT LE PILOTAGE 

PUBLIC ET UNE MODÉLISATION DES 
DÉCISIONS ÉCONOMIQUES DES ACTEURS 

EN CONCURRENCE

La transition énergétique implique des modifications 
structurelles dans la façon dont l’électricité est pro-
duite. Chaque filière fait aujourd’hui face à des pers-
pectives différentes, qui dépendent de leur potentiel 
industriel, de leur coût de déploiement, et de leur 
contribution à la sécurité d’approvisionnement.

Les scénarios étudient un développement 
sans précédent des énergies renouvelables, 
susceptible de porter leur place dans le mix 
énergétique entre 40 et 70 % selon les scéna-
rios. Cette progression est principalement le fait 
de l’éolien (production multipliée par trois et cinq 
en fonction des trajectoires) et du photovoltaïque 
(multiplication par un facteur cinq à sept). Au-delà 
de la question du financement – qui ne conduit pas 
à une réponse univoque du fait de l’accroissement 
progressif de la compétitivité des EnR –, cette 
accélération suppose des actions dans le domaine 
des autorisations administratives, de la mobilisa-
tion du foncier, et du pilotage public.

Le Bilan prévisionnel permet d’étudier des ave-
nirs très contrastés sur le nucléaire, allant d’une 
capacité maintenue au plafond légal à une 
fermeture de tous les réacteurs atteignant 
une durée de 40 années de fonctionnement 
en fonction des scénarios et variantes. Tous les 
principes de pilotage testés conduisent à réduire la 
part du nucléaire dans la production d’électricité.

Les orientations données par le Gouvernement 
concernant les filières thermiques sont prises en 
compte, avec une sortie du charbon program-
mée d’ici à 2022. Les centrales au gaz sont analy-
sées sous l’angle de l’espace économique existant 
sur les marchés européens de l’électricité.

Enfin, le Bilan prévisionnel comprend cette 
année une modélisation détaillée des 

flexibilités intégrant les gisements techniques et 
économiques pour l’effacement de consommation 
ainsi que les récentes perspectives de diminution 
du coût des batteries pour le stockage.

Au-delà de la description des perspectives de 
chaque filière prise individuellement, c’est la 
modélisation de leur interaction dans un même 
système électrique qui présente de l’intérêt. La 
nouvelle philosophie d’élaboration des scénarios 
repose sur le bouclage économique. Cela signifie 
qu’une installation de production ou un levier 
de flexibilité (effacement, stockage, etc.) ne 
peut être intégré au scénario que s’il peut 
trouver une rentabilité sur les marchés ou 
bénéficient d’un dispositif de soutien assorti 
d’objectifs spécifiques sur l’horizon 2025-2035. 

Les régimes de compétitivité entre les différentes 
filières sont largement déterminés par le prix des 
combustibles (notamment pour le gaz et le charbon) 
et par le prix du CO2. Trois trajectoires sont consi-
dérées : elles permettent notamment d’étudier des 
prix du carbone variant entre 5 €/t, 30 €/t et plus 
de 100 €/t en lien avec les scénarios publiés par 
l’Agence internationale de l’énergie. 

Pour les filières pilotées par la puissance publique, 
l’évolution des prix du combustible n’a pas d’im-
pact sur leur développement selon le niveau défini 
par la puissance publique. Néanmoins, dans un 
contexte de renchérissement des prix des com-
bustibles et du carbone, les nouveaux scénarios 
illustrent la possibilité d’arbitrages écono-
miques en faveur des EnR. Cet effet dépend 
des prix du carbone, et concerne certaines 
filières renouvelables (l’éolien ou le photo-
voltaïque au sol ou sur toiture industrielle) 
davantage que d’autres. 
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2.1 Une modélisation spécifique pour 
chaque filière afin de tenir compte de leurs 
caractéristiques technico-économiques et 
du pilotage public

Pour couvrir la consommation, l’offre disponible en 
France est constituée d’installations de production 
et de capacités d’effacement de consommation. 
Au 1er janvier 2017, le parc de production français 
est constitué de 131 GW de puissance installée 
(cf.	figure	2.1) auxquels vient s’ajouter un poten-
tiel d’effacement de la consommation de 2,5 GW 
durant la période hivernale.

Les moyens de production peuvent être distin-
gués selon leurs caractéristiques et contraintes de 
fonctionnements :

 u la production fatale dont l’énergie serait per-
due si on ne l’utilisait pas au moment où elle 
est disponible. Il s’agit des productions inter-
mittentes telles que l’éolien ou le solaire photo-
voltaïque et des productions plus régulières 
telles que l’hydraulique au fil de l’eau ou les bio-
énergies. Leur capacité totale installée dépasse 
28 GW ;

 u la production de « base » destinée à fonc-
tionner toute l’année. C’est le cas de la filière 
nucléaire avec 63 GW de puissance installée 
dont le nombre d’heures de fonctionnement 
moyen atteint 6 700 en 2016 ;

 u les productions dites de « semi-base » 
(centrales au charbon et cycles combinés au 
gaz pour l’essentiel) et de « pointe » (groupes 
fioul et turbines à combustion, qui ne sont uti-
lisés que quelques heures par an) sont plus 
flexibles et s’adaptent aux variations de la 
demande résiduelle, à savoir la demande élec-
trique défalquée de la production fatale. La 
puissance cumulée de ce parc est de près de 
22 GW.

Le parc hydraulique modulable (éclusée, lac et 
STEP) représente 18 GW de puissance installée. Il 
permet d’assurer un complément de flexibilité tout 
comme les effacements à hauteur de 2,5 GW.

Figure 2.1 Puissance installée du parc de production 
en France au 1er janvier 2017

 Nucléaire
 Charbon
  Gaz
  Fioul
  Éolien
  Solaire
 Hydraulique
 Bioénergies

48 %

2 %9 %

9 %

5 %

5 %

2 %

20 %

131 GW

Figure 2.2 Mix de production en France en 2016
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En matière d’énergie produite, la filière nucléaire 
est très majoritaire, avec une part de 72 % en 
2016. Les énergies renouvelables représentent 
19 % du mix de production. Les 9 % restants pro-
viennent de moyens thermiques classiques au gaz 
et au charbon (cf.	figure	2.2).	

2.1.1 Les énergies renouvelables : 
trois trajectoires pour traduire la 
montée en puissance des filières et 
les incertitudes sur leur rythme effectif 
de développement 

La situation actuelle : une évolution 
de la part renouvelable dans le mix 
électrique portée par le développement 
de l’éolien et du photovoltaïque
L’électricité d’origine renouvelable repose 
aujourd’hui en France sur les filières hydraulique, 
éolienne, photovoltaïque et bioénergies1. À moyen/
long terme, des énergies marines (hydrolienne, 
houlomotrice) compléteront ce paysage. 

La loi de transition énergétique pour la croissance 
verte fixe l’objectif de porter à 40 % la part des 
énergies renouvelables (EnR) dans la production 
d’électricité en 2030. Cette ambition a été traduite 
dans la première Programmation pluriannuelle de 

l’énergie (PPE), qui fixe notamment une feuille 
de route pour le développement de chaque filière 
associée à des objectifs détaillés à l’horizon 2023.

C’est l’énergie hydraulique qui représente 
aujourd’hui la principale forme d’éner-
gie renouvelable. Le parc hydraulique a été 
construit en très grande majorité avant la fin 
des années 1970. Depuis, les travaux portent 
principalement sur des modernisations d’équipe-
ments ou l’installation de petites unités de quelques 
mégawatts. Le potentiel de production hydraulique 
est considéré comme étant exploité à proximité de 
son maximum, et les ambitions affichées dans la 
PPE relèvent avant tout de la pérennisation du pro-
ductible hydraulique. La filière bioénergies reste 
quant à elle marginale dans le mix énergétique en 
France avec des objectifs modérés de la PPE. 

Aujourd’hui, l’essentiel de la progression de la part 
du renouvelable dans le mix énergétique repose 
sur le dynamisme des filières éolienne et photovol-
taïque (91 % de la croissance du parc des énergies 
renouvelables françaises). 

La progression de la filière éolienne terrestre a 
connu une évolution contrastée depuis dix ans. En 
effet, entre 2006 et 2010, la filière a connu une 
accélération de son développement, faisant suite 
aux travaux sur le Grenelle de l’environnement et 
traduisant la confiance accrue des investisseurs. 
Ainsi, la filière éolienne terrestre est passée d’une 
puissance de 750 MW installés à près de 5 800 MW 
installés en l’espace de quelques années et une 
dynamique de croissance d’année en année. Par la 
suite, entre 2010 et 2013, la filière a connu de fortes 
difficultés de développement, notamment en raison 
de rigidité dans le cadre législatif et réglementaire. 

Plusieurs mesures de simplification ont ainsi été 
adoptées, notamment dans le cadre de la loi 
n°2013-312 du 15 avril 2013 visant à préparer la 
transition vers un système énergétique sobre et 
portant diverses dispositions sur la tarification de 
l’eau et sur les éoliennes (dite loi « Brottes ») :

Figure 2.3 Production renouvelable en 2016

  Hydraulique
  Bioénergies
  Éolien
  Photovoltaïque

63,9%8,5%

8,3%

20,7%

101,4 TWh

1.  Cette catégorie correspond à la catégorie « biomasse » définie dans l’actuelle Programmation pluriannuelle de l’énergie et correspond donc aux filières bois-
énergie, méthanisation et à l’incinération de déchets ménagers. 
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 u Les zones de développement de l’éolien ont été 
supprimées. En effet, avant l’entrée en vigueur 
de cette mesure, un parc éolien ne pouvait être 
implanté qu’après la création d’une zone de déve-
loppement spécifique et ce même si le développe-
ment de l’éolien était prévu par le schéma régional 
climat air énergie. Il y a avait donc une double 
contrainte et une superposition de « schémas ».

 u La règle des 5 mâts minimum pour les parcs 
éoliens a également été supprimée. Cette mesure 
visait à faciliter le développement de petits parcs 
éoliens, notamment dans une logique d’insertion 
paysagère et territoriale des infrastructures.

 u Le traitement des dossiers d’autorisation adminis-
trative a été accéléré en rassemblant les autorisa-
tions au sein d’une autorisation environnementale 
unique. Cette disposition permet également de 
faciliter l’encadrement des contentieux. 

Depuis 2013 et grâce à l’ensemble de ces 
mesures, le développement de l’éolien ter-
restre a été redynamisé et s’établit entre 1 GW 
et 1,5 GW par an. Les projets en développement 
continuent d’augmenter et la structuration de la 
filière met en évidence une confiance accrue des 
investisseurs dans son développement en France. 
De ce fait, il s’agit de la filière connaissant la plus 
forte croissance. Au 1er trimestre 2017, le panorama 
des énergies renouvelables mettait en évidence que 
82 % des nouvelles installations renouvelables ins-
tallées correspondait à des parcs éoliens terrestres.

La dynamique de raccordement observée reste 
néanmoins en deçà du rythme nécessaire à l’atteinte 
des objectifs de la PPE. Ceci est notamment dû à 
des difficultés d’acceptabilité sociale importantes en 
France pour le raccordement de nouvelles installa-
tions et à des durées d’autorisation administrative 
et de recours contentieux qui restent supérieures à 
celles observées dans les pays voisins de la France. 

L’éolien en mer (ou « offshore ») est amené 
à prendre une part importante dans le mix 
énergétique. En effet, la France correspond au 
deuxième gisement éolien d’Europe, derrière 
la Grande-Bretagne et devant l’Allemagne. 

Deux appels d’offres ont été lancés en 2011 et 2013, 
pour un total de 3 GW répartis sur six parcs de pro-
duction constitués d’éoliennes dites « posées ». 

Les mises en service des projets ont été retardées 
en raison du nombre important de recours conten-
tieux (tous les parcs font l’objet de recours) et de 
difficultés constatées dans la structure-même des 
appels d’offres (études techniques et environne-
mentales réalisées après l’attribution des appels 
d’offres, cadre de raccordement complexe, etc.). 

Ces points ont été identifiés par la PPE, qui indique 
qu’il est important de tenir compte du retour d’expé-
riences des premiers appels d’offres pour améliorer 
les futures procédures et permettre leur accélération. 

Par ailleurs, en 2016, un appel à projets a été 
lancé par l’ADEME et portait sur le développement 
de fermes éoliennes expérimentales basées sur la 
technologie de l’éolien flottant. Quatre projets ont 
été retenus pour une puissance installée de 96 MW. 
Ces appels à projets ont vocation à encourager la 
filière et à identifier les pistes permettant de péren-
niser son développement en France.

Quant à la filière photovoltaïque, elle a été marquée 
successivement par des cycles d’accélération et de 
retournement importants, en France comme dans 
le reste des pays de l’Union européenne, au gré de 

Faraman
24 MW

Gruissan
24 MW

Yeu-Noirmoutier
500 MW

Saint-Nazaire
480 MW

Saint-Brieuc
480 MW

Calvados
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Fécamp
500 MW

Dieppe - le Triport
500 MW

Groix
24 MW

Fromveur

Raz Blanchard

Leucate
24 MW

Carte 2.1 Projets de développement de l’éolien en mer 
et de l’énergie hydrolienne lancés entre 2011 et 2017

 Hydrolien
 Éolien posé AO1
 Éolien posé AO2
 Éolien flottant
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l’évolution des dispositifs de soutien. Les baisses de 
coût ont été significatives ces dernières années, ce 
qui a facilité l’émergence de nombreux projets. En 
France, le rythme de progression constaté ces der-
nières années reste pourtant inférieur à 1 GW par an, 
avec une année 2016 où moins de 600 MW ont été 
raccordés.

Les trajectoires à partir d’aujourd’hui : 
des dynamiques contrastées pour 
tenir compte des objectifs publics 
et des incertitudes sur le rythme de 
développement de chaque filière
Trois trajectoires pour le développement piloté des 
énergies renouvelables sont considérées dans le 
Bilan prévisionnel. Ces trajectoires sont déclinées 
par filière (éolien terrestre, éolien en mer, photo-
voltaïque) et basées sur la PPE adoptée en octobre 
2016. Celle-ci prévoit pour l’éolien une progression 
d’ici à 2023 comprise entre 1,5 et 2 GW par an, et 
pour le photovoltaïque une augmentation comprise 
entre 1,4 et 1,8 GW par an.

La première trajectoire (« rythme PPE haut ») est 
fondée sur l’atteinte, en 2023, des objectifs les 
plus ambitieux de la PPE actuelle. La trajectoire 
est prolongée de manière linéaire au-delà de 2023.

La seconde (« rythme PPE ») est basée sur l’atteinte, 
en 2023, de l’objectif minimal de la PPE. Là encore, 
le rythme ainsi obtenu est prolongé jusqu’en 2035.

La troisième (« rythme tendanciel ») suppose un 
déploiement des énergies renouvelables dans le pro-
longement du rythme moyen observé au cours des 
dernières années. Dans cette trajectoire, les objectifs 
de la PPE ne sont pas atteints. Cette troisième tra-
jectoire est utilisée (i) dans le cadre des scénarios et 
variantes associés au contexte économique le moins 
porteur et (ii) comme un test de sensibilité.

Les rythmes de progression des énergies renou-
velables au-delà des échéances de la PPE ont été 
débattus avec les parties prenantes dans le cadre de 
la concertation organisée au premier semestre 2017. 

Ces trois trajectoires dessinent autant de régimes 
de déploiement des énergies renouvelables. Passer 
du rythme tendanciel à l’atteinte des objectifs mini-
maux de la PPE, ou de ceux-ci aux objectifs les plus 

ambitieux de la PPE, nécessite une mobilisation des 
financements associés, mais aussi une rationalisa-
tion des procédures d’autorisation des nouvelles 
installations et des réseaux qui les raccordent, une 
diminution de la conflictualité juridique associée à 
leur développement, et une réflexion sur le traite-
ment des aspects fonciers associés. 

Dans les quatre scénarios portant sur l’horizon 
2035, ces trajectoires constituent celles du cas de 
base. Les analyses menées dans le cadre du Bilan 
prévisionnel intègrent, dans certaines variantes, 
la possibilité que le développement des énergies 
renouvelables excède les objectifs publics. Dans ce 
cas, ce développement s’effectuerait sur des bases 
marchandes et sans financement public complé-
mentaire : c’est alors la compétitivité relative des 
filières EnR considérées par rapport aux autres 
moyens (notamment thermiques) qui prime (voir	
§	2.2.3	infra).

Des trajectoires haute et médiane 
basées sur une forte accélération du 
développement du parc renouvelable 
pour atteindre l’objectif de 40 % de la 
production électrique en 2030
Les objectifs de déploiement des EnR seront prochai-
nement actualisés par le Gouvernement pour l’année 
2023, et prolongés par une échéance 2028, dans le 
cadre d’une nouvelle version de la PPE, annoncée 
pour le second semestre 2018. Dans ce cadre, des 
inflexions pourraient être décidées pour certaines 
filières. Les trajectoires retenues pour le Bilan prévi-
sionnel, qui consistent à tirer « tout droit », jusqu’en 
2035, à partir des points de passage actuellement 
prévus pour 2023, permettent d’étudier un large 
éventail de possibilités. Ces trajectoires ne présagent 
pas de la prochaine PPE et n’ont pas été établies sur 
la base d’une analyse des coûts visant à réaliser un 
panachage « optimal » des différents types d’énergies 
renouvelables. La trajectoire « rythme PPE haut » est 
ainsi particulièrement ambitieuse et prévoit une pro-
duction de l’ordre de 314 TWh à horizon 2035. La 
trajectoire « rythme PPE » prévoit une production de 
250 TWh à cette échéance.

Ces deux trajectoires sont mobilisées dans tous les 
scénarios de référence du Bilan prévisionnel. Elles 
assurent que l’objectif des 40 % pour 2030 est 
atteint ou en voie de l’être dans tous les scénarios. 
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PARAMÈTRE CLÉ N°2 : RYTHME DE DÉPLOIEMENT DES  
ÉNERGIES RENOUVELABLES RÉSULTANT DU PILOTAGE PUBLIC

Trois trajectoires de déploiement piloté des EnR 
sont retenues dans le Bilan prévisionnel, respecti-
vement en cohérence avec (i) les objectifs les plus 
ambitieux de la PPE actuelle, (ii) l’objectif minimal 
de la PPE, et (iii) le prolongement du rythme moyen 

Tableau 2.1 Production renouvelable en 2035 
selon les différentes trajectoires

Tableau 2.2 Hypothèses de trajectoires EnR pour 
l’analyse à moyen terme et les différents scénarios

observé au cours des dernières années. Ces trajec-
toires d’objectifs publics constituent des minima qui 
peuvent être dépassés dans certains scénarios et 
certaines variantes si les conditions de marché le 
permettent.

Figure 2.4  Trajectoires retenues dans le Bilan prévisionnel pour le déploiement piloté des EnR

 Déploiement historique   Trajectoire haute (« rythme PPE haut »)   Trajectoire médiane (« rythme PPE »)   
 Trajectoire basse (« rythme tendanciel »)   Point de passage « PPE haut »   Point de passage « PPE »
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Production en TWh Rythme 
PPE haut
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Total EnR 314 250 170

dont hydraulique 68 66 64

dont éolien terrestre 115 88 57

dont éolien en mer 46 29 12

dont	photovoltaïque 58 48 25

dont bioénergies 18 15 12

dont énergies marines 3 3 0

Autres EnR 6 0 0

Rythme 
PPE haut

Rythme 
PPE

Rythme 
tendanciel

Moyen terme (cinq ans) 3 3 3

Scénario Ohm 3 3 3

Scénario Ampère 3 3

Scénario Hertz 3 3

Scénario Volt 3 3

Scénario Watt 3 3

3 Cas de base  3 Variante
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Ces tendances impliquent un 
changement de rythme par rapport 
à la tendance actuelle
L’inflexion nécessaire du rythme de déploiement 
des EnR soulève plusieurs enjeux. Ceux-ci portent 
notamment sur le rythme et la faisabilité indus-
trielle des trajectoires, sur leur financement, et sur 
leur acceptabilité par la population. 

L’enjeu industriel peut être apprécié en comparant 
les rythmes de développement sous-tendant ces 
trajectoires aux références internationales. 

Cette comparaison montre que les objec-
tifs français sont ambitieux, mais que des 
rythmes de déploiement supérieurs ont pu 
être adoptés, notamment en Allemagne ou 
en Italie. Les efforts récemment mis en place par 
les pouvoirs publics pour renforcer le pilotage des 
filières éolienne et photovoltaïque concourent à la 
crédibilité des cibles affichées, et dotent progressi-
vement la France d’un cadre permettant d’envisa-
ger en pratique le déploiement massif des énergies 
renouvelables. Pour autant, les niveaux actuels 
de déploiement demeurent modérés, et il sera 
nécessaire de constater une augmentation réelle 
du rythme de déploiement avant de conclure sur 
sa faisabilité. Le chapitre 11, consacré à l’analyse 
croisée des différents scénarios, permet de mettre 
en lumière ces enjeux.

La montée en cadence du développement des 
filières et la réduction des coûts de financement 
supposent de la visibilité pour les investisseurs. 
Depuis la publication en 2014 par RTE des pré-
cédents scénarios de long terme, d’importants 
progrès ont été réalisés dans le pilotage public : 
la réforme des modalités de soutien s’est accom-
pagnée d’un cadencement plus précis des appels 
d’offres pour atteindre des cibles publiques expri-
mées dans la PPE. 

L’enjeu financier porte sur la soutenabilité 
de l’effort financier pour la collectivité. Or les 
termes du débat pour apprécier la portée de cet 
effort évoluent progressivement sous l’effet de la 
baisse continue des coûts des EnR, du renchérisse-
ment des autres formes de production d’électricité, 
et de l’évaluation du coût économique associé à 
l’inaction en matière environnementale.

Sur le temps long, le montant du soutien public 
dont bénéficient certaines filières dépend de leur 
déploiement, mais surtout du différentiel entre les 
conditions financières dont bénéficient ces installa-
tions et les prix du marché de gros. L’analyse de ces 
effets n’est pas immédiate car les deux variables 
interagissent : la baisse du coût des énergies 
renouvelables accélère leur développement, mais 
elle conduit également dans un premier temps à 
faire diminuer les prix de marchés. Ceci n’est que 
lentement contrebalancé par le rééquilibrage des 
parcs de production, par le biais du déclassement 
de moyens thermiques. 

Ils intègrent également l’évolution du prix du 
carbone, qui, dans certains scénarios, peut être 
très différent de son niveau actuel. Ce point a un 
impact important sur l’enjeu du soutien financier 
associé au déploiement des énergies renouve-
lables. Dans certaines des conditions de marché 
étudiées, l’enjeu financier associé à l’augmentation 
du déploiement des énergies renouvelables appa-
raît maîtrisé. Ceci va dans le sens des conclusions 
des analyses de la Commission de régulation de 
l’énergie sur le poids du passé dans les charges 
de service public de l’énergie. Dans plusieurs 
variantes étudiées par RTE (notamment celles 
du scénario Watt), un espace économique a été 
identifié pour le développement d’EnR au-delà des 
trajectoires régulées considérées en hypothèse. 
Cependant, dans d’autres scénarios et en fonction 
des conditions d’évolution du prix du carbone, un 
soutien public pourrait s’avérer nécessaire pour 
atteindre ces niveaux de déploiement des énergies 
renouvelables.

La simplification du cadre législatif et réglemen-
taire associée au développement des énergies 
renouvelables demeure un enjeu. Plusieurs actions 
sont menées en ce sens. 

D’une part, des outils de planification ont été mis 
en place par le cadre réglementaire et conduisent 
ainsi RTE et les gestionnaires de réseau de dis-
tribution à réaliser des schémas de développe-
ment des énergies renouvelables (S3RENR) pour 
chaque région de France. Ces schémas visent 
à (i) optimiser le développement des énergies 
renouvelables (en limitant les nouveaux ouvrages 
de réseau permettant le raccordement des parcs), 
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(ii) donner de la visibilité sur les besoins de ren-
forcements du réseau, (iii) anticiper les nouveaux 
développements et (iv) permettre une mutualisa-
tion des coûts associés au réseau entre les pro-
ducteurs EnR. 

D’autre part, un travail relatif à la simplification des 
procédures est actuellement mené par les pouvoirs 
publics et fait l’objet d’un groupe de travail piloté par 
le Secrétaire d’État auprès du Ministre en charge de 
l’énergie. Les conclusions de ce groupe de travail et 
des pistes d’évolution législatives et réglementaires 
seront présentées au début de l’année 2018. 

Enfin, dans le contexte spécifique du développe-
ment de l’éolien en mer, le projet de loi relatif aux 
hydrocarbures comporte des dispositions visant à 
faciliter le développement de cette filière et à se rap-
procher des développements obtenus en Allemagne 
(qui devrait dépasser l’objectif qu’elle s’est fixée 
de 6,5 GW d’éolien en mer à l’horizon 2020). Ces 
mesures de simplification portent sur (i) la réalisa-
tion d’étude technique et environnementale avant 
le lancement de l’appel d’offres, (ii) la réalisation 
du raccordement par RTE et (iii) la possibilité de 
réaliser des plateformes offshore (hub) permettant 
d’accueillir plusieurs parcs éoliens. 

Cette question de la simplification et de la rationa-
lisation des procédures est étroitement liée à celle 
de l’acceptabilité des nouveaux projets d’EnR et 
des réseaux de raccordement et d’évacuation de 
la puissance. 

En France davantage que dans certains pays, cer-
taines filières semblent en effet faire l’objet d’oppo-
sitions systématiques, qui peuvent se traduire par 
une conflictualité juridique accrue. Dans d’autres 
cas, des contraintes d’aménagement du territoire 
plus fortes qu’ailleurs peuvent conduire à limiter 
les zones propices de déploiement. Ceci limite en 
pratique la place que peuvent prendre ces filières 
et le rythme de développement constaté. 

L’investissement participatif a été identifié comme 
l’un des vecteurs favorisant l’ancrage territorial 
des installations renouvelables et facilitant la réa-
lisation des projets. À titre d’exemple, l’Allemagne 
bénéficie d’un important niveau d’acceptabilité des 
énergies renouvelables au niveau local et 50 % des 

capacités renouvelables installées entre 2000 et 
2010 ont ainsi été financées de la sorte. 

Afin de faciliter l’intégration des énergies renouve-
lables, la Programmation pluriannuelle de l’éner-
gie prévoit de favoriser les projets qui mettent en 
œuvre des solutions d’investissement participatif 
dans le cadre des appels d’offres dédiés aux éner-
gies renouvelables.

2.1.2 Nucléaire : six trajectoires pour 
tenir compte des incertitudes sur la 
prolongation ou la fermeture du parc

Le parc nucléaire actuellement en exploitation 
comporte 19 centrales composées de 58 réacteurs 
REP (réacteurs à eau pressurisée), pour une puis-
sance totale installée de 63,1 GW (cf.	figure	2.5).

Ce parc est composé de trois paliers techniques 
standardisés :

 u le palier « 900 MW » comprenant 34 réacteurs, 
dont notamment les réacteurs de Fessenheim ;

 u le palier « 1 300 MW » comprenant 20 réacteurs ;
 u le palier « 1 450 MW » comprenant 4 réacteurs.

Figure 2.5 Carte des centrales nucléaires  
au 1er janvier 2017 (en	fonctionnement	ou	en	projet)
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Le parc actuel sera complété d’un réacteur supplé-
mentaire de type EPR (European	Pressurised	Water	
Reactor) d’une puissance nominale de 1 650 MW, 
sur le site de Flamanville. 

Le développement du parc nucléaire a fait l’objet 
d’un investissement très concentré sur la période 
1980-1990, avec des pointes d’installations pou-
vant atteindre jusqu’à 7 000 MW par an : 22 réac-
teurs atteindront l’échéance de leur quatrième 
visite décennale d’ici à 2025, et 54 réacteurs au 
total durant la période 2020-2035.

Un plafond de 63,2 GW et un objectif de 
50 % dans la production électrique pour 
le parc nucléaire
La loi de transition énergétique pour la croissance 
verte fixe un plafond de 63,2 GW pour la puissance 
nucléaire installée, puissance qui correspond au 
parc nucléaire actuellement en service. Dès lors 
que l’EPR sera mis en service, pour respecter le 
plafond de 63,2 GW de nucléaire, une puissance 
a minima équivalente à celle de l’EPR devra être 
mise à l’arrêt. L’option définie par la réglementa-
tion est celle l’arrêt des deux réacteurs de la cen-
trale de Fessenheim lors de la mise en exploitation 
de l’EPR (décret du 8 avril 2017). 

La loi fixe par ailleurs un objectif de réduction de 
la part du nucléaire dans la production électrique 
à 50 % en 2025. La PPE publiée en octobre 2016 
ne fixe pas de trajectoire pour atteindre l’objectif, 
mais la nouvelle version annoncée pour fin 2018 
pourrait apporter des objectifs pour l’évolution de 
la filière. 

La prolongation éventuelle des 
centrales nucléaires au-delà de 40 ans 
s’effectuera sous le contrôle de l’ASN
En France, la durée de fonctionnement d’une 
centrale nucléaire n’est pas définie a priori. 
L’exploitant d’une installation nucléaire de base 
doit réaliser tous les dix ans un réexamen de la 
sûreté de son installation (visite décennale ou 
VD), à l’issue duquel l’Autorité de sûreté nucléaire 
(ASN) prend position sur la poursuite de son 
fonctionnement. 

L’exploitant EDF affiche aujourd’hui la volonté de 
prolonger la durée de vie de ses centrales. En juillet 

2016, EDF a inscrit dans ses comptes la prolonga-
tion à 50 ans des réacteurs 900 MW (à l’exclusion 
de la centrale de Fessenheim).

Dans le cas spécifique de la quatrième visite 
décennale, l’ASN doit préalablement publier des 
orientations génériques sur la poursuite du fonc-
tionnement des réacteurs de 900 MW au-delà des 
40 ans de fonctionnement. Cet avis générique est 
désormais prévu pour 2020-2021. S’ils sont réali-
sés par l’exploitant, les travaux de prolongation sur 
le premier réacteur concerné par la 4e visite décen-
nale (Tricastin 1) interviendront avant la remise de 
cet avis générique.

Des questions se posent notamment sur la durée de 
ces visites décennales, dans le cadre d’une prolon-
gation éventuelle des réacteurs. Plusieurs obser-
vateurs anticipent la possibilité d’un accroissement 
de la durée des visites décennales (actuellement 
de six mois). Dans ce contexte, RTE a réalisé des 
analyses de sensibilité sur l’impact sur la sécurité 
d’approvisionnement de visites décennales d’une 
durée d’un an, afin notamment d’apprécier l’im-
pact sur la situation du système électrique pendant 
les périodes de froid. 

Les travaux à réaliser dans le cadre de la qua-
trième visite décennale pour porter à 50 ans la 
durée de vie des réacteurs 900 MW constituent 
un investissement important pour leur exploi-
tant. Les dépenses concernées sur la période 
2014-2025 sont intégrées par EDF au sein d’un 
programme dit de grand carénage. Celui-ci com-
prend la fin de l’intégration des modifications qui 
découlent des prescriptions de l’ASN émises à la 
suite de l’accident de la centrale de Fukushima au 
Japon, la réévaluation de la sûreté au regard des 
exigences appliquées aux nouvelles installations 
et de l’état de l’art en matière de technologies 
nucléaires, et d’une partie de la réalisation des 
travaux permettant d’anticiper le réexamen pério-
dique. Le coût du grand carénage est estimé par 
EDF en 2017 à 48 milliards d’euros courants étalé 
sur l’ensemble de la période. La Cour des comptes 
a pour sa part avancé le chiffre de 74,73 milliards 
d’euros2013 pour les investissements sur le parc 
existant, mais sur une durée plus longue, entre 
2014 et 2030.
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l’objectif des 50 % de production nucléaire à l’horizon 
2025 fixé par la loi relative à la transition énergétique.

Selon les horizons temporels étudiés, plusieurs 
trajectoires sur la capacité nucléaire sont explo-
rées dans le Bilan prévisionnel. 

L’analyse portant sur les cinq prochaines années 
(chapitre	4) étudie notamment les conséquences 
d’une fermeture des premiers réacteurs atteignant 
l’horizon de leur quatrième visite décennale d’ici 
mi-2022. Cette analyse est menée dans différentes 
configurations en fonction des autres variables 
importantes identifiées à cet horizon.

Les scénarios portant sur l’horizon 2035 donnent 
lieu à l’examen de plusieurs trajectoires : 

 u le scénario Ampère détermine une trajectoire de 
capacité de production nucléaire indexée sur celle 
du déploiement des énergies renouvelables : 
dans ce scénario, une centrale nucléaire n’est 
fermée que lorsqu’un volume suffisant d’EnR a 
été déployé l’année précédente pour garantir la 
même production annuelle en moyenne ;

 u le scénario Hertz définit une trajectoire de capa-
cité nucléaire qui permet d’atteindre l’objectif 
des 50 % mais sous contrainte de stabilité des 
émissions du secteur électrique en France ;

Des trajectoires contrastées d’évolution 
du parc nucléaire pour apporter des 
éclairages techniques et économiques 
La réduction de la part du nucléaire à 50 % de la pro-
duction d’électricité entraînera mécaniquement la fer-
meture de réacteurs. Le chiffre de 50 % s’appliquant 
à la production d’électricité (exports compris) et non 
pas à la puissance installée, son évaluation n’est pas 
immédiate et dépend de l’évolution de la consom-
mation, des imports/exports, et de la composition 
du mix électrique. Il en résulte une incertitude sur le 
nombre de réacteurs à fermer et sur le calendrier de 
fermeture. Ceci est détaillé dans le chapitre 5.

Les conditions dans lesquelles l’exploitant pourrait 
procéder à l’arrêt d’un réacteur de sa propre initia-
tive, pour respecter un cadre légal contraignant, ou 
à la suite de demandes de l’ASN, n’ont pas fait l’ob-
jet de communication publique. À défaut, l’approche 
retenue dans le Bilan prévisionnel est de considé-
rer que la date d’arrêt définitif d’un réacteur se situe 
de manière privilégiée soit à l’approche d’une visite 
décennale. Aucun arrêt de réacteur n’est envisagé 
entre deux visites décennales. Cette approche per-
met de limiter les coûts échoués pour l’exploitant. 
Seul le scénario Ohm ne permet pas de respecter 
cette contrainte et conduit à fermer des réacteurs 
avant la quatrième visite décennale pour respecter 

Figure 2.6 Date de fin des quatrièmes visites décennales (remise du rapport de réexamen)
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PARAMÈTRE CLÉ N°3 : TRAJECTOIRE D’ÉVOLUTION DE LA 
CAPACITÉ DE PRODUCTION DES CENTRALES NUCLÉAIRES

Les trajectoires retenues dans le Bilan prévisionnel 
découlent de deux logiques différentes : (i) une 
trajectoire technique et (ii) une trajectoire pilotée 
(par l’objectif public, les EnR, les émissions, et les 
débouchés) et dans laquelle la capacité installée 

Tableau 2.3 Logique d’élaboration des trajectoires d’évolution de la capacité nucléaire installée pour 
l’analyse à moyen terme et les différents scénarios

de nucléaire en fin de période constitue donc un 
résultat de l’analyse. Dans certaines variantes 
et dans l’analyse portant sur les cinq dernières 
années, une trajectoire au plafond de 63,2 GW est 
également analysée.

Trajectoire pilotée Trajectoire technique Trajectoire plafond

Moyen terme 3 3 3

Scénario Ohm 3
Pilotage 50 % 2025

GW

A A+5 A+10 A+15 A+20

-60

-50

-40

-30

-20

-10

0

Scénario Ampère 3
Pilotage EnR

GW

A A+5 A+10 A+15 A+20

-60

-50

-40

-30

-20

-10

0

Scénario Hertz 3
Pilotage CO2

GW

A A+5 A+10 A+15 A+20

-60

-50

-40

-30

-20

-10

0

Scénario Volt 3
Pilotage économique

GW

A A+5 A+10 A+15 A+20

-60

-50

-40

-30

-20

-10

0

3
Plafond légal

GW

A A+5 A+10 A+15 A+20

-60

-50

-40

-30

-20

-10

0

Scénario Watt 3
Pilotage technique

GW

A A+5 A+10 A+15 A+20

-60

-50

-40

-30

-20

-10

0

3 Cas de base

3 Variante

 u le scénario Volt résulte d’arbitrages écono-
miques dans un contexte de développement des 
énergies renouvelables en France et en Europe.

Ces trois scénarios s’appuient donc sur des prin-
cipes différents de pilotage du déclassement du 
nucléaire, portant sur des horizons distincts et 
contrastés. La trajectoire de capacité nucléaire 
est donc un résultat de la simulation. Ainsi, ces 
 scénarios et leurs variantes permettent d’apprécier 

la différence en matière de rythme de déclasse-
ment et de nombre de réacteurs à fermer pour 
permettre une diversification du mix électrique.

Par ailleurs, le scénario Watt décrit une trajec-
toire technique, adossée à la fermeture du parc 
à 40 ans – au sens des quatrièmes visites décen-
nales. Ce scénario est donc le seul où la trajectoire 
de capacité nucléaire constitue une hypothèse. 
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2.1.3 Les filières fioul et charbon : 
une analyse intégrant le principe 
d’une sortie à court et moyen terme

Un parc qui se contracte depuis 
plusieurs années 
Dans un contexte de lutte contre les gaz à effet 
de serre et de réduction des émissions de CO2, le 
parc thermique classique a été largement réduit 
depuis le début des années 2000. Notamment, les 
filières les plus fortement émettrices de CO2 (fioul 
et charbon) ont vu un grand nombre d’installations 
se fermer : plus de 8 GW ont ainsi été déclassés 
depuis 2012. 

Le parc de grandes installations au fioul (groupes 
de 600 MW) représentait encore début 2016 une 
puissance installée de 5 GW, répartie sur trois 
sites. Ces moyens de pointe ne fonctionnaient que 
quelques dizaines d’heures par an et faisaient face 
à d’importants problèmes de rentabilité. Ceci a 
conduit leur exploitant à décider le déclassement 
complet de la filière. Aujourd’hui, seul un site 
reste en service, et ses installations seront mises à 
 l’arrêt au printemps 2018.

Le parc charbon français, dont la puissance instal-
lée était encore de 6,9 GW en 2013, a également 
déjà fait l’objet d’une première rationalisation au 
cours des dernières années. Il se limite aujourd’hui 
à cinq unités (dont trois ont fait l’objet d’inves-
tissements pour porter leur durée de vie jusqu’à 
2035), réparties sur trois sites	(cf.	figure	2.7). Il 
n’existe pas de projet en cours de développement. 

Un objectif de déclassement du parc 
charbon à moyen terme précisé par 
les pouvoirs publics
La Programmation pluriannuelle de l’énergie adop-
tée en 2016, actuellement en vigueur, a posé un 
premier jalon concernant la filière charbon, en 
interdisant la construction de toute nouvelle instal-
lation dépourvue de système de captage, stockage 
ou valorisation du CO2. Elle prévoit également, 
dans le document de synthèse, de se préparer à 
un arrêt de la production d’électricité à partir de 
charbon à l’horizon 2023. 

Le Plan climat rendu public en juillet 2017 a 
défini de nouvelles lignes directrices sur la 

politique climatique de la France. La  sortie du 
charbon y figure en bonne place, et est assor-
tie d’une échéance précise (d’ici à 2022). Ceci 
doit conduire à la fermeture des centrales exis-
tantes, ou à leur modernisation vers des solutions 
décarbonées. Le Gouvernement réfléchit actuel-
lement aux modalités d’accompagnement des 
territoires concernés par la fin de la production 
d’électricité issue du charbon, notamment par le 
biais des contrats de transition énergétique. 

La fermeture du charbon constitue un des princi-
paux objets d’étude du Bilan prévisionnel 2017. 

À cet effet, l’analyse portant sur les cinq pro-
chaines années	(chapitre	4)	permet de quantifier 
l’influence d’une fermeture du parc charbon sur les 
marges, et ceci selon différents jeux d’hypothèses 
(notamment en ce qui concerne l’évolution du parc 
nucléaire, de la consommation, de la progression 
des énergies renouvelables ou des effacements de 
consommation). 

Le scénario Ohm (chapitre	 5) étudie la compati-
bilité entre un respect strict de l’objectif de 50 % 

Figure 2.7 Carte des centrales thermiques au charbon 
au 1er janvier 2017
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x  Nombre de groupes par site 
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de nucléaire à horizon 2025 et la fermeture des 
groupes charbon à horizon 2022. 

Enfin, tous les scénarios 2025-2035	 (chapitres	 6	
à	 9) prennent comme hypothèse un arrêt du 
 charbon avant 2022.

2.1.4 La filière gaz : une contribution 
à long terme à l’équilibre du système 
électrique

Une modélisation économique des 
perspectives de développement des 
différentes formes de production au gaz
Entre 2000 et 2015, de nombreuses nouvelles 
installations de production au gaz (de type cycle 
combiné) ont été installées en Europe. Dans un 
contexte d’ouverture des marchés, l’attrait pour 
ces centrales résultait de leur « faible » taille, 
ainsi que des perspectives de compétitivité de 
la production d’électricité au gaz par rapport au 
charbon. 

À l’avenir, les possibilités de développement des 
centrales au gaz sont fortement dépendantes de 
l’évolution de la filière nucléaire et du développe-
ment des énergies renouvelables. En effet, avec la 
perspective d’arrêt du charbon et de sortie défini-
tive du fioul, la production d’électricité à base de 
gaz est parfois présentée comme constituant une 
énergie de transition, surtout dans des scénarios 
où la réduction de la part du nucléaire ne serait 
pas concomitante de la progression de la part 
des énergies renouvelables. Par ailleurs, le délai 
de construction des centrales au gaz est « relati-
vement » rapide, de l’ordre de cinq ans pour les 
derniers projets.

Dans le cadre du Bilan prévisionnel, les perspec-
tives de développement de la filière sont spécifi-
quement étudiées dans les scénarios Ohm, Hertz 
et Watt :

 u le scénario Ohm examine le besoin en construc-
tion de nouvelles centrales thermiques pour 
atteindre l’objectif de 50 % de la part du 
nucléaire dans la production d’électricité à l’ho-
rizon 2025, en complément à une forte pénétra-
tion des énergies renouvelables ;

 u dans le scénario Hertz, une analyse du même 
type est menée avec l’objectif d’atteindre la 
cible des 50 % de nucléaire au plus vite avec 
une trajectoire « rythme PPE » pour les énergies 
renouvelables, mais sous contrainte de stabilité 
des émissions de CO2 ;

 u le scénario Watt étudie les besoins en centrales 
thermiques de complément pour accompagner 
une forte croissance des énergies renouvelables 
et une réduction très rapide du nucléaire tout 
en maintenant la sécurité d’approvisionnement.

Selon les configurations, le développement 
des centrales au gaz peut répondre à une 
véritable nécessité économique (produc-
tion en semi-base pendant plusieurs milliers 
d’heures par an) ou résulter d’un besoin de 
moyens de secours pour accompagner l’inter-
mittence des énergies renouvelables (pro-
duction en pointe pendant quelques centaines 
d’heures par an). L’analyse doit permettre d’iden-
tifier ces configurations, car les modèles d’affaires 
associés et les conditions de réalisation diffèrent : 
les perspectives de développement porteront alors 
prioritairement sur des cycles combinés au gaz 
(moyens de semi-base) ou des turbines à combus-
tion (moyens de pointe). Cette répartition dépend 
des débouchés économiques, évalués à l’échelle de 
tous les pays européens modélisés : il s’agit d’un 
résultat de l’analyse, et non une hypothèse. 

Les cycles combinés au gaz, un parc 
récent qui sert de socle dans tous 
les scénarios
Dans un contexte d’ouverture du marché à la 
concurrence et de perspectives fortes de croissance 
de la consommation électrique, les premiers cycles 
combinés au gaz ont été mis en service en France 
dans les années 2000. Cette technologie bénéficie 
d’un rendement énergétique élevé et son impact 
environnemental est moindre que celui d’une cen-
trale thermique classique (à vapeur), avec un taux 
d’émission de CO2 réduit de moitié.

Les perspectives de prix du gaz durablement bas 
laissaient à l’époque entrevoir une forte compéti-
tivité économique de ces moyens de production. 
C’est ainsi que la filière a connu un développe-
ment assez rapide au cours de la dernière décen-
nie, avec des mises en service opérationnelles 
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Figure 2.8 Carte des cycles combinés au gaz 
au 1er janvier 2017
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Figure 2.9 Carte des turbines à combustion de plus 
de 80 MW au 1er janvier 2017
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principalement concentrées entre 2008 et 2012. 
En 2017, le parc français représente une capa-
cité installée de 6,2 GW et compte 14 installations 
(cf.	figure	2.8).

L’essor industriel de cette filière en Europe, et 
notamment en France, a été freiné par la baisse 
de la croissance, voire par la diminution de la 
consommation électrique depuis 2008 et le déve-
loppement des énergies renouvelables mais éga-
lement par la concurrence accrue des centrales 
au charbon européennes. En effet, ces dernières 
ont connu un regain d’activité important en raison 
de l’évolution des prix des combustibles et de la 
 faiblesse persistante du prix du CO2.

Un cycle combiné au gaz doit être mis en service 
à Landivisiau en 2021, projet retenu à  l’issue de 
l’appel d’offres mené en 2011 dans le cadre de 
la sécurisation de l’alimentation électrique en 
Bretagne. En dehors du soutien au projet de cycle 
combiné au gaz de Landivisiau, la Programmation 
pluriannuelle de l’énergie ne mentionne pas de 
cible d’investissement sur cette filière. Elle limite le 

fonctionnement de nouvelles installations ( plafond 
de 2 200 tCO2eq/MW), mais cette exigence est peu 
contraignante pour un cycle combiné au gaz.

Les turbines à combustion, des moyens 
de pointe qui pourraient se développer 
Le mix électrique français comprend également 
des moyens de pointe, et notamment un parc de 
2 GW de turbines à combustion. Ces centrales 
sont conçues pour fonctionner entre quelques 
dizaines et quelques centaines d’heures par an 
(cf.	figure	2.9).

Le parc est relativement récent et conforme aux 
normes environnementales en vigueur, les deux 
tiers des installations ayant été mises en service 
après 2007. 

Les quatre unités les plus anciennes situées en 
Bretagne auront atteint quarante années de fonc-
tionnement à l’hiver 2021-2022. Bien que leur 
exploitant n’ait pas annoncé à ce jour leur ferme-
ture, ces centrales pourraient être déclassées pour 
obsolescence à cet horizon.
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PRINCIPES RETENUS POUR LA DÉTERMINATION DES ÉMISSIONS DE CO2

Le Bilan prévisionnel 2017 présente, dans chaque 
scénario, une analyse des émissions de CO2 au péri-
mètre du secteur électrique français d’une part, et 
de la production d’électricité sur l’ensemble des pays 
modélisé d’autre part. Ces nouveaux indicateurs font 
suite à une très large demande de la part des parties 
prenantes dans le cadre de la consultation publique 
réalisée au printemps 2017 sur le cadre et les hypo-
thèses du Bilan prévisionnel. Ils contribuent à l’éva-
luation des politiques publiques dans le secteur de 
l’électricité et à leur lien avec l’ambition climatique, 
affirmée au niveau mondial par l’Accord de Paris de 
décembre 2015, au niveau européen dans le cadre 
du Paquet énergie propre pour tous proposé par la 
Commission européenne en novembre 2016, et au 
niveau national par la loi de transition énergétique de 
2015 ou la Plan climat de juillet 2017. 

Le présent encadré récapitule les principes méthodo-
logiques utilisés pour l’établissement de ces bilans. 
Un autre encadré, au chapitre 3, précise la prise en 
compte des échanges dans les analyses CO2.

Les chiffres présentés portent uniquement sur le CO2, 
à l’exclusion de tout autre gaz à effet de serre. 

Les analyses présentées n’intègrent pas le cycle de vie. 
Ceci n’est pas lié à une difficulté conceptuelle (RTE a 
procédé à de telles analyses dans le rapport Réseaux 
électriques intelligents publié en juillet 2017), mais au 
manque de données accessibles (qui ne couvrent pas les 
process de fabrication des unités de production, ni l’ex-
traction et le transport des combustibles), et à l’étendue 
du périmètre d’étude (12 pays européens modélisés, 
sur des différents horizons d’étude). C’est ainsi un calcul 
du type « émissions directes en phase d’exploitation » 
qui a été réalisé. Les analyses présentées pourraient 
faire l’objet d’approfondissements ultérieurs.

Les émissions sont déterminées en prenant en 
compte des facteurs d’émissions usuels2 et de nom-
breux programmes de production possibles (selon un 
nombre important d’aléas), en modélisant le système 
électrique au pas horaire. 

Conformément aux bonnes pratiques identifiées par 
l’ADEME, les émissions des centrales alimentées 
exclusivement par des bioénergies ne sont pas comp-
tabilisées, considérant que ces émissions sont com-
pensées par le cycle naturel du carbone. 

Par ailleurs, une approche prudente (afin d’éviter une 
sous-estimation) et certaines simplifications ont été 
adoptées. Ainsi, les émissions des cogénérations ont 
été intégralement affectées au secteur électrique. 

Les émissions sont évaluées sur l’ensemble du parc 
modélisé, sans distinguer les productions en auto-
consommation (cette contribution aux émissions de 
CO2, plutôt en baisse en France ces trois dernières 
années, est difficile à extrapoler).

Le développement du biogaz n’est pas pris en compte 
dans les indicateurs présentés dans les chapitres 5 à 
9, mais un développement spécifique y est consacré 
au chapitre 11. 

Enfin, les transferts entre secteurs (les transports 
pour le véhicule électrique ou les secteurs qui valo-
risent la chaleur pour les cogénérations par exemple) 
ne sont pas représentés. L’analyse plus large de l’im-
pact des scénarios sur les émissions, intégrant les 
émissions évitées ou engendrées dans d’autres sec-
teurs, constitue une piste de prolongement fortement 
identifiée pour le Bilan prévisionnel (voir	chapitre	1).

2.  Les facteurs d’émissions sont déterminés à partir des coefficients d’émissions des combustibles issus de la base carbone de l’ADEME et des rendements types 
des centrales issus des collectes de données de l’ENTSO-E 
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Usuellement, les études d’équilibre offre- demande 
considèrent les turbines à combustion comme un 
« moyen de bouclage » du système. En France, 
l’économie du système (justification technico- 
économique du critère de sécurité d’approvision-
nement de trois heures par an) a ainsi longtemps 
été calée sur les coûts fixes de tels moyens (voir	
chapitre	4). Désormais, les études réalisées par RTE 
prennent en compte que les turbines peuvent être 
concurrencées par les nouvelles formes de flexibilité, 
et notamment l’effacement de consommation. Ainsi, 
le bouclage économique des études ne conduit pas 
forcément au développement de moyens de pointe 
lorsque des alternatives économiques existent pour 
assurer la sécurité d’approvisionnement.

Selon les scénarios envisagés de déclassement 
du parc nucléaire et d’évolution des énergies 
renouvelables, les turbines à combustion peuvent 
prendre une part croissante dans la composition 
du mix électrique. Les analyses doivent permettre 
de déterminer des plages de fonctionnement pour 
les moyens thermiques, l’économie d’une turbine à 
combustion différant largement de celle d’un cycle 
combiné au gaz. 

La répartition des investissements qui résulte des 
analyses n’est pas anodine en ce qui concerne les 
émissions de CO2 : les turbines à combustion fonc-
tionnant un nombre d’heures limité, un volume 
important ne signifie pas une forte croissance 
des émissions. Cet effet est par exemple étudié 
dans le scénario Watt par l’analyse des différentes 
variantes sur les énergies renouvelables et la 
consommation.

Le parc thermique décentralisé : 
un socle de plusieurs gigawatts de 
moyens fonctionnant en base 
Enfin, au-delà des grandes installations de produc-
tion, il existe en France un parc de moyens de pro-
duction dont la taille unitaire est plus modeste. Ces 
installations contribuent néanmoins de manière 
significative à l’équilibre du système, avec une 
puissance installée de 7,5 GW début 2017.

Ces moyens sont pour l’essentiel des installations 
de cogénération au gaz (pour 4,3 GW), auxquelles 
se rajoutent des groupes diesel et des turbines à 
vapeur.

Le parc de cogénérations au gaz est constitué pour 
moitié environ d’unités sous contrat d’obligation 
d’achat et pour moitié d’unités dont le contrat a 
expiré et dont la production électrique est valorisée 
sur le marché de gros. Il est difficile de préciser le 
gisement technique pour de telles installations. Les 
trajectoires retenues pour cette filière, basées sur 
des sources publiques et les retours des acteurs 
lors de la consultation publique, dessinent un large 
spectre (1 GW dans l’hypothèse basse, 8 GW dans 
l’hypothèse haute).

Le décret relatif à la Programmation pluriannuelle 
de l’énergie ne fixe pas d’objectif chiffré pour le 
développement des installations de cogénération 
au gaz naturel. Ces moyens de production doivent 
donc trouver un espace économique pour partie 
soutenu (jusqu’à expiration des contrats d’obli-
gation d’achat existants, à moins de leur renou-
vellement), et pour partie également laissé aux 
contraintes de rentabilité d’un modèle marchand, 
quoique bénéficiant de sources de revenus prove-
nant du secteur électrique et de la vente de chaleur. 
Dans ce contexte, l’absence de soutien durable à la 
filière interroge sur sa pérennité. 

2.1.5 Les flexibilités : des filières 
pour accompagner la transformation 
du système électrique

Les effacements et plus généralement les nou-
velles formes de flexibilité, telles que les diffé-
rentes technologies de stockage, sont susceptibles 
de se développer de façon significative et de rendre 
des services au système électrique, notamment en 
évitant la construction de nouveaux moyens de 
pointe et en réduisant la sollicitation des capacités 
de production les plus onéreuses lors des épisodes 
de pointe de consommation. 

Les effacements de consommation : 
une filière en construction
La capacité d’effacement installée en France est 
aujourd’hui de l’ordre de 2,5 GW. 

Cette capacité totale a eu tendance à diminuer 
depuis les années 1990, où 6 GW étaient dispo-
nibles. Après un creux atteint en 2012, la capacité 
a augmenté pour atteindre sa valeur actuelle de 
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2,5 GW. En effet, depuis 2010, un travail consi-
dérable a été réalisé en France pour ouvrir les 
différents marchés aux effacements de consom-
mation. Cette politique a consisté en la mise en 
œuvre d’un cadre technique pour rendre possi-
ble l’agrégation de sites de caractéristiques 
hétérogènes d’une part, ainsi que de réglemen-
tations permettant l’activité d’opérateurs d’effa-
cement indépendants des fournisseurs d’autre 
part. Les effacements de consommation peuvent 
aujourd’hui être valorisés par les fournisseurs 
dans le cadre de leur gestion de portefeuille, 
mais également être rémunérés directement sur 
les marchés, entièrement ouverts (mécanisme 
d’ajustement, marché de gros via le dispositif 
NEBEF, réserves rapide et complémentaire, ser-
vices système). Enfin, un dispositif dédié (appel 
d’offres effacements) a été mobilisé pour contri-
buer au développement de la filière.

La loi de 2015 a modifié le cadre de référence 
en organisant un pilotage public de la pénétration 
des effacements dans le mix. La PPE prévoit un 
objectif de développement des capacités d’efface-
ment électrique, tous types confondus, de 5 GW 
en 2018 et de 6 GW en 2023. À l’issue de discus-
sions au cours de l’année 2017 entre les autorités 
françaises et la Commission européenne visant à 
stabiliser le cadre juridique du soutien à l’efface-
ment de consommation, un premier appel d’offres 
était en cours de préparation en vue d’un lance-
ment par RTE, sous l’égide de l’État, en décembre 
2017. 

Dans le Bilan prévisionnel, la capacité d’effa-
cement est considérée comme pouvant varier 
entre son niveau actuel de 2,5 GW et 6 GW. 
Dans l’analyse présentée aux chapitres 4 et 
5, différentes variantes permettent d’explo-
rer ce spectre. Dans les scénarios présentés 
aux chapitres 6 à 9, cette capacité est déter-
minée par le modèle à l’issue du bouclage 
économique.

Le stockage : entre préservation des 
capacités actuelles et émergences de 
nouvelles filières
Le système électrique français est confronté à une 
variabilité importante de la consommation d’élec-
tricité. L’essor des énergies renouvelables conduit 

à accroître les besoins pour répondre à l’enjeu de 
variabilité. Dans ce contexte, le stockage d’éner-
gie apparaît comme une solution idéale sur le plan 
technique, en permettant de répartir l’énergie 
consommée et de « lisser » la puissance, au béné-
fice du dimensionnement du mix de production et 
des réseaux.

Le stockage d’électricité est déjà présent 
de façon conséquente dans le système élec-
trique français à travers le stockage gravi-
taire hydraulique (lacs, stations de transfert 
d’électricité par pompage). La capacité de 
stockage est aujourd’hui de 4,2 GW. Le rem-
plissage du réservoir amont à l’aide de pompes, 
en période de faible consommation, permet de 
garantir la disponibilité de puissance de l’usine au 
moment des fortes consommations. 

La PPE fixe l’objectif d’engager d’ici à 2023 des 
projets de stockage sous forme de STEP, en vue du 
développement de 1 à 2 GW de nouvelles capacités 
entre 2025 et 2030. 

Les évolutions technologiques récentes 
ouvrent de nouvelles perspectives au stoc-
kage d’électricité. En particulier, les capaci-
tés de stockage électrochimique pourraient 
se développer à la faveur de l’amélioration 
spectaculaire des performances des batte-
ries et de la baisse attendue de leurs coûts de 
production. Le développement du stockage sta-
tionnaire ou la mobilisation des batteries déployées 
par ailleurs (par exemple dans les véhicules élec-
triques) constituent des enjeux considérables pour 
le système électrique, susceptibles d’en modifier 
structurellement les règles de fonctionnement. 
Aujourd’hui, quelques batteries ont été déployées 
pour participer à des dispositifs très spécifiques 
(services système fréquence), mais l’essentiel des 
projets de déploiement s’inscrit toujours dans le 
cadre de démonstrateurs. 

La PPE ne fixe pas d’objectif spécifique pour le 
développement du stockage stationnaire. Elle pré-
cise qu’une « feuille de route » visera à favoriser 
des projets de recherche et développement sur le 
stockage d’électricité pour accompagner la forte 
augmentation de la part des énergies renouve-
lables dans la production électrique.
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Dans le Bilan prévisionnel, le développement du 
stockage stationnaire constitue ainsi un résultat de 
la modélisation, et n’est prévu que s’il émerge de 
façon économique.

Enfin, l’inertie des ballons d’eau chaude sani-
taire permet de différer leur consommation 

sans dégrader le service rendu aux consom-
mateurs. Le potentiel de stockage thermique de 
l’électricité est aujourd’hui en partie exploité par 
l’asservissement des ballons d’eau chaude sani-
taire aux signaux tarifaires heures pleines/heures 
creuses.
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2.2 Une modélisation des investissements 
sur la base des décisions individuelles 
des acteurs afin de restituer la logique 
économique de l’évolution du parc 

2.2.1 Un changement de méthode 
dans le Bilan prévisionnel pour 
construire des mix énergétiques 
bouclés sous l’angle économique 
aux horizons 2025, 2030 et 2035

Une nouvelle philosophie pour 
les études de long terme
Les études présentées au chapitre 4 visent à vérifier 
la conformité de l’équilibre offre- demande avec le 
critère de sécurité d’alimentation prévu par les pou-
voirs publics, en tenant compte des meilleures infor-
mations à date. Sur un temps aussi court en effet, 
la composition du parc de production et la situa-
tion en matière de sécurité d’approvisionnement 
sont essentiellement des résultantes des choix du 
passé. Il s’agit alors de vérifier si le niveau de sécu-
rité d’approvisionnement peut être maintenu dans 
différentes situations, tout en gardant en mémoire 
que la responsabilité d’équilibrage demeure celle 
des fournisseurs – chacun par rapport à son propre 
périmètre et que les mécanismes économiques 
existants (marchés de gros ou mécanisme de capa-
cité) doivent contribuer à résorber les écarts.

La logique d’élaboration des scénarios présentés aux 
chapitres 5 à 9 est différente. Sur le temps long, le 
système se rééquilibre en réaction aux chocs qu’il 
subit, sous l’effet notamment des signaux que trans-
mettent les prix de marché. Ce rééquilibrage n’est ni 
immédiat (il faut du temps pour construire un nou-
veau moyen de production en réponse à un déficit 
avéré et des prix élevés), ni parfait (dans un contexte 
d’incertitude et d’aversion au risque, les décisions qui 
résultent du fonctionnement des marchés peuvent ne 
pas être optimales et, par exemple, ne pas correc-
tement traiter les « événements extrêmes »). Il n’est 
de plus pas le seul à l’œuvre car une partie impor-
tante du parc obéit directement ou indirectement au 
pilotage public. Pour autant, ce rééquilibrage existe 
bien : sauf à être entretenues par des subventions, 

les situations de surcapacité finissent par se résorber 
(et c’est bien l’expérience de la France au cours de ces 
dernières années), et les situations de déficit avéré de 
capacité conduisent à de nouveaux investissements.

L’analyse sur le temps long est ainsi basée sur le 
principe de systèmes électriques équilibrés, en 
France et dans les pays voisins. L’état d’équilibre 
est par défaut considéré comme celui correspon-
dant au critère de sécurité d’approvisionnement 
(voir	chapitre	4). Des variantes présentant des sys-
tèmes surcapacitaires ou sous-capacitaires dans les 
pays voisins ont été testées de manière à garantir 
la robustesse des résultats (voir	chapitre	3).

Dans la présente édition du Bilan prévisionnel et 
pour la première fois, l’équilibrage des parcs, en 
France et à l’étranger, résulte d’une modélisa-
tion économique permettant de traduire les choix 
d’investissement ou de déclassement réalisés par 
les acteurs de marché (voire les particuliers) en 
fonction des incitations auxquelles ils font face. Le 
recours à une modélisation économique permet de 
garantir la cohérence entre les parcs qui résultent 
des simulations et l’ensemble des hypothèses 
contextuelles (niveaux de consommation, prix du 
CO2 et des combustibles, niveau du nucléaire et 
des énergies renouvelables, etc.) en tenant compte 
des interactions entre ces variables. 

La cohérence économique de l’ensemble des résul-
tats du Bilan prévisionnel s’en trouve renforcée.

Une analyse des investissements/
déclassements qui repose sur la 
modélisation des décisions individuelles 
des acteurs de marché et des particuliers
Pour chaque scénario, la méthode utilisée dans le 
Bilan prévisionnel consiste à simuler un mix élec-
trique européen économiquement réaliste, sous 
contrainte de prise en compte des trajectoires 
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régulées par la puissance publique pour certaines 
filières (notamment nucléaire, EnR, charbon). 

La simulation des décisions d’investissement et de 
déclassement repose sur un calcul de rentabilité éco-
nomique, qui tient compte des coûts totaux auxquels 
les acteurs font face et des revenus tirés sur les mar-
chés (marchés de l’énergie, mécanisme de capacité). 
Le développement des énergies renouvelables (en 
valorisation sur les marchés ou en régime d’auto-
production) au-delà des trajectoires soutenues par la 
puissance publique répond de cette même logique.

Les analyses intègrent une vision pluriannuelle : les 
décisions d’investissement (ou de déclassement) 
s’évaluent sur un horizon long. Un taux d’actuali-
sation, reflétant le coût moyen pondéré du capital 
et différent pour chaque filière est considéré. Il est 
estimé en tenant compte du risque financier encouru 
par les investissements dans les capacités de chaque 
filière3. L’ensemble de ces paramètres, importants 
pour comprendre le résultat des simulations, a fait 
l’objet de la consultation publique menée au prin-
temps 2017 et est présenté en annexe (voir	supra).

Ces analyses peuvent également reposer sur diffé-
rents « équilibres » du système électrique européen. 
Les résultats présentés reposent tous sur l’hypo-
thèse que les pays européens mettent en place 
des mécanismes (quelle qu’en soit la forme) qui 
conduisent à un niveau de sécurité d’alimentation 
fixé en nombre d’heures de défaillance (en France, 
le mécanisme de capacité). D’autres configurations 
ont été testées pour représenter un marché fonc-
tionnant avec des plafonds de prix faibles ou au 
contraire répondant à des objectifs de sécurité d’ali-
mentation très contraignants.

Une modélisation des différents coûts 
auxquels sont soumises les filières de 
production
Pour construire le mix électrique à horizon 2035 en 
considérant les décisions que les acteurs pourraient 

prendre (par exemple investir ou fermer des cen-
trales existantes) de façon économiquement ration-
nelle, il est nécessaire de considérer leur modèle 
d’affaires. Cette modélisation repose sur une repré-
sentation des coûts auxquels ils sont effectivement 
soumis : 

 u les coûts d’investissement ; 
 u les coûts de maintenance et d’exploitation fixes 
(c’est-à-dire ne dépendant pas de l’énergie effec-
tivement produite par le moyen de production) ;

 u les coûts variables (dépendant de l’énergie pro-
duite par le moyen de production). 

Le coût d’investissement comprend par hypothèse le 
coût de construction de la capacité, les intérêts inter-
calendaires à couvrir durant la période de construc-
tion et le coût de raccordement de l’installation. 

Les coûts de maintenance et d’exploitation intègrent 
différents postes dont les loyers, les frais de fonc-
tionnement, les assurances, ainsi que l’ensemble des 
taxes. La modélisation repose sur le principe que les 
acteurs doivent couvrir ces coûts de façon annuelle.

Une base de coûts établie à l’issue 
d’une consultation publique
Pour réaliser un tel exercice, il est nécessaire de 
disposer de bases de coûts précises. Les sources 
publiques ont été privilégiées pour ce faire, et 
notamment les travaux de l’Agence internationale 
de l’énergie et de l’ADEME4. Au-delà, les hypo-
thèses structurantes ont toutes fait l’objet de la 
consultation publique du printemps, qui a permis 
de confirmer ou d’infirmer certaines références, et 
de situer les analyses présentées par rapport aux 
plages d’incertitude existantes.

Dans l’ensemble du document, plusieurs variantes 
de coûts ont été élaborées afin de tenir compte de 
trois éléments : 

 u La sensibilité des scénarios reposant sur la tra-
jectoire d’EnR « rythme PPE haut » aux hypo-
thèses de coût unitaire des filières considérées 

3.  Plus le risque sur les revenus est fort, plus le coût moyen pondéré du capital est important. Les énergies renouvelables qui bénéficient d’un régime de soutien 
permettant d’insensibiliser le revenu aux variations de prix peuvent avoir accès à un capital peu cher. À l’opposé, les filières dont les revenus sont fortement 
liés aux niveaux des prix de marché sont exposées à un coût du capital élevé. 

4.  Le rapport de l’Agence internationale de l’énergie de 2015 propose des informations spécifiques pour la France fournies par des acteurs eux-mêmes. Le 
rapport ADEME 2016 offre une photographie des coûts en France pour la plupart des technologies renouvelables de production d’électricité. D’autres sources 
de données utilisées concernant de nouvelles technologies (p. ex. batteries, hydroliennes, éoliennes flottantes) s’appuient sur l’étude ETRI réalisée par le JRC, 
le rapport de la Cour de comptes pour le coût de la filière nucléaire et les rapports «Projected	Costs	of	Generating	Electricity	2015	Edition» et «World	Energy	
Outlook	2016» de l’Agence internationale de l’énergie. 
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comme les moins matures durant la consultation 
publique (éolien en mer et énergies marines). 

 u L’évolution plus rapide qu’attendue de certaines 
filières (par exemple photovoltaïque et éolien en 
mer) constatée depuis la consultation publique. 

 u L’optimisation des coûts qui pourrait résul-
ter de réaménagements entre technologies 
renouvelables. 

Les scénarios présentés dans les chapitres 6 à 9 
sont ainsi quantifiés sur la base d’une hypothèse 
de coût de production ajustée (« CP ajustée ») dans 
laquelle les références de coûts pour les renouve-
lables sont celles de la consultation publique mais le 
« surcoût » (par rapport à l’éolien terrestre) associé 
à l’éolien en mer et aux énergies marines est neutra-
lisé. L’analyse est enrichie d’autres variantes sur les 
coûts de production renouvelables et nucléaire dans 
le chapitre 11 pour intégrer, dans l’étude des scé-
narios, des sensibilités relatives à ces technologies.

La modélisation économique du Bilan prévisionnel 
ne nécessite pas d’adjoindre un coût spécifique 
« back-up » aux énergies renouvelables. Ce poste de 
coût est parfois ajouté afin de comparer les éner-
gies renouvelables aux autres technologies, sur une 
base supposément égale afin de tenir compte de 
leur variabilité. Le « coût de back-up » apparaît géné-
ralement dans les exercices de comparaison des 
coûts complets des différentes technologies, expri-
més en €/MWh et ramenant ainsi l’ensemble des 
coûts, notamment des coûts fixes (investissement 

et maintenance), à la durée et au taux de charge 
de l’installation. Il représente ainsi la part des coûts 
du système électrique nécessaires pour compenser 
leur caractère intermittent et résulte donc d’une 
convention, par principe sujette à discussion. Les 
problématiques propres au réseau déterminées par 
les scénarios seront approfondies en 2018.

La modélisation économique du Bilan prévision-
nel fait émerger un espace d’opportunité pour les 
flexibilités qui comprend notamment la couverture 
de la pointe de consommation et la compensa-
tion de la variabilité des énergies renouvelables. 
Afin d’optimiser le calcul de rentabilité, les 
décisions d’investissement considèrent 
l’ensemble de cet espace d’opportunité et 
non des espaces d’opportunités distincts 
qui respectivement couvrirait la pointe de 
consommation ou compenserait la variabi-
lité des énergies renouvelables. A	 contrario, 
contraindre des flexibilités à ne cibler que la com-
pensation de la variabilité nécessiterait globale-
ment le recours à plus de flexibilités. En effet, 
dans ce cas, des flexibilités ne pourraient pas être 
rémunérées à la fois au titre de la compensation 
de la production renouvelable et de la couverture 
de la pointe de consommation. 

Les tableaux suivants présentent les données de 
coût (hors combustibles et CO2) pour les différentes 
technologies de production considérées dans le Bilan 
prévisionnel résultant du processus de concertation. 

Tableau 2.7 Hypothèses de coûts de stockage lithium-ion stationnaire connecté au réseau de transport

Technologie Stockage Li-ion

Risque de rentabilité 7 %

Durée de vie 10 ans (ou 10 000 cycles)

Coût d'investissement (€/kWpuissance) 160

Coût d'investissement (€/kWhstockage) 360

Coût d’exploitation (€/kW.an) 5

Rendement 90 %

Variation du coût d’investissement en puissance entre 2017 et 2035 -17 %

Variation du coût d’investissement en stockage entre 2017 et 2035 -54 %
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Tableau 2.5 Hypothèses de coûts de production – énergies renouvelables

Technologie Éolien 
terrestre

Éolien en 
mer posé

Éolien 
flottant5

Hydrolien 
marin

Photo-
voltaïque 

au sol

Photo-
voltaïque 
grandes 
toitures

Photo-
voltaïque 

toitures rési-
dentielles6

STEP
Cogéné-
ration 
bois- 

énergie

Cogénération 
biogaz

Incinération 
des déchets

Taux 
d’actualisation 7 %7

2025 : 7 %
2030 : 5 %
2035 : 5 %

2025 : 9 %
2030 : 7 %
2035 : 7 %

11 % 7 %7 7 %7 7 %7 11 % 9 % 9 % 9 %

Durée de vie 
des installations 
(ans)

 > 2020 : 25
 2030 : 30
 2035 : 30

2025 : 25
2030 : 30
2035 : 30

2025 : 25
2030 : 30
2035 : 30

25 25 25 25 75 20 20 25

Coût d’investisse-
ment (€/kW) 1400 4100 6400 6800 1100 1300 2200 1325 4000 8000 6500

Coût fixe  
d’exploitation  
(€/kW.an)

47 150 190 250 30 50 70 18 - - 100

Coût variable 
d’exploitation  
(€/MWh)

- - - - - - - turb. : 0,2
pomp. : 3,1 15 90 -

Variation du coût  
d’investissement 
entre 2017 et 2035

-15 % -40 % -47 % -18 % -50 % -50 % -50 % 0 % 0 % 25 % 0 %

Variation du 
coût d’exploita-
tion entre 2017 
et 2035

-15 % -33 % -57 % -18 % -50 % -50 % -50 % 0 % 0 % 25 % 0 %

Facteur de charge 
moyen en France 25 % 32 % - 33 % 13 % 13 % 13 % - 51 % 51 % 50 %

Tableau 2.6 Hypothèses de coûts de production (hors combustibles et CO2) – énergies fossiles et nucléaire

Technologie
Nucléaire 

2e génération 
rénové

Nucléaire 
3e génération

Centrale à  
cycle combiné 

au gaz8

Centrale 
au charbon 

ou au lignite

Cogénération 
au gaz  
naturel

Turbine à 
combustion 

au gaz9

Power- 
to-gas

Taux d’actualisation 7 % 11 % 7 % - 7 % 7 % 11 %

Durée de vie des installations (ans) 10 60 30 - 30 30 20

Coût d'investissement (€/kW) 600 6500 830 - 1025 450 1600

Coût fixe d’exploitation (€/kW.an) 121 99 36 50 50 26 110

Coût de démarrage – composante de coûts fixes (€/MW) - 25 70 - 20 -

Coût de démarrage – combustible (GJ/MW) - 7,6 18 - 0,2 -

Coût variable hors combustible et CO2 (€/MWh) - 1,6 3,3 - 1,6 11,2

Variation du coût d’investissement entre 2017 et 2035 0 % -45 % 0 % - 0 % 0 % -60 %

Variation du coût d’exploitation entre 2017 et 2035 0 % 0 % 0 % 0 % 0 % 0 % -60 %

Rendement électrique des nouvelles unités10 - - 40 %, 48 %  
ou 58 %

35 %  
ou 40 %11 48 %12 35 %  

ou 42 %13 75 %

5.  Afin de simplifier le corps d’hypothèses final et faute de disposer de données sur le facteur de charge et le profil de production de l’éolien flottant, l’hypothèse 
suivante a été retenue : la capacité correspondant à l’éolien flottant (6 GW en 2035) a été assimilée à une capacité d’éolien en mer posé. Les coûts sont plus 
faibles mais la production l’est également. 

6.  Afin de simplifier le corps d’hypothèses, la technologie photovoltaïque de toitures résidentielles est supposée être surimposée. 
7.  Taux d’actualisation de 7 % supposé sans soutien public et supposé à 5 % avec soutien public.
8.  Les coûts d’exploitation des centrales au gaz conventionnelles (présentes en Allemagne par exemple) sont supposés identiques à ceux des centrales à cycle 

combiné au gaz. 
9.  Les coûts d’exploitation des turbines à combustion au fioul sont supposés identiques à ceux des turbines à combustion au gaz. 
10.  Les unités de production sont affectées d’un rendement en fonction de leur année de construction. La dernière valeur correspond à celle retenue pour les 

nouvelles unités. 
11.  Valeurs retenues pour les centrales au charbon existantes
12.  Le rendement des centrales à cogénération au fioul vaut par hypothèse 35 %.
13.  Le rendement des turbines à combustion au fioul peut prendre les valeurs de 35 % ou 40 %. 
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PARAMÈTRE CLÉ N°4 : TRAJECTOIRE D’ÉVOLUTION 
DES PRIX DU CO2 ET DES COMBUSTIBLES

Les trois trajectoires contrastées d’évolution des 
prix du CO2 et des combustibles retenues pour le 
Bilan prévisionnel s’appuient sur (i) le scénario 
«	Current	 Policies	» de l’Agence internationale de 
l’énergie (AIE) pour la trajectoire médiane, (ii) le 
scénario « 450 ppm » ou « décarbonation » de l’AIE 
pour la trajectoire haute, et un scénario bas du 
ministère de l’énergie britannique (DECC) pour une 
trajectoire basse visant à tester une continuité avec 
l’existant.

Ces trajectoires conditionnent l’économie des diffé-
rents scénarios et peuvent favoriser certaines 
stratégie de décarbonation, mais sont indépen-
dantes des objectifs pilotés sur la part des énergies 
renouvelables.

Figure 2.10 Trajectoires de prix du CO2 et des combustibles retenues dans le Bilan prévisionnel 
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Tableau 2.8 Hypothèses de trajectoires de prix  
du CO2 et de combustibles retenues pour l’analyse 
à moyen terme et les différents scénarios

Moyen terme Trajectoire tendancielle 

Scénario Ohm 3

Scénario Ampère 3 3

Scénario Hertz 3

Scénario Volt 3 3 3

Scénario Watt 3 3

3 Cas de base    3 Variante

CO2 basCO2 médian CO2 haut 
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2.2.2 Prendre en compte le coût des 
combustibles : déterminer les régimes 
de compétitivité à l’échelle européenne

Le coût des combustibles et du CO2 
constitue une hypothèse centrale
Les coûts variables des centrales recouvrent pour 
l’essentiel ceux des combustibles (livrés aux cen-
trales) et ceux qui résultent des émissions de CO2. 
Il s’agit d’un paramètre de premier ordre, qui struc-
ture largement l’analyse économique et environne-
mentale des différents scénarios, de même que leur 
étude factuelle (l’ordre de préséance économique 
entre les moyens en dépendant largement). À titre 
d’illustration, les incertitudes persistantes sur la 
gouvernance du système européen d’échange de 
quotas et sur le prix du CO2 conduisent à des écarts 
très significatifs entre la valeur de marché du CO2 
et sa valeur tutélaire telle qu’elle résulte de nom-
breuses études publiques en France et à l’étranger. 

Il est donc nécessaire d’intégrer à l’étude 
des scénarios de coûts de combustibles et de 
CO2 permettant de couvrir le spectre des pos-
sibles, s’agissant du coût variable de produc-
tion en sortie des centrales électriques. 

La trajectoire médiane retenue reprend le scénario 
«	Current	 Policies	» de l’Agence internationale de 
l’énergie (AIE). Ce dernier suppose que seules les 
réglementations actuellement en vigueur seront 
retenues jusqu’en 2050, ce qui conduit à recourir 
encore largement aux énergies fossiles. Il intègre 
un prix de CO2 de 32 € par tonne en 2035. 

La trajectoire haute correspond au scénario 
« 450 ppm » ou « décarbonation » de l’AIE. Ce scé-
nario vise à limiter les émissions de CO2 de façon 
à respecter l’objectif de l’accord de Paris, à savoir 
maintenir la hausse des températures à la surface 
du globe en deçà de 2° C. Il prévoit un prix de CO2 
de 108 € par tonne en fin de période. Cette valeur 
est élevée par rapport aux niveaux actuels sur les 
marchés européens des quotas d’émissions, mais 
elle est conforme aux objectifs souscrits par la 
France et l’Europe, et est déjà intégrée à différentes 
politiques publiques :

 u elle correspond déjà à celle qui est retenue pour 
la valeur tutélaire du carbone pour 2030 (dès le 
rapport Quinet en 2008) ; 

 u la trajectoire d’évolution de la contribution 
 climat-énergie, telle que programmée par la loi 
de transition énergétique de 2015, conduit à 
intégrer un prix du carbone de 100 € par tonne 
en 2030, et la trajectoire inscrite au projet de 
loi de finances 2018 prévoit déjà de porter cette 
contribution à 86,2 € par tonne en 2022.

Enfin, une trajectoire basse a été établie de 
manière à tester une continuité avec l’existant. Elle 
s’appuie sur un scénario du ministère de l’énergie 
britannique, associé à un prix du CO2 de 5 € par 
tonne illustrant une économie atone et la non-prise 
en compte des objectifs climatiques.

Chaque scénario du Bilan prévisionnel est associé à 
une trajectoire de prix des combustibles et du CO2 
dans le cas de base, les variantes permettant de 
faire « jouer » cette hypothèse (scénarios Ampère 
et Watt pour la trajectoire haute, Volt et Hertz pour 
la trajectoire médiane, et certaines variantes pour 
la trajectoire basse	–	cf.	figure	2.10).	

L’évolution des coûts de combustible 
et du CO2 structure l’interclassement 
des moyens de production
Dans l’élaboration des scénarios du Bilan prévision-
nel, la prise en compte de trajectoires contrastées 
pour le prix des combustibles permet d’analyser 
les effets de bascule susceptibles d’intervenir, à 
l’échelle européenne, entre les différents moyens 
de production dès lors que leur compétitivité rela-
tive évolue. En effet, dans le système européen 
interconnecté, l’interclassement des moyens de 
production s’analyse à la maille européenne. 

À titre d’exemple, la mise en place d’un prix élevé 
du CO2 permet d’assurer la compétitivité des 
cycles combinés au gaz au détriment des groupes 
charbon. Pour autant, l’effet peut être moins 
immédiat à analyser dans certaines configura-
tion (le scénario Current Policies de l’AIE reposant 
ainsi à la fois sur un prix du CO2 moyen mais éga-
lement sur un prix du charbon peu élevé du fait 
d’une faible demande mondiale pour ce type de 
combustible). Le niveau de prix du CO2 qui permet 
la bascule entre les cycles combinés au gaz et les 
groupes charbon en France se situe ainsi, selon 
les scénarios de combustibles considérés, entre 
10 à 80 €/tonne (voir	également	chapitre	11).
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Les analyses présentées notamment dans les cha-
pitres 6 (scénario Ampère) et 8 (scénario Volt) 
illustrent également l’importance de ce paramètre 
pour l’économie des filières non-carbonées. 

2.2.3 Les scénarios peuvent illustrer 
la possibilité d’arbitrages économiques 
en faveur des EnR par rapport aux 
moyens thermiques

Dans plusieurs scénarios du Bilan 
prévisionnel, les EnR apparaissent 
comme une alternative pertinente, sur 
le plan économique, à des nouveaux 
moyens de production thermique
Historiquement, les études prévisionnelles consi-
déraient les filières éolienne et photovoltaïque 
comme non compétitives. Leur place dans le mix 
résultait donc uniquement du pilotage public. 

La baisse des coûts de ces filières et l’allongement 
de la durée de vie des installations (passage de 
20 ans à 30 ans pour la filière éolienne d’ici à 2035) 
dessinent un univers différent. Dans plusieurs 
configurations, certaines installations de production 
renouvelables deviennent compétitives par rapport 

aux filières thermiques. Des investissements non 
subventionnés peuvent alors apparaître, indépen-
damment des trajectoires régulées. Le volume 
d’énergies renouvelables installées en fin de période 
peut alors différer – mais à la hausse – par rapport 
aux cibles retenues par les pouvoirs publics.

Figure 2.11 Hypothèses d’interclassement des centrales au charbon et des cycles combinés au gaz (de technologies 
récentes) selon les scénarios en 2035 

Figure 2.12 Coût complet des énergies renouvelables – 
hypothèses issues de la consultation publique
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La compétitivité par rapport aux filières 
thermiques varie selon les filières renouve-
lables considérées, et dépend fortement des 
prix de combustibles et de CO2. Dans un scé-
nario de prix de combustibles et de CO2 moyens 
ou élevés, les études montrent que les filières 
éolienne et photovoltaïque peuvent se dévelop-
per sans soutien public en Europe dans les zones 
ayant les meilleurs facteurs de charge éoliens dès 
2025, puis en France aux alentours de 2030. En 
revanche, cet effet n’est pas observé avec des 
prix du carbone faibles.

Une analyse différenciée par filière
La comparaison des coûts complets des diffé-
rentes technologies est fréquemment utilisée pour 
apprécier la compétitivité croissante des éner-
gies renouvelables par rapport aux alternatives 
(construction de nouveaux moyens ou prolonga-
tion du nucléaire). Elle s’effectue en calculant le 
coût complet des filières (LCOE) rapporté à un 
mégawattheure produit, ce qui dépend de leurs 
coûts fixes et variables, ainsi que de leur nombre 
d’heures de fonctionnement. 

L’analyse graphique du coût complet des filières 
permet de visualiser que l’éolien, le photovol-
taïque au sol et le photovoltaïque sur toitures 
industrielles apparaissent comme des solutions 
de plus en plus compétitives par rapport à la pro-
duction des cycles combinés au gaz, dès lors que 
la trajectoire médiane est atteinte pour le prix 
du gaz et du carbone. Cette comparaison repose 
sur des valeurs retenues à l’issue de la consul-
tation publique sur l’évolution du prix des coûts 
des énergies renouvelables (et en tenant compte 
des coûts de raccordement et, pour la partie à 
la charge des producteurs dans la réglementation 
actuelle, des coûts de renforcement du réseau). 
Des variantes retenant un coût plus faible sont 
également étudiées au chapitre 11.

Cependant, l’analyse des coûts complets ne consti-
tue pas un outil adéquat pour évaluer la compétiti-
vité relative entre des filières à la production fatale 
au coût marginal nul et des filières à la production 
pilotable au coût marginal de production non nul.

À titre d’exemple, le coût complet de la production 
photovoltaïque apparaît très attractif par rapport 

à celui des moyens de production à base de gaz. 
Cependant la comparaison de la rentabilité éco-
nomique d’investissement dans ces deux techno-
logies doit également tenir compte des profils de 
production du photovoltaïque. Au fur et à mesure 
que le ce type d’installation se développera, les 
prix de marché durant ses heures de fonction-
nement baisseront et réduiront la rentabilité de 
nouveaux projets. L’écart des contributions capa-
citaires conduit également à des différences dans 
les revenus pouvant être perçus par le photovol-
taïque et les moyens pilotables. Ainsi le profil de 
production du photovoltaïque, relativement peu 
synchrone avec la consommation, limite le niveau 
de développement qui pourrait se financer unique-
ment par les marchés. 

Dès lors, c’est bien une analyse menée sur 
tous les pas de temps en intégrant les revenus 
perçus par chaque installation qui permet de 
déterminer un mix de capacité « économique » 
et de conclure sur la place que peut occuper 
chaque filière dans un scénario donné.

Figure 2.13 Interclassement des cycles combinés au 
gaz avec les énergies renouvelables sous différentes 
hypothèses de prix de combustibles et de CO2
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2.2.4 L’autoconsommation/
autoproduction est intégrée 
aux scénarios et trouve sa place 
dans toutes les configurations

Une modélisation de l’autoconsommation/
autoproduction basée sur l’intérêt 
individuel des consommateurs
Les scénarios du Bilan prévisionnel sont construits 
sur la base d’une modélisation économique de l’évo-
lution du parc. La modélisation porte sur le com-
portement d’investissement/désinvestissement des 
acteurs en réponse aux signaux de prix du marché 
et aux incitations réglementaires dont ils sont l’ob-
jet. Ce principe s’applique aux acteurs de marché, 
mais peut également concerner les particuliers. Dès 
lors, il est possible de construire une représentation 
« économique » de la pénétration de l’autoconsom-
mation en modélisant son développement à l’initia-
tive des acteurs individuels.

L’intérêt économique de l’autoconsommation pour 
un particulier peut être évalué sur la base de son 
propre intérêt financier. L’analyse pour la collec-
tivité nécessite un « passage à l’échelle », pour 
évaluer les conséquences collectives d’une agréga-
tion de choix individuels (approche « bottom-up »). 
Le passage à l’échelle permet de déterminer un 
volume de développement pour le photovoltaïque 
sur toitures résidentielles, ainsi qu’une capacité de 
stockage détenue par les particuliers dans l’optique 
d’optimiser leur autoconsommation (l’optimisation 
peut porter sur la facture ou sur la maximisation du 
taux de consommation autoproduite). De manière 
à bien identifier les résultats associés, ceux-ci sont 
restitués de manière déparée et détaillée dans le 
chapitre 10.

Des variantes permettent de rendre compte de 
l’influence du cadre de régulation, du coût des 
équipements (panneaux photovoltaïques ou instal-
lations de stockage individuelles), ou de l’engoue-
ment social (en représentant d’autres critères 
d’investissement que la seule projection de la ren-
tabilité). Là encore, ces variantes font l’objet d’une 
restitution spécifique au chapitre 10.

Dans tous les cas de figure analysés, 
un développement significatif de 
l’autoconsommation
Sous l’effet de la baisse des coûts des panneaux 
photovoltaïques, même en considérant des évolu-
tions du cadre de régulation qui seraient défavo-
rables à l’autoconsommation, le développement de 
l’autoconsommation devrait être significatif à l’hori-
zon 2025-2035. Les niveaux de dévelop pement 
atteints à l’horizon 2035 dépendent du scénario 
étudié mais portent dans toutes les diffé rentes 
configurations étudiées sur plusieurs  millions de 
foyers et pour plusieurs gigawatts. 

Au-delà des résultats par scénarios, cette tendance 
montre qu’un développement des panneaux 
solaires dans une logique de décisions décen-
tralisées fait partie du bouquet énergétique 
de demain.

Un intérêt supplémentaire porte sur les éventuels 
effets de concurrence qui pourraient en résulter avec 
d’autres filières, et notamment avec d’autres instal-
lations solaires (par exemple les centrales au sol). 
Ce bouclage général sera réalisé dans un second 
temps, mais fait partie des prolongements identifiés 
sur la base des résultats du Bilan prévisionnel. 

2.2.5 Effacements et flexibilités : 
la méthode développée dans l’étude 
« REI 5 » a été reprise et adaptée aux 
scénarios du Bilan prévisionnel

Une méthode pour passer d’une approche 
marginale à un déploiement global
Pour l’élaboration de scénarios de transition éner-
gétique intégrant une part croissante d’énergies 
renouvelables, la modélisation de la place des 
flexibilités n’est pas une question secondaire. 

Les premières études sur la mobilisation de flexi-
bilité dans le système électrique ont, le plus sou-
vent, reposé sur des approches marginales : sur la 
base d’un scénario donné, la valeur du « premier 
mégawatt » de flexibilité était déterminée. Or ce 
type d’approche présente l’évidente limite de ne 
pouvoir être extrapolé à un déploiement global, 
et de devoir être décliné pour chaque moyen de 
flexibilité. 
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Les travaux récents menés par RTE à la demande 
des pouvoirs publics sur la place et la valeur éco-
nomique des solutions de flexibilité smart grids ont 
permis de définir un cadre méthodologique partagé 
pour évaluer un niveau de déploiement de ces solu-
tions rationnel sur le plan économique, intégrant un 
passage à l’échelle ainsi que les potentiels effets de 
concurrence entre les différentes solutions de flexi-
bilité pour l’accès aux différents gisements de valeur 
(valeur sur les marchés de l’énergie, de la capacité, 
des réserves et services système). L’exemple pré-
senté à la figure 2.14 illustre les effets de concur-
rence entre filières selon les coûts projetés pour les 
batteries lithium-ion à horizon 2030 (sur la base du 
scénario « Nouveau mix 2030 » du Bilan prévisionnel 
2014, dont les caractéristiques sont très proches du 
scénario Hertz présenté au chapitre 7).

Du fait des temps de calculs associés, cette approche 
a été utilisée de manière partielle dans le cadre du 
présent Bilan prévisionnel. Sur la base des scénarios 
établis et restitués aux chapitres 5 à 9, une analyse 
détaillée des résultats en matière de flexibilité est 
présentée au chapitre 11. Elle pourra être ultérieure-
ment prolongée en réalisant un « bouclage global ». 

Les gisements technico-économiques de 
flexibilité ont été actualisés par l’ADEME
Les analyses du Bilan prévisionnel s’appuient sur 
une nouvelle représentation des gisements de 
flexibilité (puissances accessibles, caractéristiques, 

Figure 2.14 Niveaux économiquement pertinents 
de déploiement des solutions smart grids et des moyens 
de production thermique selon différentes hypothèses 
de coûts des batteries Li-Ion dans le scénario 
« Nouveau mix 2030 »
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Figure 2.15 Puissance effaçable dans l’industrie (MW) selon sa rémunération (€/kW) 
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coûts, etc.) issue des travaux publiés par l’ADEME 
en septembre 201714 (cf.	 figure	2.15). La repré-
sentation détaillée des « courbes d’offre » des 
 diffé rentes catégories d’effacements, c’est-à-dire 
des gisements d’effacements industriels acces-
sibles en fonction du niveau de leur rémunération, 
permet une meilleure modélisation du fonctionne-
ment du système, et notamment du développement 
« économique » de l’effacement de consommation. 

14.  ADEME, 2017. Effacement de consommation électrique en France – Évaluation du gisement potentiel d’effacement par modulation de process dans l’industrie 
et le tertiaire en France.

Les analyses menées précédemment par RTE 
montrent que la place que peuvent prendre 
ces solutions de flexibilité (les différentes 
formes de stockage et d’effacement de 
consommation) dépend essentiellement de 
l’existence ou non d’un besoin de nouvelles 
capacités pour assurer la sécurité d’approvi-
sionnement. Ce résultat est confirmé dans les 
analyses du Bilan prévisionnel 2017. 
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3. L’EUROPE :
UNE VISION RÉALISTE DES ÉCHANGES 

ENTRE PAYS QUI INTÈGRE LES 
INCERTITUDES SUR LES POLITIQUES 

ÉNERGÉTIQUES DE NOS VOISINS

Le Bilan prévisionnel est une étude de l’équi-
libre offre- demande profondément ancrée 
dans la réalité du fonctionnement de l’Europe 
de  l’énergie. Les flux d’électricité aux frontières 
ne sont pas décidés par les États, mais résultent 
d’arbitrages économiques sur des marchés inter-
connectés. Les échanges de la France dépendent 
des coûts variables des moyens de production en 
Europe et de leur disponibilité, qui varie d’heure en 
heure. La réalité du système électrique français est 
aujourd’hui celle d’un pays fortement exportateur 
la plupart du temps, et largement importateur dans 
certaines circonstances (pointes de consommation).

Dans ces conditions, la construction de scénarios 
d’évolution du mix en France doit nécessairement 
intégrer une représentation précise des échanges 
électriques. À cet effet, le Bilan prévisionnel modé-
lise directement le parc de production et la demande 
dans onze pays européens (en plus de la France), 
et détermine des échanges d’électricité heure par 
heure. Toutes les analyses présentées dans le docu-
ment en découlent : les échanges d’électricité sont 
un résultat de l’analyse, pas une hypothèse.

Cette modélisation de l’ensemble européen ne 
modifie pas la nature nationale de l’analyse réali-
sée. Par rapport aux exercices européens, la plus- 
value du Bilan prévisionnel réside dans sa capacité 
à analyser de nombreuses variantes à enjeu pour 
la France, tout en tenant compte des évolutions en 
cours dans les pays voisins. Les études réalisées à 
l’échelle européenne – comme le plan décennal de 
développement de réseau (TYNDP) – ou régionale – 
comme celles réalisées dans le cadre du Forum 
penta latéral de l’énergie, permettent d’apporter 
une vision complé mentaire de ces enjeux. 

Dans tous les cas de figure, les interconnexions 
transfrontalières sont amenées à se développer en 

Europe, et ce développement concerne largement la 
France. 

À l’horizon des cinq prochaines années, les projets 
pris en compte dans le Bilan prévisionnel sont ceux 
dont la réalisation apparait certaine (trois nouvelles 
interconnexions : l’une avec l’Italie, deux avec la 
Grande-Bretagne). 

À l’horizon des vingt prochaines années, RTE a 
construit trois trajectoires de développement des 
interconnexions. La plus haute repose sur le plan 
européen de développement du réseau ; la trajec-
toire médiane est basée sur le schéma décennal de 
développement du réseau français, établi par RTE 
et examiné par la CRE chaque année ; la trajectoire 
basse représente une réalisation très retardée des 
différents projets. Ces trajectoires conduisent à une 
augmentation significative de la capacité d’échanges. 
Pourtant, toutes sont associées à des dates de mise 
en service prudentes, et la modélisation mise en 
œuvre vise à représenter leur disponibilité réelle, qui 
diffère de leur capacité nominale.

Les analyses du Bilan prévisionnel permettent d’inté-
grer les principes directeurs des politiques énergé-
tiques de nos voisins : la maîtrise de la demande, 
les politiques de développement des énergies renou-
velables, ou encore les plans nationaux de sortie 
du charbon ou du nucléaire sont pris en compte au 
 travers de différentes trajectoires. 

Elles permettent également d’en restituer les 
incertitudes. Certaines variantes spécifiques sont 
ainsi testées : les conséquences d’un déclassement 
plus lent du charbon ou du lignite en Allemagne, 
un développement plus important du nucléaire au 
Royaume-Uni, ou encore le maintien de surcapa-
cités thermiques en Espagne ou en Italie. 
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3.1 L’interconnexion de la France est 
une réalité à prendre en compte pour bâtir 
les scénarios du Bilan prévisionnel 

3.1.1 Les échanges électriques 
dépendent de la compétitivité relative 
des moyens de production dans les 
différents pays européens 

Les interconnexions permettent de 
mettre en concurrence les parcs de 
chaque État membre
Historiquement, la construction des intercon-
nexions transfrontalières a obéi à un motif de 
sécurité d’approvisionnement. Pour répondre aux 
difficultés d’approvisionnement en électricité dans 
un pays, la possibilité d’importer de l’énergie depuis 
un pays voisin est en effet l’une des solutions les 
plus efficaces, qui permet de réduire les besoins de 
réserves dans chaque État. Le foisonnement géo-
graphique des aléas, qui atténue les conséquences 
de leur occurrence, est d’autant plus important 
que la sécurité d’approvisionnement des différents 
pays européens repose sur des fondamentaux dis-
semblables. Les spécificités nationales diminuent 
la corrélation des aléas, et permettent un plus haut 
degré de complémentarité et de secours mutuel. 

La mise en œuvre d’un marché européen de l’éner-
gie a conduit à pousser cette logique encore plus 
loin et permet à un fournisseur d’électricité de 
vendre son énergie à un client situé dans un autre 
pays d’Europe via les interconnexions transfronta-
lières. Celles-ci contribuent donc à optimiser écono-
miquement l’utilisation des moyens de production 
au sein de l’Union européenne. Dit autrement, elles 
constituent l’outil concret pour mettre en œuvre le 
marché intérieur de l’énergie et pour passer d’une 
logique d’optimisation nationale à une logique 
 d’optimisation européenne. 

Ce constat est important pour la construction du 
Bilan prévisionnel dans la mesure où les scénarios 
reposent en partie sur une modélisation écono-
mique des décisions d’investissement de la part 
des acteurs (voir	 chapitre	 2). Cette modélisation 

doit tenir compte de la compétitivité des moyens 
installés en France par rapport à ceux qui sont ins-
tallés dans les autres pays voisins afin de simu-
ler le fonctionnement effectif des marchés, des 
échanges et donc in	fine du système électrique. 

En moyenne, la France est un pays 
fortement exportateur, mais le solde 
varie fortement d’une année à l’autre
La France est traditionnellement un pays fortement 
exportateur d’électricité. Au cours des 15 dernières 
années, le bilan net a ainsi pu avoisiner 70 TWh, 
soit de l’ordre de 13 % de l’électricité produite 
en France. 

La comptabilité des échanges électriques d’un pays 
dépend de la compétitivité de son parc électrique 
installé, reflétée par ses coûts marginaux. À titre 
d’exemple, le déploiement des énergies renouve-
lables en Allemagne a profondément modifié le 
bilan électrique de ce pays : d’importateur net, il 
est devenu un exportateur important. 

Figure 3.1 Solde annuel des échanges électriques 
de la France depuis 2001
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Dans le mix électrique actuel, le bilan annuel des 
échanges électriques de la France dépend très 
large ment de la disponibilité du parc nucléaire. Les 
années de bonne disponibilité du parc conduisent 
à des situations très exportatrices, le nucléaire 
représentant une capacité de base très compéti-
tive sur les marchés européens. A	 contrario, les 
années marquées par des épisodes de faible dispo-
nibilité (2009, 2010, hiver 2016-2017) voient une 
réduction importante du solde. À titre d’exemple 
récent, le solde des échanges français a été très 
légèrement importateur en moyenne sur les mois 
de décembre 2016 et de janvier 2017.

La modélisation du système électrique 
interconnecté : une nécessité technique 
et réglementaire
Compte tenu des niveaux d’échanges atteints entre 
la France et les pays voisins, réaliser une étude de 
sécurité d’approvisionnement court terme ou effec-
tuer des études prospectives à plus long terme n’a 
plus de sens en « France isolée ». 

Une sous-estimation, voire une absence de prise 
en compte de l’apport des pays interconnectés 

amènerait à la construction en France de plus de 
capacités que ce qui est réellement nécessaire 
pour assurer la sécurité d’approvisionnement. 

Inversement, une surestimation de la contribution 
des capacités étrangères à la sécurité d’appro-
visionnement française risquerait de laisser le 
niveau de capacité passer sous le seuil requis par 
les pouvoirs publics. Afin de pallier ce risque, une 
approche prudente est retenue dans la modélisa-
tion du Bilan prévisionnel, et en cas d’incertitude 
sur une filière dans un pays frontalier, une hypo-
thèse de contribution basse est privilégiée. 

Depuis 2016, le décret relatif à l’élaboration du 
Bilan prévisionnel qui historiquement disposait que 
l’analyse de sécurité d’approvisionnement était 
réalisée à « France isolée » intègre la nécessité 
de modéliser les échanges avec les réseaux élec-
triques étrangers.

Dans les analyses du Bilan prévisionnel, 
le solde, la répartition et le volume des 
échanges constituent des résultats de 
l’analyse, et non une hypothèse
Tous les scénarios présentés dans le Bilan prévi-
sionnel sont construits sur la base d’une modéli-
sation explicite du fonctionnement du système 
électrique à l’échelle de l’Europe occidentale. 

Ce principe ne va pas de soi. Plusieurs modes de 
représentation des imports/exports sont en effet 
envisageables dans les études sur l’évolution du 
système électrique.

Le premier consiste à considérer le solde des 
échanges électriques comme nul (raisonnement en 
« France isolée ») ou comme une hypothèse fixée 
a priori. Ceci permet de simplifier la modélisation, 
et d’étudier des effets simples sur le mix. Plusieurs 
études et scénarios versés au débat public en 
France reposent sur ce type de modélisation. RTE 
estime néanmoins que le biais qui résulte d’une 
modélisation imparfaite des interconnexions est de 
premier ordre : le caractère européen du  marché 
de l’électricité est une réalité effective, et les 
raison nements économiques des acteurs de mar-
ché se font à l’échelle de l’Europe. Ceci n’invalide 
pas l’intérêt de certaines études basées sur une 
modélisation simplifiée, mais plaide a minima pour 

Figure 3.2 Échanges commerciaux transfrontaliers 
durant le mois de janvier 2017
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qu’elles soient complétées d’analyses spécifiques 
intégrant la dimension transfrontalière.

Une seconde option consiste à modéliser explici-
tement les échanges de la France avec ses voi-
sins : le solde électrique est alors un résultat du 
modèle. Il est nécessaire pour cela de représenter 
intégralement les parcs de production dans la zone 
interconnectée, et de simuler un interclassement 
européen des moyens de production (les plus com-
pétitifs – au sens de leurs coûts marginaux – sont 
démarrés pour alimenter la demande de toute la 
zone) sous contrainte des capacités de transit entre 
les pays. Cette seconde approche est celle qui 
permet une véritable analyse des options qui 
peuvent se présenter pour la France.

C’est la philosophie retenue par RTE :
 u les parcs de production de onze pays européens 
sont représentés dans la modélisation (Europe 
de l’Ouest) en plus de la France et certaines 
variantes sont prises en compte pour l’Alle-
magne, le Royaume-Uni, l’Espagne et l’Italie ;

 u les capacités d’échanges entre zones peuvent 
être paramétrées ;

 u l’interclassement est réalisé par pas de temps 
horaire, en tenant compte des contraintes de 
stock de certains moyens et des caractéristiques 
physiques des moyens de production (durée 
minimale de marche, paliers techniques, etc.).

3.1.2 Le Bilan prévisionnel et les 
études européennes sur l’évolution 
du système électrique : des visions 
complémentaires

Des études européennes pour évaluer 
la sécurité d’approvisionnement 
sur l’horizon de moyen terme
Deux études européennes portant sur l’évaluation 
de la sécurité d’approvisionnement à une maille 
régionale ou paneuropéenne ont aujourd’hui une 
 importance particulière en Europe : 

 u le Mid Term Adequacy Forecast (MAF) d’ENTSO-E ;
 u l’étude d’adéquation du Forum pentaléral (PLEF).

Le PLEF est une initiative lancée en 2005 par les 
ministres de l’énergie du Benelux, de l’Allemagne 
et la France, rejoints en 2011 par l’Autriche et la 

Suisse. Cette structure de coopération rassemble 
les auto rités nationales, les régulateurs, les ges-
tionnaires de réseau et les acteurs de marché des 
pays membres participant à ses travaux. Elle a mis 
à son programme de travail la réalisation d’une ana-
lyse conjointe de la sécurité d’approvision nement 
à une maille régionale (au sens supranationale et 
à un périmètre restreint par rapport à une étude 
paneuropéenne). Après une première publication 
en 2015, une nouvelle étude est en cours et sera 
rendue publique d’ici au début de l’année 2018. 
Cette étude est réalisée par les  gestionnaires de 
réseau des pays concernés.

Conformément à ses missions réglementaires 
définies par le 3e paquet énergie, l’association des 
gestionnaires de réseau européens (ENTSO-E) 
produit également une analyse de la sécurité 
d’appro visionnement au périmètre paneuropéen. 
Cette étude est réalisée chaque année. De nom-
breuses évolutions ont été apportées par les ges-
tionnaires de transport pour améliorer la qualité 
de cette étude et a conduit à la publication en 
2016 du premier MAF. La méthodologie employée 
dans ce nouvel exercice reprend pour l’essentiel 
les bonnes pratiques identifiées dans les études 
du PLEF ou du Bilan prévisionnel français. Par 
exemple, elle a permis à ENTSO-E de faire évo-
luer sa méthode d’une approche déterministe à 
une approche probabiliste dans les simulations 
réalisées sur le système électrique européen. 
En novembre 2017, la seconde étude MAF a été 
publiée présentant une évaluation des risques sur 
l’équilibre offre-demande des pays membres de 
l’ENTSO-E pour les horizons 2020 et 2025.

Ces études sont complémentaires 
du Bilan prévisionnel
Les différentes études portant sur l’horizon de 
moyen terme (2025 pour le MAF, 2023 pour le 
PLEF) permettent d’accroître la connaissance des 
systèmes voisins et des enjeux à court et moyen 
terme en Europe mais aussi de faire progresser, 
converger les méthodes et étalonner les outils de 
simulation.

Ainsi, les bases de données européennes collec-
tées servent en partie de base à la construction des 
hypothèses de parc de production et de consom-
mation à l’étranger pour le Bilan prévisionnel, 
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notamment pour les États membres ne disposant 
pas de documents de référence sur les évolutions 
de leur parc de production d’électricité. 

En ce qui concerne la modélisation du réseau 
 d’interconnexion pour les cinq prochaines années, 
les domaines d’échanges admissibles (domaines 
dits « Flow-Based») sur la zone France-Benelux-
Allemagne (CWE) utilisés dans le Bilan prévisionnel 
sont issus des travaux menés conjointement par 
les gestionnaires de réseau de la région dans le 
cadre du PLEF.

La vocation des études européennes est de fournir 
une vision synthétique de la situation européenne 
sous l’angle de la sécurité d’approvisionnement et 
d’identifier les ordres de grandeur principaux et 
points de vigilance mais sans rentrer dans le détail 
des moyens de pilotage du mix électrique défini 
par chaque État membre. 

A	 contrario, la plus-value technique du Bilan 
prévisionnel réside dans sa capacité à analyser 
de nombreuses variantes spécifiques et à enjeu 
pour la France. À titre d’exemple, les exercices 
européens ne peuvent prendre en compte les 
dernières annonces gouvernementales sur les 
évolutions du parc charbon, traiter de manière 
large la question de la place du nucléaire, ou 
encore intégrer avec un degré de finesse suffi-
sant la problématique de développement des 
flexibilités propre à la France et notamment du 
rôle de l’effacement. 

L’étude de référence réalisée par le gestionnaire 
de réseau de transport national permet donc de 
disposer de l’analyse la plus fine. Une telle ana-
lyse demeure aujourd’hui, et sans doute durable-
ment, difficile à réaliser dans le cadre d’une étude 
européenne. 

Une étude européenne qui propose 
des scénarios d’évolution du système 
électrique sur les dix à vingt prochaines 
années
Au-delà des études portant sur l’horizon de moyen 
terme, ENTSO-E publie tous les deux ans un rap-
port qui présente une vision commune de l’ave-
nir du système électrique : le Ten	Year	Network	
Development Plan (TYNDP). Ce schéma décennal 

européen est prévu par le 3e paquet et son rôle a 
été renforcé par le paquet « infrastructures » dans 
la mesure où il s’agit du document de référence 
permettant de définir les projets dits « d’intérêt 
commun » au niveau européen. 

L’objet de cette analyse est avant tout d’identifier 
les besoins d’investissements, en ce qui concerne 
les capacités d’interconnexion aux frontières ; 
néanmoins il présente également des perspec-
tives européennes sur l’équilibre entre l’offre et la 
demande. 

En effet, le TYNDP propose différents futurs pos-
sibles pour l’ensemble de l’Europe, chacun des 
scénarios présentant une logique intrinsèque. En 
ce sens, il s’agit de la même logique que celle 
retenue en France pour l’articulation entre le Bilan 
prévisionnel et le schéma décennal de développe-
ment du réseau de transport : des scénarios de 
transition énergétique sont élaborés et constituent 
ensuite le corps d’hypothèses permettant d’évaluer 
les besoins en développement pour le réseau de 
transport d’électricité. 

Le TYNDP 2016 présente quatre scénarios à 
 l’horizon 2030, appelés « Visions ». Ces visions se 
différencient selon le niveau de coopération euro-
péenne et l’effort de transition énergétique et de 
lutte contre le réchauffement climatique consenti 
par les États à l’horizon 2030. 

Le TYNDP 2016 a été publié en janvier 2017. Ses 
hypothèses ont été construites en 2014/2015, 
c’est-à-dire avant la promulgation de la loi relative 
à la transition énergétique pour la croissance verte 
et la première PPE. Le prochain TYNDP sera publié 
début 2019 et le travail d’élaboration des scéna-
rios est déjà largement avancé au sein d’ENTSO-E. 
Celui-ci couvrira une période d’étude s’étirant 
jusqu’en 2040.

Le problème de cohérence associé à la pério-
dicité et aux objectifs propres à chaque type 
d’études perdurera. Il met également en évi-
dence la complé mentarité entre celles réalisées 
au niveau européen – nécessitant une forte 
contrainte temporelle pour disposer de scénarios 
partagés à l’échelle de l’ensemble des membres 
de l’Union européenne – et celles réalisées au 
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1. EENS, Expected energy not supplied

niveau national – permettant de tester de mul-
tiples variantes sur les possibles orientations du 
mix électrique national. En effet, les marges de 
manœuvre pour tester différentes variantes dans 
les scénarios de transition énergétique se limitent 
au fur et à mesure de l’élargissement du péri-
mètre géographique concerné par les études.

À titre d’exemple, les scénarios du Bilan prévi-
sionnel permettent de faire varier six para-
mètres principaux pour chaque scénario, ce qui 
conduit à la simulation d’un nombre de variantes 
très supérieur aux exercices européens, afin de 
publier des informations robustes permettant 
d’accompagner la prise de décision publique au 
niveau français. 

Le TYNDP n’a pas vocation à capter l’ensemble de 
ces éléments et ne pourrait le faire (notamment 
pour les contraintes temporelles présentées supra), 
et à ce titre il ne peut se substituer à l’exercice long 
terme du Bilan prévisionnel.

Enfin, l’exercice du TYNDP conduit à l’évaluation 
de nombreuses interconnexions transfrontalières 
notamment dans le but de préparer la liste des 
projets d’intérêt commun dans le cadre du paquet 
« infrastructures » : cela conduit à des trajectoires 
très ambitieuses en matière de développement 
du réseau entre les pays européens. Cet exercice 
constitue une référence que les études réalisées 
par les GRT nationaux doivent prendre en compte. 
Néanmoins, des analyses de sensibilité doivent 
pouvoir être réalisées (par exemple : pour tenir 
compte de la temporalité dans la construction des 
nouveaux projets d’interconnexion qui constituent 
un point de vigilance pour l’ensemble des États 
membres et de la Commission européenne). Le 
TYNDP ne peut réaliser cet exercice ; en revanche, 
ce travail a été effectué dans le cadre du Bilan 
prévisionnel et est présenté dans la suite de ce 
chapitre. 

Un critère de risque de défaillance : 
une norme désormais largement 
utilisée en Europe 
Les pays européens sont désormais nombreux 
à adopter un critère de risque de défaillance. La 
durée moyenne de défaillance (« LOLE » pour Loss 
of load expectation) est le critère le plus répandu 
parmi les membres de l’Union européenne, 
éventuel lement complété par d’autres critères 
comme l’énergie non distribuée. Cet élément doit 
être pris en compte dans les études d’équilibre 
 offre-demande. 

Une étude de 2016 du Joint Research Center de 
la Commission européenne dresse un panorama 
des différents indicateurs retenus par les États 
membres.

La Grande-Bretagne et la Belgique ont adopté 
une valeur de défaillance équivalente à celle de la 
France. L’Irlande ou le Portugal ont fait le choix 
d’un critère fixé à 8 h par an en moyenne, alors 
que l’Allemagne, l’Espagne ou l’Italie pour lesquels 
les études montrent un risque de défaillance très 
faible, ne formalisent pas explicitement de critère 
de sécurité d’approvisionnement.

La dernière proposition législative de la Commission 
européenne conduirait à généraliser cette logique 
de définition d’un critère de sécurité d’approvi-
sionnement dans chacun des États membres de 
l’Union européenne. Une harmonisation du choix 
de l’indicateur retenu est également proposée par 
la Commission européenne – même si le niveau 
effectif serait in	fine	fixé par chaque État membre. 
L’indicateur retenu par la Commission européenne 
est l’énergie non distribuée (« EENS1 »), dont la 
méthodologie de calcul serait confiée à ENTSO-E. 

Pour le système électrique français, cette évolution 
conduirait à passer d’un critère de sécurité d’appro-
visionnement fondé sur une logique de durée de 
défaillance « acceptable » définie par les pouvoirs 
publics à une logique de prix « acceptable » défini 
par les pouvoirs publics sur la base d’un indicateur 
pré-calibré au niveau européen.
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3.2 Dans tous les cas de figure, 
les interconnexions avec les pays voisins 
se développent

3.2.1 À l’horizon des cinq prochaines 
années : des projets dont la réalisation 
semble certaine et qui accroîtront le 
potentiel d’échanges de la France

De nouvelles interconnexions 
renforceront les capacités d’échanges 
dès le moyen terme
Aujourd’hui, le réseau électrique français est 
 physiquement relié à ses voisins européens par 
cinquante liaisons transfrontalières. 

De nouveaux ouvrages d’interconnexion sont en 
cours de construction, et devraient être mis en 
 service d’ici à 2021 :

 u la liaison à courant continu Grande-Île–Piossasco 
(de Chambéry à Turin) augmentant en 2021 la 
capacité d’échanges entre la France et l’Italie de 
1 000 MW ; 

 u deux nouvelles liaisons à courant continu entre 
la France et la Grande-Bretagne (projets IFA 2 
et ELECLINK), chacune d’une capacité de 
1 000 MW. Les hypothèses retenues prévoient 
des mises en service respectivement en 2020 
et en 2021.

Tous ces projets sont qualifiés d’intérêt commun 
au sens du paquet « infrastructures ».

Pour chacune de ces liaisons, les dates de mise en 
service retenues correspondent à des hypothèses 
prudentes. Ceci permet de proposer un diagnostic 
fiable pour alimenter les prises de décisions de 
déclassement d’une partie du parc de production 
français, dans le respect du critère de sécurité 
d’approvisionnement. 

S’agissant de la liaison avec l’Italie, RTE a obtenu les 
autorisations nécessaires. Du côté français, les tra-
vaux sont en cours (chantier principal de construction 
de la liaison depuis 2015, chantier de construction de 
la station de conversion depuis 2016).

Le projet IFA 2 a obtenu ses autorisations adminis-
tratives en France et en Angleterre en 2017. Les 
appels d’offres relatifs à la construction de cette 
nouvelle infrastructure (lancés en 2015) ont été 
attribués en mars 2017. Les travaux ont commencé 
à l’automne 2017 (pour les travaux à terre au poste 
de raccordement) et se poursuivront jusqu’en 2020 
(pour les travaux de la liaison sous-marine et la 
construction des stations de conversion).

Le projet ELECLINK est mené par une société filiale 
du groupe Eurotunnel, qui a obtenu une dérogation 
des régulateurs français et anglais pour réaliser et 
exploiter une interconnexion en courant continu 
entre la France et l’Angleterre. Le raccordement 
de l’interconnexion au réseau public de transport 
d’électricité a fait l’objet d’une convention entre 
RTE et ELECLINK et les travaux sont en cours. 

Le schéma décennal de développement du réseau 
2016 ainsi que les bilans et perspectives régionaux 
publiés par RTE pour les régions Auvergne-Rhône-
Alpes, Normandie et Hauts-de-France fournissent 
des éclairages complémentaires sur la consistance 
technique de ces différents projets.

3.2.2 À l’horizon des vingt prochaines 
années : trois trajectoires qui rendent 
compte des incertitudes sur le niveau 
et la rapidité de renforcement 
des interconnexions

Des projets d’interconnexion 
à long terme sont à l’étude sur 
chacune des frontières 
Un réseau européen bien interconnecté est indis-
pensable pour réussir l’intégration des énergies 
renouvelables. Cette ambition a été réaffirmée 
dans le paquet « Une énergie propre pour tous les 
Européens », publié par la Commission européenne.
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Les besoins de développement du réseau européen 
sont identifiés dans le TYNDP. Chacun des projets 
d’interconnexion considérés fait l’objet d’une ana-
lyse de valorisation économique dans le cadre de 
ces travaux de ENTSO-E, mais également d’études 
approfondies au sein de RTE. Pour chaque projet, 
les analyses mettent en regard les coûts et les béné-
fices attendus. L’économie en coût de combustible 
apportée par la meilleure utilisation des moyens 
de production européens (le bien-être collectif, ou 
« SEW » pour social economic welfare) et l’économie 
possible en moyens de production ou d’effacement 
(la valeur capacitaire) sont comparées aux coûts 
d’investissement et d’exploitation de l’ouvrage, au 
coût généré par l’accroissement des pertes et au 
coût des éventuels renforcements de réseau néces-
saires pour lever les contraintes internes.

En cohérence avec le TYNDP, le Schéma décennal 
de développement du réseau présente la meilleure 
information connue de RTE du développement des 
projets d’interconnexion entre la France et les pays 
voisins.

Des renforcements significatifs des 
capacités d’échanges avec les pays 
voisins sont prévus par les trois 
trajectoires d’interconnexion 
Pour l’analyse de l’équilibre offre- demande à tous 
les horizons de temps, le Bilan prévisionnel  s’appuie 
sur différentes trajectoires pour le dévelop pement 
des interconnexions transfrontalières. Toutes pré-
voient un renforcement des capacités d’échanges 
entre la France et ses voisins, en cohérence avec 
l’ensemble des études réalisées en France et en 
Europe. 

En raison de l’ampleur des projets et des incer-
titudes pouvant exister sur la mise en service 
des différents ouvrages, trois trajectoires ont 
été construites. Ces trajectoires reposent sur un 
même point de passage en 2022, puis évoluent de 

manière contrastée et aboutissent à des valeurs 
différentes à partir de 2025.

Les trois trajectoires retenues sont toutes appuyées 
sur des exercices publics – SDDR et TYNDP – et 
ayant fait l’objet de consultation publique des 
acteurs au niveau français et européen. 

La trajectoire médiane s’appuie sur la dernière 
version du schéma décennal de développement du 
réseau (SDDR 2016) pour ce qui concerne la liste 
des projets. S’agissant des dates de réalisation, 
elle adopte une posture prudente.

La trajectoire haute s’appuie sur les projets concer-
nant la France listés par le TYNDP 2016 (projets « MT 
projects », « LT projects », « Future »). S’agissant 
des dates de réalisation, cette trajectoire ne retient 
pas directement les dates indiquées par l’exercice 
européen, très ambitieuses pour certaines. Les 
dates retenues reposent sur une analyse des pro-
jets tenant compte du retour d’expérience sur la 
durée réelle de mise en service, à pleine capacité, 
des nouvelles interconnexions. Certains projets ne 
sont donc pas considérés dans l’horizon d’étude2.

La trajectoire basse prévoit le développement diffé-
 ré de certains des projets retenus dans la trajectoire 
médiane. Certains projets ne sont donc pas comp-
tabilisés sur la période étudiée. Cette trajectoire 
conduit à un développement plus lent que dans la 
trajectoire médiane, basée sur le SDDR 2016, dans 
le but de donner des informations sur la robustesse 
des scénarios de transition énergétique retenus. 

Pour toutes les trajectoires, ce n’est pas la capacité 
installée mais une capacité d’interconnexion effec-
tive qui est utilisée dans les simulations. Celle-ci 
est déterminée en procédant à un abattement for-
faitaire par rapport aux capacités théoriques, afin 
de tenir compte des aléas affectant la disponibilité 
et l’utilisation des ouvrages. 

2.   Du fait du principe de prudence dans les date de mise en service :
 -  sur la frontière britannique, seuls deux des trois projets identifiés dans le TYNDP au-delà d’IFA 2 et Eleclink sont considérés comme mis en service 

sur l’horizon d’étude ;
 -  sur la frontière espagnole, les projets « Transpyrénéens » ne sont pas considérés comme mis en service sur l’horizon d’étude.
 Ces hypothèses sont cohérentes avec les orientations retenues par la Commission de régulation de l’énergie dans sa délibération sur le SDDR 2016. 
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PARAMÈTRE CLÉ N°5 : TRAJECTOIRE D’ÉVOLUTION  
DES CAPACITÉS TRANSFRONTALIÈRES D’INTERCONNEXION

Trois trajectoires d’évolution des capacités d’échanges 
ont été construites, reposant sur un même point de 
passage en 2022, puis évoluant de façon contras-
tée : (i) une trajectoire médiane basée sur le schéma 
décennal de développement du réseau 2016 ; (ii) une 
trajectoire haute intégrant les projets listés par le 
TYNDP 2016 avec un calendrier affiné ; et (iii) une 

trajectoire basse retenant un développement différé 
de certains des projets retenus dans la trajectoire 
médiane.

La façon dont ces hypothèses sont utilisées dans les 
analyses de scénarios et de variantes est résumée 
dans le tableau ci-dessous.

Figure 3.3 Trajectoires d’évolution des capacités 
d’import en hiver retenues dans le Bilan prévisionnel

Figure 3.4 Trajectoires d’évolution des capacités 
d’export en hiver retenues dans le Bilan prévisionnel 

Tableau 3.1 Hypothèses de trajectoires d’évolution des capacités d’interconnexion retenues  
pour l’analyse à moyen terme et les différents scénarios
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Les trajectoires d’interconnexion prises 
en compte par RTE restituent fidèlement 
l’éventail des univers envisagés dans 
les différentes études existantes
Dans la mesure où les interconnexions jouent for-
tement sur le résultat des études dans un exer-
cice comme le Bilan prévisionnel, les trajectoires 
doivent traduire correctement les enjeux des dis-
cussions en cours tout en permettant de tester des 
visions contrastées.

Bien que ces trajectoires puissent paraître très 
ambitieuses, il est important de noter qu’elles 
retiennent toutes des hypothèses prudentes pour la 
mise en service des nouvelles interconnexions. Ceci 
est cohérent dans le cadre d’un exercice qui vise 
à tester différentes variantes autour de scénarios 
de transition énergétique pouvant être conduits en 
France. La trajectoire basse, en particulier, se veut 
conservatrice par rapport aux exercices dédiés au 
développement de réseau et fait figure de «	stress	
test	» en cas de retards sur les projets (retards pou-
vant être indépendants des actions prises par RTE). 

Par ailleurs, ces trajectoires ne sont pas les plus 
ambitieuses retenues pour l’interconnexion du sys-
tème électrique français. 

Par construction, le TYNDP conduit à des trajectoires 
volontaristes, dans la mesure où il se doit d’étudier 
tous les projets candidats au label de projets d’intérêt 
commun, conformément aux dispositions du paquet 
infrastructures, sans discrimination. Les projets sont 
donc plus nombreux et les exercices successifs du 
TYNDP peuvent conduire à des adaptations en fonc-
tion de la poursuite ou non de certains projets.

Par ailleurs, d’autres études de R&D européennes, 
comme le projet e-Highway 2050 ou l’étude Power 
revolution de Greenpeace, prévoient des développe-
ments d’interconnexion encore plus prononcés que 
ceux retenus dans TYNDP 2014 entre 2030 et 2050. 
Par exemple, Greenpeace prévoit pour la France au 
moins 20 GW de capacités d’interconnexion sup-
plémentaires dans son Energy revolution scenario 

2030 (notamment avec Espagne, Italie, Royaume 
Uni), alors même que la philosophie de cette étude 
est de minimiser les extensions de réseau. 

Les études publiées par la Commission européenne 
dans le cadre de son analyse de l’impact des propo-
sitions du paquet législatif « Énergie propre pour 
tous les Européens » sont basées sur les scéna rios 
2030 d’ENTSO-E. Elles supposent donc une trajec-
toire plus ambitieuse que celle retenue dans le 
cadre du Bilan prévisionnel. 

Au-delà de ces éléments permettant d’apprécier 
les choix retenus par RTE dans le Bilan prévisionnel 
au regard d’autres exercices publics en matière de 
développement des interconnexions, une vigilance 
spécifique doit être portée sur l’interconnexion avec 
la Grande-Bretagne et constitue un élément nou-
veau. Ce contexte a été intégré dans le cadre des 
travaux de RTE afin de rendre compte des incerti-
tudes concernant les modalités d’échanges d’éner-
gie entre la France et la Grande–Bretagne qui 
découleront des modalités d’accord retenues avec 
l’Union européenne dans le cadre du Brexit. La vigi-
lance spécifique se justifie notamment au regard 
des travaux annoncés par la CRE dans la délibé-
ration relative au SDDR 2016. Celle-ci fait men-
tion d’une étude spécifique sur les interconnexions 
 franco-britanniques pouvant conduire à réinterroger 
la pertinence de certains projets d’interconnexion. 
Cette étude n’est pas encore publique. 

Dans chaque scénario, la sensibilité 
au niveau d’interconnexion et la 
cohérence économique de la trajectoire 
d’interconnexion proposée sont analysées
Une trajectoire d’interconnexion est associée à 
chacun des scénarios. La cohérence entre l’évolu-
tion du mix électrique envisagée et la trajectoire 
de développement des interconnexions est ensuite 
vérifiée a posteriori. 

L’analyse de cohérence menée consiste à vérifier 
sur la fin de l’horizon d’étude (en 2035) que le béné-
fice marginal de l’ensemble des interconnexions4 

4.  Le bénéfice économique d’une augmentation de la capacité d’interconnexion résulte des échanges supplémentaires ainsi permis. Cette valeur est d’autant 
plus importante que l’écart de prix entre les deux zones (par exemple la France et l’un de ses voisins) est lui-même important avant l’augmentation de la 
capacité. La capacité d’interconnexion supplémentaire permet au pays avec le prix le plus bas de produire davantage et de vendre plus d’énergie et au pays 
avec le prix le plus bas de produire moins et d’économiser du combustible. 
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est supérieur au coût annualisé de l’ensemble des 
nouveaux projets d’interconnexion5. Il ne s’agit pas 
d’une analyse projet par projet. En effet, les inter-
connexions (s’agissant de leur valeur marginale) 
et les nouveaux projets (s’agissant de leur coût) 
sont considérés conjointement et non individuel-
lement. À l’inverse, une analyse projet par projet 
nécessiterait de se fonder sur une prise en compte 
fine des contraintes, coûts et bénéfices (valeurs 
marginales) individuels correspondant à chaque 
configuration. Une autre différence par rapport aux 
exercices d’évaluation projet par projet consiste à 
ne réaliser l’analyse que dans la configuration du 
scénario de base alors que les exercices du TYNDP 
ou les études préalables aux décisions d’inves-
tissement évaluent les projets dans différentes 

situations de production, de demande, de prix des 
combustibles et du CO2. Et ne sont retenus dans 
ces exercices que les projets présentant le plus 
de valeur et les plus robustes dans ces différentes 
configurations. Compte tenu de l’approche simpli-
fiée du Bilan prévisionnel et de ces différences par 
rapport aux exercices d’évaluation projet par pro-
jet, une analyse positive au niveau de la trajectoire 
globale peut masquer de fortes disparités (certains 
projets étant très rentables alors que d’autres ne 
le seraient pas).

La faculté de disposer de différentes trajectoires 
d’interconnexion permet d’étudier la sensibilité des 
scénarios du Bilan prévisionnel au développement 
effectif des interconnexions transfrontalières. 

5.  Par exemple, dans le TYNDP, l’annualisation des coûts d’investissement des projets d’interconnexion est réalisée en considérant une durée de vie de 25 ans 
et un taux d’actualisation de 4,5 %. 
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3.3 Les pays voisins de la France sont 
modélisés afin de prendre en compte 
les conséquences de leurs politiques 
énergétiques

3.3.1 La modélisation intègre la 
thermosensibilité des différents pays

La consommation dans les pays voisins 
de la France est intégrée à l’analyse 
équilibre offre- demande réalisée dans 
le cadre du Bilan prévisionnel.
Parmi les nombreux paramètres à prendre en 
compte pour modéliser la demande, la thermo-
sensibilité de la consommation électrique joue un 
rôle spécifique. Elle constitue en effet le risque 
principal pesant sur la sécurité d’approvision-
nement en France.

Dès lors, il est important dans le Bilan prévisionnel 
de disposer d’une vision précise de la sensibilité 
de la consommation à la température sur toute la 
zone modélisée, et ainsi des appels de puissance 
lors des périodes de froid. Les impacts possibles 
sur les possibilités d’échanges d’énergie entre la 
France et les autres pays d’Europe dans ces situa-
tions en dépendent directement.

La sensibilité de la consommation électrique aux 
aléas climatiques, et principalement aux variations 
de température, diffère selon les saisons et les pays 
européens. Ainsi, la consommation électrique aug-
mente en hiver lorsque les températures diminuent 
pour satisfaire les besoins de chauffage. Cette sen-
sibilité s’observe principalement dans le secteur 
résidentiel, qui engendre les principales variations 
de consommation en hiver. L’été, la consomma-
tion augmente avec l’élévation des températures 
pour satisfaire les besoins de rafraîchissement et de 
clima tisation, concernant principalement le secteur 
 tertiaire où de nombreuses surfaces sont climatisées.

Au niveau européen, la thermosensibilité d’hiver 
est nettement plus importante que celle d’été. C’est 
en France que le phénomène est le plus marqué 
avec un gradient de consommation bien supérieur 

à celui de la Grande-Bretagne, de l’Allemagne 
ou de l’Italie (où l’influence est respectivement 
2,5 fois, 4,5 fois et 6 fois moins forte). Aujourd’hui, 
la thermo sensibilité française hivernale représente 
40 % de celle de l’ouest de l’Europe. 

Bien que relativement faible en France, la thermo-
sensibilité d’été est pourtant non négligeable dans 
les pays du sud de l’Europe tels que  l’Italie et 
l’Espa gne. Dans ces pays, la consommation esti-
vale peut atteindre des niveaux équivalents ou 
supérieurs à la consommation hivernale, consé-
quence de l’usage de la climatisation.

À l’horizon 2035, la thermosensibilité des pays 
européens est appelée à s’accroître en raison de 
la dynamique d’électrification du chauffage, qui 
pourrait intervenir de manière marquée dans les 

Figure 3.5 Consommation électrique journalière 
en fonction de la température
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pays européens ayant peu ou pas du tout déve-
loppé le chauffage électrique. Ainsi, la puissance 
appelée deviendrait de plus en plus importante 
sur les heures chargées synonymes d’aléas clima-
tiques en particulier en Allemagne et en Grande-
Bretagne. La sensibilité aux conditions extrêmes 
devrait néanmoins rester toujours plus importante 
en France que dans les autres pays.

3.3.2 Les hypothèses d’évolution 
du mix électrique des pays voisins 
conditionnent les échanges d’énergie 
aux frontières et la production effective 
du parc français 

Afin de prendre pleinement en compte les consé-
quences de l’évolution des systèmes électriques 
voisins sur la sûreté d’approvisionnement en 
France, les analyses du Bilan prévisionnel modé-
lisent explicitement l’évolution des parcs de pro-
duction au sein des différents pays du système 
électrique ouest-européen. 

L’évolution des systèmes électriques 
en Europe : des dynamiques difficiles à 
appréhender de manière précise
Les hypothèses retenues sur l’évolution des mix 
électriques des pays voisins de la France doivent 
refléter les tendances majeures retenues par ces 
différents États afin d’être en mesure d’appréhender 
l’impact de ces évolutions sur la sécurité d’approvi-
sionnement en France et sur les échanges d’élec-
tricité entre la France et ses voisins, ainsi que les 
incertitudes dans la réalisation de ces tendances. 

L’exercice se heurte néanmoins à plusieurs 
difficultés : 
(i)   Tous les pays européens ne réalisent pas 

d’exercices prospectifs publics permettant 
de disposer d’informations sur les possibles 
scéna rios d’évolution de leurs mix de produc-
tion d’électricité.

(ii)  Pour les pays européens qui réalisent ce type 
d’exercice, les horizons temporels retenus 
pour ces exercices ne sont pas nécessaire-
ment identiques à ceux retenus pour le Bilan 
prévisionnel. C’est par exemple le cas de 
l’Allemagne : le Netzentwickungsplan (NEP) 
publié en 2017 porte sur l’horizon 2030. 

(iii)  Plusieurs exercices européens – comme les 
données remontées par les GRT européens 
dans le cadre du TYNDP et du MAF – peuvent 
être utilisés comme base de données mais se 
heurtent également à la question de la tem-
poralité (horizon d’étude) et de la date de 
collecte des données. En effet, les décisions 
politiques évoluent rapidement, notamment 
sur l’évolution du développement des éner-
gies renouvelables, et il peut donc être com-
pliqué de disposer de données à jour sur la 
traduction de ces objectifs politiques. 

Dans le cadre du Bilan prévisionnel, RTE s’est donc 
attaché à capter les principales tendances d’évo-
lution des parcs étrangers en s’appuyant sur des 
données externes et, si possible, en comparant 
plusieurs données. Par exemple, dans le cadre de 
l’Allemagne et du Royaume-Uni, il est possible de 
disposer d’informations dans les plans nationaux 
ainsi que dans le TYNDP. 

Parmi ses grandes tendances d’évolution, les prin-
cipales sont les suivantes :
(i)   Un fort développement des énergies 

renouvelables dans les différents pays 
européens, conformément aux objectifs 
politiques définis au niveau européen. 
Dans un souci de cohérence par rapport aux 
trajectoires retenues pour la France, trois tra-
jectoires de développement des énergies 
renouvelables ont été définies. Ce point est 
détaillé dans les paragraphes suivants.

(ii)  Un déclassement progressif des parcs 
charbon sur la base de critères politiques 
ou techniques. À titre d’exemple, l’Alle-
magne propose dans le NEP des trajectoires 
de déclassement de ses centrales au charbon 
et au lignite, et le Royaume-Uni a annoncé 
récemment sa volonté de sortir de cette filière 
d’ici à 2025. 

(iii)  Une fermeture des centrales nucléaires 
selon le rythme annoncé par les différents 
pays frontaliers de la France, à l’excep-
tion du Royaume-Uni qui prévoit de nou-
veaux investissements dans le nucléaire. 

Pour ces différentes filières, plusieurs trajectoires 
ont été retenues dans le cadre du Bilan prévision-
nel afin d’analyser la sensibilité des résultats, tant 
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PRISE EN COMPTE DES ÉCHANGES DANS LES ANALYSES CO2

Le système électrique français est actuellement peu 
carboné (environ 50 g par kWh produit, nettement 
sous la moyenne européenne). En Europe, la produc-
tion électrique est en revanche le premier  secteur 
émetteur, avec 36 %6 des émissions de CO2 dues à 
la combustion d’énergie.

En fonction de l’évolution des mix énergétiques en 
Europe, le niveau croissant d’interconnexion avec 
le reste de l’Europe pourrait impliquer de forts 
volumes d’échanges (avec des capacités d’inter-
connexion inférieures à aujourd’hui, le solde net 
exportateur avait déjà atteint un maximum de 
76 TWh7 en 2002). 

Compte tenu des structures de mix différentiées sur 
le plan des émissions de CO2 entre la France et le 
reste de l’Europe, le sens et les volumes des échanges 
jouent un rôle important pour mettre en regard les 
émissions produites en France avec celles évitées ou 
produites à l’étranger du fait de ces échanges. Des 
exports massifs de production faiblement carbonée 
pourraient éviter certaines émissions ailleurs en 
Europe. De même, les situations d’imports impliquent 
des émissions complémentaires en Europe. 

Afin d’évaluer ces effets, la modélisation adop-
tée et la méthode de calcul précisée dans le cha-
pitre 2 permettent de calculer pour chaque pas 
horaire et sur l’ensemble du périmètre modé-
lisé, les émissions des différentes technologies 
de centrales selon les hypothèses structurantes 
d’un scénario. 

D’autres facteurs, appliqués sur chaque pas 
horaire, peuvent être modélisés comme par 
exemple l’impossibilité d’exporter ou d’importer. 
La prise en compte de ces contraintes couplantes 
permet d’évaluer l’impact des imports ou des 
exports français sur les émissions du système 
complet dans une logique « toute chose égale par 
ailleurs », notamment sans modifier le parc ins-
tallé en Europe. 

La modélisation d’Europe de l’Ouest permet ainsi 
d’enrichir les analyses CO2 par l’évaluation d’un 
bilan net des émissions de CO2, c’est-à-dire le 
résultat entre les émissions de CO2 en France plus 
celles engendrées ailleurs par les imports moins 
celles évitées ailleurs par les exports.

6.  Chiffres clés du climat édition 2018.
7.  https://clients.rte-france.com/lang/fr/visiteurs/vie/historiques_bilan_annu_2002.jsp

en matière de sécurité d’approvisionnement pour la 
France que sur les impacts concernant les échanges 
d’électricité aux frontières. Ces différentes trajec-
toires sont décrites dans les paragraphes suivants. 

Pour les autres filières, en cohérence avec les prin-
cipes retenus pour la modélisation du système 
électrique français (chapitre	2),	le développement 
ou le déclassement d’installations n’est pas fixé 
a priori mais résulte d’un bouclage économique 
visant à représenter les décisions des acteurs en 

concurrence. Ce principe d’élaboration a été pré-
senté lors de la consultation publique organisée au 
printemps sur le Bilan prévisionnel.

Ce choix semble le plus à même de refléter la 
réalité des enjeux européens, alors que des ques-
tions de rentabilité sur ce type d’installations ont 
émergé au cours des dernières années et que 
 plusieurs producteurs en Europe font état de possi-
bilité de mettre sous cocon ou d’arrêter certaines 
installations. 
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Le corollaire d’une modélisation économique du 
développement de certaines filières est qu’il peut 
exister des différences entre le parc de production 
issu du modèle et les trajectoires publiques annon-
cées par certains États. Ces différences sont sou-
vent de même nature : dans un système fortement 
interconnecté, le dimensionnement des parcs cor-
respondant à la somme des programmes nationaux 
est supérieur à celui qui résulte d’une modélisation 
économique des décisions des acteurs à l’échelle de 
toute la plaque. Ainsi, l’utilisation d’une boucle éco-
nomique conduit à installer moins de moyens que ne 
le prévoient certains scénarios nationaux (c’est par 
exemple le cas pour les cycles combinés au gaz), et 
ce même si la modélisation intègre l’existence de 
dispositifs de nature capacitaire conduisant à res-
pecter un critère de sécurité d’approvisionnement. 

Les résultats présentent l’avantage de reposer sur 
un équilibre économique (les installations de pro-
duction sont supposées pouvoir trouver leur renta-
bilité sur les marchés ou, le cas échéant, par des 
mécanismes de soutien) et de ne pas conduire à 
des parcs surcapacitaires, qui pourraient biaiser 
l’analyse en matière de sécurité d’approvision-
nement menée pour la France.

En complément de cette analyse économique, des 
variantes sont possibles pour tenir compte de la 
possibilité de parcs thermiques plus importants 
(pouvant résulter, par exemple, de retards dans 
l’ajustement économique à l’échelle européenne, 
ou de nombreux autres facteurs pouvant conduire 
un exploitant à maintenir en service une unité 
ne couvrant pas ses coûts opérationnels sur les 
 marchés de l’électricité) :

 u toutes choses égales par ailleurs, ces variantes 
conduisent de manière systématique à accroître 
la sécurité d’approvisionnement en France et 
sur la plaque européenne ;

 u en revanche, elles peuvent conduire à dégrader 
l’équation économique pour certaines installations.

Certaines de ces variantes ont été testées, notam-
ment dans le scénario Volt qui prévoit un haut 
niveau d’exports. 

Trois trajectoires pour le développement 
de l’éolien en Europe
Le développement de la filière éolienne en Europe 
est principalement soutenu par la mise en place 
de mécanismes de soutien, fixés à l’échelle natio-
nale. Reposant le plus souvent sur des tarifs d’achat 
garantis, ils ont contribué au développement de la 
filière. Ainsi, sur les pays d’étude, le parc éolien 
s’est développé sur un rythme annuel moyen de 
croissance de 9 % depuis 2011 avec cependant des 
dynamiques variant selon les pays. L’éolien alle-
mand représente près de 40 % de la production 
installée sur le périmètre du Bilan prévisionnel soit 
près de 50 GW. 

À l’instar des hypothèses sur l’éolien en France, 
les améliorations technologiques attendues dans 
la filière laissent entrevoir une baisse des coûts 
d’inves tissement en Europe d’ici à 2035 en parti-
culier pour l’éolien en mer.

Les appels d’offres sont également utilisés afin de 
promouvoir la filière en particulier pour l’éolien en 
mer lorsque de grandes capacités d’installation sont 
en jeu. C’est en Allemagne, en Grande-Bretagne 
et en France que les potentiels de raccordement 
 d’éolien en mer sont les plus importants.

La pérennité de ces mécanismes nationaux de 
soutien influe sur les perspectives d’installation 
d’énergie renouvelable. Ainsi, la remise en cause 
de ces politiques comme en Espagne (janvier 
2012) a marqué un coût d’arrêt au développement 
de l’éolien.

Comme pour le système électrique français, les 
incertitudes associées au développement de la 
filière dans les différents pays doivent être prises 
en compte. 

Trois trajectoires sont présentées dans le Bilan 
prévisionnel : 
(i)   une trajectoire médiane correspondant à 

la prolongation à 2035 des dernières hypo-
thèses utilisées dans le TYNDP8 ou aux visions 
intermédiaires des plans nationaux ; 

8.  Scénario « Sustainable Transition » issu de la consultation publique de l’ENTSO-E dans le cadre du TYNDP 2018
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(ii)  une trajectoire haute représentant les visions 
les plus élevées considérées dans les exer-
cices européens ou les plans nationaux ; 

(iii)  une trajectoire basse, essentiellement calée 
sur la progression historique. 

À titre d’exemple, dans le cas de l’Allemagne, la 
trajectoire haute utilisée dans le Bilan prévisionnel 
est cohérente avec celle retenue dans le  dernier 
NEP publié en 2017, tandis que la trajectoire 
médiane est cohérente avec la trajectoire inter-
médiaire du NEP (basé sur l’horizon 2030). Dans 
les trois trajectoires, la capacité éolienne installée 
en Allemagne croît donc de manière significative, 
ce qui est cohérent avec les orientations retenues 
dans le cadre de l’Energiewende. 

Pour le Royaume-Uni, la trajectoire haute retenue 
dans le Bilan prévisionnel est cohérente avec la 
trajectoire haute retenue dans le Future Energy 
Scenario (FES) de National Grid, tout comme la 
trajectoire médiane. Comme pour l’Allemagne, les 
trajectoires retenues pour le Bilan prévisionnel sont 
ainsi cohérentes avec les orientations publiques 
des pouvoirs publics britanniques

Les mêmes principes sont appliqués 
à la filière photovoltaïque
De même que la filière éolienne, la filière photo-
voltaïque se développe grâce à des politiques de 
soutien. Le parc s’est développé très rapidement, 
et en 2010, la croissance annuelle a dépassé 75 %. 
Depuis 2012, cette dynamique s’est enrayée et 
le rythme annuel de progression est de l’ordre 
de 9 %.

Aujourd’hui, près de 45 % du parc photovoltaïque 
des pays étudiés se situe en Allemagne (41 GW 
début 2017).

Avec une baisse des coûts de production impor-
tante, le développement de la filière a, dans 
certains pays, connu une évolution chaotique mar-
quée par une succession de bulles et de coups de 
freins brutaux. L’importation massive de modules 
solaires chinois à bas coût a déclenché la mise en 
place de mesures anti-dumping par la Commission 
européenne en décembre 2013. Cependant, ces 
mesures sont amenées à disparaître à terme. 
Certains pays comme l’Espagne ont même mis en 
place une « taxe solaire » et ont imposé une baisse 
rétroactive des tarifs d’achat.

Figure 3.6 Hypothèses par pays du parc éolien installé en 2035 – bas/médian/haut
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9.  Scénario « Sustainable Transition » issu de la consultation publique de l’ENTSO-E dans le cadre du TYNDP 2018

Comme pour le système électrique français, les 
incertitudes associées au développement de la 
filière dans les différents pays doivent être prises 
en compte. 

Trois trajectoires sont donc présentées : 
(i)   une trajectoire médiane correspondant à la 

prolongation à 2035 des dernières hypothèses 
utilisées dans les exercices européens9 ou aux 
visions intermédiaires des plans nationaux ; 

(ii)  une trajectoire haute représentant les visions 
les plus hautes des exercices européens ou 
des plans nationaux ;

(iii)  une trajectoire basse, essentiellement calée 
sur la progression historique. 

Ces trajectoires obéissent aux mêmes principes que 
pour l’éolien (les trajectoires hautes du Bilan prévi-
sionnel correspondent aux références hautes des 
scénarios européens ou nationaux, et ainsi de suite).

Pour l’éolien comme pour le solaire, 
des trajectoires EnR européennes 
corrélées aux trajectoires françaises 
dans les cas de base
Du point de vue de la modélisation, dans les diffé-
rents scénarios (à l’exception du scénario Hertz), 
les trajectoires retenues pour les pays européens 
sont corrélées à celles retenues pour le système 
électrique français et présentées au chapitre 2. En 
d’autres termes, lorsque la trajectoire retenue pour 
le système français correspond au rythme haut de 
la PPE alors la trajectoire haute est également rete-
nue pour les pays européens. 

Néanmoins, dans certaines variantes, RTE a choisi 
de décorréler ce rythme, notamment pour étudier 
l’impact d’un développement plus rapide des éner-
gies renouvelables dans les pays européens par 
rapport à la France. 

Figure 3.7 Projections par pays du parc solaire installé en 2035 – bas/médian/haut
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La filière nucléaire se réduit fortement 
dans l’ouest de l’Europe
L’évolution du parc nucléaire installé de chacun 
des pays dépend essentiellement des politiques 
publiques :

 u l’Allemagne et la Belgique ont décidé d’un plan 
de sortie du nucléaire, qui se traduit par un 
calendrier de fermeture des derniers réacteurs. 
Dans ces deux pays, les dernières installations 
seront mises à l’arrêt respectivement en 2022 
et 2025 ; 

 u la Suisse s’est récemment prononcée en faveur 
de la sortie du nucléaire. Les installations dis-
posent d’une autorisation d’exploiter illimitée 
dans le temps et peuvent ainsi continuer d’être 
exploitées tant qu’elles sont sûres, mais lors-
qu’elles seront mises à l’arrêt, elles ne seront 
pas remplacées ;

 u en Espagne, la loi interdit la construction de 
toute nouvelle centrale nucléaire, et la prolon-
gation d’exploitation des installations est  soumise 
à un examen décennal ;

 u en revanche, le Royaume-Uni intègre le nucléaire 
dans son futur mix électrique avec notamment 
la construction de deux réacteurs de type 
EPR à Hinkley Point à l’horizon 2025. D’autres 
 projets existent pour la filière nucléaire, et le 
FES  envisage des scénarios contrastés variant 
de 4,5 GW à 18 GW en 2030. 

Ces décisions publiques sont traduites dans le 
Bilan prévisionnel. 

Pour le Royaume-Uni, la trajectoire de référence 
retenue pour le Bilan prévisionnel correspond à la 
trajectoire basse du FES en matière de capacité 
nucléaire. En complément, une variante étudiant 
l’impact sur le système électrique français d’une 
trajectoire haute du nucléaire en Grande-Bretagne 
est réalisée dans certains scénarios.

Deux trajectoires pour le nucléaire britannique 
sont ainsi retenues dans le Bilan prévisionnel : 
(i)   une trajectoire centrale dans laquelle le parc 

nucléaire passe de 8,9 GW en 2017 à 4,5 GW 
en 2035 ;

(ii)  une variante dans laquelle le parc nucléaire 
passe de 8,9 GW en 2017 à 18 GW en 2035.

Tableau 3.2 Hypothèses de parc nucléaire installé 
en 2035 dans les trajectoires du Bilan prévisionnel 
(en	GW	–	hors	France)

En GW 2017 2035

Allemagne 10,8 0,0

Belgique 5,8 0,0

Espagne 7,2 2,1

Pays-Bas 0,5 0,0

Grande-Bretagne 8,9 
 

4,5 
(variante	:	18	GW)

Suisse 2,9 0,0

Des fermetures massives sont prévues 
pour la filière charbon
Aujourd’hui, dans l’ouest de l’Europe, le parc charbon 
(y compris le lignite) est majoritairement installé en 
Allemagne qui dispose d’une capacité de 47 GW.

La France et la Grande-Bretagne ont annoncé une 
sortie prochaine du charbon, respectivement d’ici 
à 2023 et 2025. En 2016, la Grande-Bretagne a 
déclassé 7 GW de centrales au charbon.

Dans l’ouest de l’Europe, seule l’Allemagne pré-
sente quelques projets de nouvelles centrales 
fonctionnant au charbon. Une nouvelle installation 
sera mise en service en 2018 et trois projets plus 
incertains pourraient être mis en service d’ici à 
2020. Néanmoins, quelles que soient les sources 
de données analysées (NEP, base de données euro-
péennes), les parcs charbon et lignite allemand se 
réduisent fortement d’ici à 2035. 

Il s’agit d’une hypothèse structurante sur l’évo-
lution du mix électrique en Allemagne. Dans la 
trajectoire principale du Bilan prévisionnel sur le 
parc charbon, RTE a retenu des hypothèses de 
déclassement compatibles avec le dernier NEP. 

Les questions autour de l’évolution du parc char-
bon sont désormais fondamentales en matière 
d’évolution du mix électrique allemand et de mise 
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Figure 3.8 Parc charbon installé* au 1er janvier 2017 et projections en 2035

*hors cocon et réserve
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en cohérence du parc électrique avec les objec-
tifs climatiques auxquels l’Allemagne devrait se 
conformer en application du paquet « énergie- 
climat » et de l’Accord de Paris. En effet, malgré 
un rythme très important de développement 
des EnR, la production électrique allemande est 
encore largement composée de moyens carbonés 
(lignite et charbon), qui trouvent une rentabilité 
sur les marchés ou sont considérés comme néces-
saires au maintien de la sécurité d’approvision-
nement en Allemagne (et donc placés dans des 
réserves stratégiques dédiées afin d’être démar-
rés en périodes de tension lorsque celles-ci appa-
raissent plusieurs heures avant le temps réel). 
Ainsi, et pour traduire cette question importante, 
dans certains scénarios, des variantes ont été 
testées avec un déclassement moins prononcé du 
parc charbon allemand par rapport aux orienta-
tions retenues dans le NEP.

Pour les autres pays, en l’absence de planning offi-
ciel de fermetures de centrales au charbon, l’hypo-
thèse retenue pour le Bilan prévisionnel est l’arrêt 

des installations après 45 ans d’exploitation. C’est 
le cas de l’Italie, de l’Espagne et des Pays-Bas. 

Par ailleurs, des variantes ont également été 
 testées pour certains scénarios, dans lesquelles 
les groupes au gaz en Italie et en Espagne sont 
préservés, alors qu’ils devraient faire l’objet d’un 
déclassement économique dans le cas de base. 

Trois trajectoires d’évolution des filières thermiques 
sont ainsi retenues dans le Bilan prévisionnel : 
(i)   une trajectoire centrale dans laquelle le parc 

charbon passe de 86 GW en 2017 à 30 GW en 
2035 ; 

(ii)  une variante dans laquelle le parc charbon 
passe de 86 GW en 2017 à 40 GW en 2035 en 
raison d’un déclassement moins prononcé en 
Allemagne ;

(iii)  une variante dans laquelle les groupes au 
gaz, qui représentent près de 11 GW, ne font 
pas l’objet d’un déclassement économique en 
Espagne et en Italie. 
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PARAMÈTRE CLÉ N°6 : TRAJECTOIRE D’ÉVOLUTION  
DES PARCS DE PRODUCTION DANS LES PAYS FRONTALIERS

Le cas de base est constitué, pour chaque pays :
 u Pour les filières éolien et solaire : d’une pénétra-
tion basée sur les objectifs figurant dans les pro-
grammations énergétiques nationales selon trois 
trajectoires haute/médiane/basse corrélées aux 
trajectoires retenues pour la France (à l’exception 
du scénario Hertz) ;

 u Pour le charbon et le nucléaire : d’une trajectoire 
politique basée sur les programmations énergé-
tiques nationales ;

 u Pour les autres filières : d’un ajustement écono-
mi que tenant compte d’un critère de sécurité 
d’approvisionnement.

Quatre variantes sont constituées en faisant varier 
certains de ces paramètres.

La façon dont ces hypothèses sont utilisées dans les 
analyses de scénarios et de variantes est résumée 
dans le tableau ci-dessous.

Tableau 3.3 Trajectoires d’évolution des parcs de production étrangers retenues dans le Bilan prévisionnel

Tableau 3.4 Hypothèses d’évolution des parcs de production étrangers retenues pour l’analyse  
à moyen terme et les différents scénarios

Moyen terme 3 3 3
Scénario Ohm 3 3 3
Scénario Ampère 3 3 3 3 3
Scénario Hertz 3 3 3 3
Scénario Volt 3 3 3 3 3 3 3 3
Scénario Watt 3 3 3 3 3 3

Éolien/
solaire

Trois trajectoires haute/médiane/basse basées 
sur les objectifs nationaux

Charbon
Une trajectoire basée sur les objectifs nationaux de sortie 
ou de réduction de la part du charbon, et une variante 
sur le parc allemand (maintien du charbon/lignite)

Nucléaire
Une trajectoire basée sur les objectifs nationaux et 
une variante sur le parc britannique (variante haute : 
18 GW en 2035)

Autres 
filières

Une trajectoire basée sur un ajustement économique des 
parcs thermiques, et une variante avec maintien de certaines 
centrales thermiques au gaz en Italie et en Espagne

3 Cas de base 3 Variante

UE EnR haute

 +++

UE EnR moyenne

 ++

Nucléaire GB haut

Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)  
Environ 14 300 éoliennes (sans 

repowering)
Éolien en mer : 15 GW (47 TWh ) +

Nucléaire UE bas 

Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)  
Environ 14 300 éoliennes (sans 

repowering)
Éolien en mer : 15 GW (47 TWh ) -

UE EnR basse

 +

+

Thermique bas 

 -

Thermique bas

 -

Thermique maintien ESP + IT

 +

Thermique maintien du charbon DE

 +

UE EnR  
basse

UE EnR  
haute

Thermique 
maintien du 
charbon DE

Nucléaire  
UE bas 

UE EnR  
moyenne

Thermique 
bas

Thermique 
maintien
ESP + IT

Nucléaire 
GB haut

+++++
Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)  

Environ 14 300 éoliennes 
(sans repowering)

Éolien en mer : 15 GW (47 TWh ) +Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)  
Environ 14 300 éoliennes 

(sans repowering)
Éolien en mer : 15 GW (47 TWh ) - -  + +
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2018-2025 : 
DES CHOIX À RÉALISER POUR 

POURSUIVRE LA DIVERSIFICATION 
DU MIX ÉLECTRIQUE ET ASSURER 

LA SÉCURITÉ D’APPROVISIONNEMENT 
EN ÉLECTRICITÉ

Les deux prochains chapitres présentent les résul-
tats des analyses menées par RTE sur l’horizon 
2022-2025. Les analyses identifient les possibilités 
d’actions sur le mix électrique au regard des princi-
paux objectifs définis ou annoncés par les pouvoirs 
publics :

 u l’ambition climatique : la loi relative à la tran-
sition énergétique pour la croissance verte, 
 l’Accord de Paris et, plus récemment, le Plan 
 climat publié en juillet 2017 marquent la volonté 
forte de la France de s’inscrire dans une dyna-
mique durable et exemplaire de lutte contre 
le changement climatique et de réduction des 
émissions des gaz à effet de serre. Dans ce 
contexte, l’annonce du Gouvernement relative 
à la fermeture des centrales au charbon avant 
2022 constitue un élément particulièrement 
structurant pour le système électrique ;

 u l’ambition relative à la diversification du 
mix électrique : la loi relative à la transition 
énergétique pour la croissance verte a posé 
un cadre et indiqué une cible pour la réduc-
tion de la part du nucléaire dans le mix élec-
trique (50 % de nucléaire dans la production 
d’électricité en France en 2025). Des objectifs 
en matière de développement des énergies 
renouvelables ont également été intégrés dans 

la loi mais ne portent pas sur l’horizon 2025. 
Ceci pose question quant au choix devant être 
réalisé pour remplacer le nucléaire dans le mix 
électrique.

Ces objectifs sont complémentaires. Néanmoins, 
des questions se posent quant à la capacité pour 
les acteurs publics et privés de mener de front les 
actions permettant d’y parvenir dans un horizon 
de temps court (inférieur à 10 ans) tout en conti-
nuant à assurer la sécurité d’approvisionnement 
en électricité.

Ainsi, RTE a d’abord réalisé des analyses de risque 
sur la période 2018-2022 afin d’identifier les 
marges de manœuvre du système électrique. Il 
s’agit donc d’identifier s’il est possible de fermer 
des moyens de production d’ici à 2022 tout en res-
pectant le critère public de sécurité d’approvision-
nement (chapitre	4).	

Les travaux sont centrés sur la fermeture des cen-
trales thermiques au charbon et la fermeture des 
premiers réacteurs nucléaires après 40 années 
de fonctionnement1. Ils intègrent notamment une 
analyse de la dépendance mutuelle entre la mise 
en œuvre de ces mesures et le développement 
des énergies renouvelables ou l’évolution de la 
consommation électrique. 

1.  Les 40 années de fonctionnement sont entendues dans ce document comme la date théorique pour la quatrième visite décennale des réacteurs nucléaires.
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TRANSITION I-II 

Dans un contexte marqué par l’incertitude sur 
l’évolution du parc nucléaire au cours des pro-
chaines années, la question de la prolongation 
des réacteurs nucléaires après 40 années de 
fonctionnement est également étudiée pour être 
en mesure d’appréhender l’impact d’éventuelles 
visites décennales « longues » sur l’équilibre du 
système électrique. 

Dans le chapitre 5, l’analyse est exclusivement 
centrée sur l’atteinte de l’objectif de réduction 
de la part du nucléaire dans le mix de produc-
tion électrique à l’horizon 2025. Ce scénario 

est réalisé en s’appuyant sur un cas de base, 
concernant l’évolution de la consommation élec-
trique, l’évolution de la production renouvelable, 
l’évolution des mix de production étrangers et 
des interconnexions, etc. Ceci permet de dispo-
ser d’un diagnostic robuste quant au nombre de 
réacteurs à fermer pour atteindre l’objectif et au 
développement de nouveaux moyens de produc-
tion. Par ailleurs, et afin d’inscrire cette analyse 
dans l’ambition climatique décrite précédem-
ment, l’impact d’un tel scénario sur les émissions 
de CO2 du système électrique français est égale-
ment présenté. 
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4. L’ANALYSE SUR LES 
CINQ PROCHAINES ANNÉES :

UN ÉQUILIBRE PLUS TENDU ET  
DES CHOIX NÉCESSAIRES

Aujourd’hui, la situation en matière de sécurité 
d’approvisionnement est conforme au critère 
public de sécurité d’approvisionnement, mais 
sans marge supplémentaire. 

Cette situation inédite constitue l’aboutissement 
d’un large mouvement de restructuration du 
parc thermique qui a vu la fermeture de nom-
breuses unités au charbon et au fioul au cours des 
dernières années. La structure du parc de pro-
duction a donc progressivement convergé vers le 
niveau de sécurité d’approvisionnement. 

L’équilibre atteint repose désormais sur la maîtrise 
de la pointe de consommation, une disponibilité 
adéquate du parc nucléaire, le maintien du parc de 
cycles combinés au gaz et de turbines à combus-
tion, et la fiabilisation du gisement actuel d’effa-
cements de consommation. Dans cet équilibre, 
chacune des composantes compte. 

D’ici à 2020, cette situation ne devrait pas évoluer. 
Les études européennes confirment ce diagnostic : 
avec la Belgique, la France est le seul pays 
européen à présenter un tel profil de risque.

À compter de 2020, la mise en service de nouveaux 
moyens de production et de lignes d’interconnexion 
conduira, toutes choses égales par ailleurs, à renfor-
cer la sécurité d’alimentation. Cette amélioration peut 
être mise à profit pour fermer le parc de centrales 
charbon d’ici à 2022, ou pour procéder à la mise à 
l’arrêt des réacteurs nucléaires atteignant 40 années 
de fonctionnement (quatrième visite décennale). 

En revanche, il semble impossible de cumuler, 
d’ici à 2022, la fermeture du parc charbon et 
l’arrêt de tous les réacteurs nucléaires attei-
gnant 40 années de fonctionnement. Si la fer-
meture du parc charbon est privilégiée, certains 
réacteurs devront nécessairement être prolongés. 

La disponibilité du parc nucléaire et les condi-
tions techniques de la prolongation des réacteurs 
auront un impact fort sur la sécurité d’alimenta-
tion. Le Bilan prévisionnel 2017 conclut qu’un 
allongement de la durée des visites décen-
nales (12 mois plutôt que 6) conduirait à une 
situation dégradée en matière de sécurité 
d’approvisionnement, réduisant les marges de 
manœuvre sur l’évolution du parc.

Aux horizons de temps étudiés, la trajectoire de 
développement des énergies renouvelables appa-
raît comme un facteur de second ordre pour la 
sécurité d’alimentation. L’évolution de la consom-
mation joue en revanche un rôle structurant : agir 
sur la consommation en mettant en œuvre des 
actions d’efficacité énergétique est une option 
dont les conséquences seraient tangibles à moyen 
terme. La flexibilité apportée par les effacements 
peut également jouer un rôle important mais 
nécessite un effort de fiabilisation.

La sécurité d’alimentation de la France dépend de 
manière croissante de ses voisins. Pour autant, 
une modélisation plus prudente des possibilités 
d’import a été retenue cette année, renseignée 
notamment des situations d’exploitation rencon-
trées au cours de l’hiver 2016-2017. 

Enfin, le Bilan prévisionnel présente une étude 
détaillée du « paysage de défaillance » précisant 
les facteurs de risque auxquels fait face le système 
français et la criticité des situations qui en résultent. 
Il analyse pour cela la résilience du système face 
à des événements extrêmes comme la vague de 
froid de février 2012 ou la faible disponibilité du 
parc nucléaire durant l’hiver 2016-2017. Il met en 
lumière qu’un système ajusté par rapport au 
critère des trois heures signifie, chaque hiver, 
que la probabilité d’appel aux moyens excep-
tionnels est de 25 %. 
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L’ANALYSE SUR LES CINQ PROCHAINES ANNÉES 4

4.1.1 L’objet d’étude : 
comprendre l’impact des choix 
sur le parc nucléaire et charbon au 
cours des cinq prochaines années

Le Bilan prévisionnel comporte un volet centré 
sur une analyse de risque de l’équilibre offre- 
demande à un horizon de cinq ans. En effet, à 
cet horizon dit de « moyen terme », les leviers 
d’actions sur le système électrique sont moins 
importants : il s’agit donc d’étudier les effets de 
l’évolution probable du parc de production ou de 
la consommation par rapport au critère public de 
sécurité d’approvisionnement et de vérifier les 
configurations permettant au système électrique 
d’être « équilibré ». 

Pour mener à bien cette analyse de risque, une 
démarche prudente est systématiquement adop-
tée dans le choix des hypothèses retenues. 

L’horizon étudié dans le cadre du présent Bilan 
 prévisionnel porte sur la période 2018-20221.

Au cours des prochaines années, plusieurs évolu-
tions structurantes devraient affecter le parc de 
production en France : elles correspondent à la 
traduction des ambitions de la France en matière 
de transition énergétique.

D’une part, la loi relative à la transition énergétique 
pour la croissance verte adoptée en 2015 prévoit 
la diminution de la part du nucléaire dans le mix 
électrique d’ici à 2025 et traduit un changement 
culturel important sur la manière d’appréhender 
l’évolution du secteur électrique en France. 

En complément des objectifs publics, l’évolu-
tion du parc s’appréhende en tenant compte des 

4.1 Une analyse basée sur l’étude 
des déterminants de la sécurité 
d’approvisionnement 

caractéristiques techniques des réacteurs. En 
effet, à compter de 2020, les premiers réacteurs 
nucléaires du parc actuel atteindront une durée de 
fonctionnement de 40 ans. Ces réacteurs devront 
ainsi, soit voir leur durée de vie prolongée sous 
le contrôle de l’Autorité de sûreté nucléaire, soit 
être arrêtés. D’ici fin 2021, quatre réacteurs sont 
concernés, pour une puissance installée totale de 
3,6 GW. Début 2022, un réacteur supplémentaire 
est concerné par ce réexamen et est intégré à l’hori-
zon d’étude. 

La prolongation éventuelle de ces réacteurs serait 
conditionnée au passage de leur quatrième visite 
décennale et au respect des préconisations de 
l’ASN. Les conditions associées ne sont pas connues 
avec précision (voir	chapitre	2). Dans le cas d’une 
prolongation de tout ou partie de ces réacteurs, 
le quatrième réexamen pourrait s’étendre sur 
une durée plus longue que lors des troisièmes 
visites décennales. L’extension de la durée des 
visites décennales est susceptible de conduire cer-
tains groupes à se trouver indisponibles durant la 
période hivernale, et ainsi avoir un impact sur la 
sécurité d’approvisionnement.

D’autre part, le Plan climat annoncé par le 
Gouvernement en juillet 2017 a clairement tracé 
une feuille de route pour « sortir du charbon » dans 
le mix électrique français. Il prévoit la fermeture 
ou la reconversion des groupes charbon d’ici à 
2022. Ceux-ci cumulent aujourd’hui une puis-
sance installée de 3 GW. Les conditions pratiques 
de cette orientation doivent être déclinées dans la 
prochaine Programmation pluriannuelle de l’éner-
gie mais l’ambition ne fait pas de doute.

Dans ce contexte, l’évolution de la sécurité d’ali-
mentation en France est sujette à questionnement : 

1.  La sécurité d’approvisionnement pour l’hiver 2017-2018 est analysée dans le cadre du « passage de l’hiver ». Cette étude, plus déterministe, est disponible 
sur le site de RTE (http://www.rte-france.com/fr/article/analyses-saisonnieres-france). 
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 u la fermeture des groupes charbon est-elle 
possible en respectant le critère de sécurité 
d’alimentation ?

 u les réacteurs nucléaires atteignant leur qua-
trième visite décennale peuvent-ils être fermés 
sans risque ? Ces fermetures peuvent-elles être 
cumulées avec celles des centrales au charbon ?

 u la croissance des énergies renouvelables 
 permet-elle de pallier une partie du risque ?

 u les effacements de consommation peuvent-ils 
contribuer à réduire les contraintes ? Des inter-
rogations entourent-elles leur fiabilité ?

 u l’évolution anticipée de la consommation 
 permet-elle de relâcher la contrainte ? 

4.1.2 Le principe d’étude : quantifier 
l’impact des décisions par rapport 
au critère public de sécurité 
d’approvisionnement 

La référence utilisée est le critère 
de sécurité d’approvisionnement fixé 
par les pouvoirs publics 
La sécurité d’approvisionnement en électricité 
est évaluée par rapport à un critère fixé par les 
pouvoirs publics. Ce critère consiste en une durée 
moyen ne de défaillance annuelle de trois heures 
(article D. 141-12-6 du Code de l’énergie). 

De manière à faciliter l’appréhension des résul-
tats, les analyses de RTE sont estimées sous la 
forme d’une marge ou d’un déficit de capacité 
par rapport au critère. Cette représentation per-
met d’illustrer l’effet du retrait ou de la mise en 
service d’une unité de production ou d’une ligne 
d’interconnexion. Pour autant, la transformation 
d’une mesure du risque en nombre d’heures de 
défaillance en une marge ou un déficit capacité 
n’est pas linéaire, ce qui interdit d’extrapoler les 
résultats au-delà de leur cadre de présentation. 

Le respect du critère de défaillance ne signifie pas 
une absence totale de risque de défaillance (et 
donc de délestage), mais que ce risque est contenu 
dans la limite définie par les pouvoirs publics de 
trois heures en espérance par an. 

Un cas de base complété 
de nombreuses variantes 
À l’instar de la méthode retenue dans les Bilans 
prévisionnels précédents, l’analyse sur les cinq 
prochaines années retient un cas de base. Celui-ci 
s’appuie sur la trajectoire de consommation haute. 
Les centrales au charbon et les réacteurs nucléaires 
existants sont supposés maintenus sur la durée 
d’étude, et le développement des énergies renou-
velables suit la trajectoire « rythme PPE ». 

Ce cas de base constitue donc la situation la moins 
« risquée » du point de vue de l’équilibre offre- 
demande sur le système électrique ; il est ainsi 
possible de réaliser des variantes qui permettent 
de tester individuellement certains paramètres. Ce 
sont ces variantes qui permettent de comprendre 
les marges de manœuvre existantes sur le sys-
tème électrique à l’horizon étudié. 

Des analyses complémentaires 
permettent d’illustrer de manière 
concrète le paysage de risque pour 
le système électrique français
Ces analyses permettent de décrire un « paysage 
de risque » qui ne se résume pas à l’atteinte du 
critère de sécurité d’approvisionnement fixé par 
les pouvoirs publics. Ainsi, le § 4.5 de cette étude 
est consacré à dresser un paysage plus étoffé de 
la réalité de la sécurité d’approvisionnement de la 
France lorsque le critère est juste atteint, ce qui 
permet d’enrichir la compréhension de la nature et 
de la criticité des risques sur la sécurité d’approvi-
sionnement et d’engager la réflexion sur les meil-
leures façons d’assurer la résilience du système par 
 rapport à ces risques.

4.1.3 Les variantes et analyses de 
sensibilité : une étude permettant 
d’affiner le diagnostic sur les marges 
de manœuvre sur le parc 

Les variantes testées par rapport au cas de base 
portent sur les objets du débat public :

 u une fermeture du parc charbon répartie sur 
2020 et 2021 permettant de respecter l’objectif 
du Plan climat ;

 u une non-prolongation des réacteurs nucléaires 
atteignant 40 ans de fonctionnement ;
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Tableau 4.1 Cas de base, variantes et analyses de sensibilité analysés dans le chapitre 4
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Analyses de sensibilité sur la variante « Fermeture du parc charbon et non-prolongation du parc nucléaire »
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 u une fermeture du parc charbon cumulée à une 
non-prolongation des réacteurs nucléaires 
atteignant 40 ans de fonctionnement ;

 u une fermeture du parc charbon assortie d’une 
prolongation de tous les réacteurs, mais dans le 
cadre de visites décennales longues.

La robustesse de la variante portant sur la ferme-
ture cumulée du parc charbon et des réacteurs 

nucléaires atteignant 40 ans de fonctionnement 
est affinée au travers d’analyses de sensibilité. 
Celles-ci portent sur :

 u le rythme effectif de déploiement des énergies 
renouvelables ;

 u le développement de flexibilités supplémentaires 
(effacements) ;

 u la consommation (la trajectoire basse et la 
variante « consommation forte » sont testées).
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Le fonctionnement du système électrique inter-
connecté nécessite le maintien à tout instant de 
l’équilibre entre production et consommation. La 
défaillance apparaît lorsque la concomitance d’aléas 
défavorables conduit à une situation où la somme 
de la production et des importations disponibles est 
inférieure à la consommation réduite des efface-
ments mobilisables. La défaillance peut être gérée 
par des moyens exceptionnels tels que l’interrup-
ti bilité de consommateurs volontaires ou la réduc-
tion de la tension sur les réseaux de distribution 
(voir	 paragraphe	 4.6), et en derniers recours par 
des délestages. Dans tous les cas, la défaillance ne 
 signifie pas le blackout.

Compte tenu des aléas pouvant peser sur le système, 
il est en toute rigueur impossible de garantir que la 
demande puisse être satisfaite à tout moment et en 
toutes circonstances. Par conséquent, le risque de 
défaillance doit être maintenu à un niveau sociale-
ment et économiquement acceptable. Celui-ci résulte 
d’un arbitrage d’intérêt général entre, d’une part, les 
avantages que retirent les consommateurs du fait 
d’un moindre risque de rupture d’approvisionnement 
et, d’autre part, le coût supporté par la collectivité 
des moyens supplémentaires d’offre de production et 
d’effacement de consommation qu’il faut développer 
pour réduire ce risque. 

Le risque de défaillance peut être mesuré de diffé-
rentes manières : fréquence des délestages, durée, 
volume d’énergie non délivrée. Mais les relations qui 
les lient sont complexes à déterminer et dépendantes 
de la nature et de l’ampleur des aléas affectant le sys-
tème électrique concerné, eux-mêmes dépendants du 
mix de production et de la nature des consommations. 

L’article D. 141-12-6 du Code de l’énergie précise le 
cadre d’élaboration du Bilan prévisionnel, son péri-
mètre et ses horizons d’étude. Il prévoit en parti-
culier la prise en compte des échanges avec les 
réseaux électriques étrangers. Le critère retenu 
est la durée de défaillance, qui doit demeu-
rer inférieure en espérance à trois heures par 
an. Il s’agit de la durée pendant laquelle, sur une 
année, le système électrique est exposé au risque 
d’une offre insuffisante. En revanche, un délestage 
d’une heure n’affectant que quelques consomma-
teurs et un délestage de la même durée concernant 
des millions de personnes seront comptabilisés de la 
même façon : il s’agit d’une des limites de l’approche 
actuelle.

L’espérance de durée de défaillance en France pour 
chacune des années à venir est évaluée à l’issue des 
simulations de fonctionnement du système électrique 
français intégré dans son environnement européen. 
Si la durée de défaillance est différente du critère de 
sécurité d’approvisionnement, les simulations sont 
reprises pour estimer une marge ou un déficit de 
capacité : 

 u si le critère est inférieur à trois heures par an, 
l’offre est jugée suffisante et une marge de 
capacité est estimée en ajoutant une bande de 
consommation fictive jusqu’à atteindre stricte-
ment le critère ; 

 u dans le cas contraire, une offre complémentaire, 
correspondant à une puissance fictive parfaite-
ment disponible et sans contrainte de stock, est 
ajoutée pour atteindre l’équilibre. 

 UN CRITÈRE DE SÉCURITÉ D’APPROVISIONNEMENT 
DÉFINI PAR LES POUVOIRS PUBLICS
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Prise en compte explicite des interconnexions 
et des parcs européens

200 chroniques de températures

200 chroniques de production éolienne

60 chroniques de disponibilité des moyens 
thermiques hors nucléaire

Simulation 
de l’équilibre 

offre- demande 
heure par heure

1000 simulations 
de Monte Carlo

Gestion des stocks 
hydrauliques

Optimisation 
horaire 

des moyens 
thermiques

Bilans 
énergétiques

Imports/exports

Défaillance

Marge/Déficit 
de capacité

Émissions  
de CO2

…

200 chroniques de production solaire

60 chroniques de productible hydraulique mensuel

Figure 4.1 Prise en compte des aléas dans la méthode de simulation de l’équilibre offre- demande

60 chroniques de disponibilité du parc 
nucléaire (basées sur la disponibilité constatée 
au cours des dix dernières années)
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4.2.1 Pendant les trois prochaines 
années, une conformité 
stricte au critère de sécurité 
d’approvisionnement, sans marge 
supplémentaire

Au cours des trois prochaines années, la situation 
en matière de sécurité d’approvisionnement modé-
lisée dans le cas de base est ajustée. Cela signifie 
que le système évolue autour du critère de sécurité 
d’approvisionnement prévu par les pouvoirs publics 
(espérance de défaillance de trois heures par an, voir 
encadré), sans marge supplémentaire. 

Cette espérance de défaillance permet de synthé-
tiser dans un seul indicateur l’évaluation du niveau 
de sécurité d’approvisionnement dans un pays. 
Pour autant, les situations concernées renvoient 
à des réalités potentiellement très différentes. 
L’analyse de l’alimentation électrique de la France 
permet de faire ressortir les conclusions suivantes :

 u le facteur de risque prédominant demeure, de 
manière très large, la sensibilité de la consomma-
tion aux températures, et la possibilité  d’appels 
de puissance élevés lors de vagues de froid ; 

 u les situations d’aléas sur la production thermique 
et sur le parc éolien constituent les facteurs de 
second ordre. En effet, en période hivernale, 
une faible disponibilité du parc nucléaire et/ou 
la survenue d’épisodes de vent faible peuvent 
conduire à des situations tendues, dont cer-
taines seraient susceptibles de nécessiter 
 l’activation de moyens exceptionnels.

L’analyse détaillée de ces risques est présentée 
au § 4.6.

La surcapacité historique du système 
électrique français est désormais 
complètement résorbée 
Dans les années 2000, le système électrique a 
fonctionné avec des marges confortables. Celles-ci 
se sont progressivement résorbées sous l’effet de 
la forte croissance de la pointe durant les années 

2000 et de la fermeture d’une part importante du 
parc thermique.

Après la fermeture d’une première partie du parc 
fioul et des petites installations fonctionnant au 
charbon, l’arrêt des dernières grandes unités fonc-
tionnant au fioul constitue un troisième épisode 
de rationalisation sur le système électrique fran-
çais depuis l’ouverture des marchés en 2000. Si 
la fermeture définitive de ces grandes installations 
de production est parfois passée sous silence dans 
un débat public aujourd’hui concentré sur la ques-
tion du charbon et celle du nucléaire, elle constitue 
néanmoins un événement significatif en matière de 
sécurité d’approvisionnement.

D’une part, la fermeture est conséquente en 
volume : elle porte sur six groupes de 600 MW, 
soit 3 600 MW de capacité – l’équivalent de quatre 
réacteurs nucléaires. 

D’autre part, cette fermeture se déroule selon un 
calendrier rapide, et intervient en deux ans. Début 
2016, EDF a annoncé l’arrêt anticipé de l’exploita-
tion de ses six tranches fioul d’ici à 2018 pour des 
raisons économiques, les centrales ne fonctionnant 
plus que de manière épisodique lors des pics sou-
dains de consommation. Ce plan de fermeture s’est 
accéléré fin avril 2017 avec la fermeture effective 
de l’ensemble des unités de Porcheville et d’une 
unité de Cordemais. En conséquence, seule la der-
nière unité de Cordemais est présente sur l’hiver 
2017-2018 avant son retrait prévu courant 2018.

À l’issue de ces fermetures, le système électrique 
français aura fait face à une vague de retraits 
de groupes thermiques importante. Ces retraits 
auront été motivés essentiellement par des consi-
dérations économiques (les groupes étant très 
rarement appelés) et non réglementaires (les 
tranches avaient fait l’objet des révisions néces-
saires pour demeurer compatibles avec la directive 
IED 2010/75/UE relative aux émissions indus-
trielles, applicable au 1er janvier 2016).

4.2  D’ici à 2020, une situation plus tendue 
en matière de sécurité d’alimentation
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Le maintien de la sécurité 
d’approvisionnement repose sur les 
leviers identifiés lors des précédents 
Bilans prévisionnels
L’évolution de la sécurité d’approvisionnement a 
été régulièrement évaluée, et des alertes ont été 
émises dans les précédentes éditions du Bilan 
 prévisionnel. Face à la montée des préoccupa-
tions sur la sécurité d’alimentation ces dernières 
années, les pouvoirs publics ont mis en place 
 plusieurs mesures pour agir sur les déterminants 
de l’équilibre offre- demande.

Sur le volet offre, la mise en œuvre du méca-
nisme de capacité a offert un espace éco-
nomique aux capacités de production et 
d’effacement en fonction de leur contribution 
à la sécurité d’approvisionnement. Ainsi et à 
titre d’exemple, le parc de cycles combinés au gaz 
français a été maintenu en exploitation et aucune 
mise sous cocon n’a été décidée. Pour autant, ce 
sera seulement lorsque le dispositif fonctionnera 
avec un préavis de quatre ans qu’il jouera son rôle 
à plein, notamment si des besoins de nouveaux 
investissements se faisaient sentir. 

S’agissant de la demande, les politiques 
d’efficacité énergétique, favorisées par les 
réglementations thermiques, ont permis de 
contenir le phénomène de croissance de la 
pointe de consommation. Leurs déterminants 
ont été analysés au chapitre 1. L’analyse plus large 
de l’effet de ces réglementations sur la consom-
mation électrique par rapport aux autres énergies 
figure parmi les pistes d’approfondissement identi-
fiées à la fin de ce chapitre. 

Une situation confirmée par les études 
européennes existantes ou en cours
Le Bilan prévisionnel ne constitue pas la seule ana-
lyse étudiant la sécurité d’alimentation de la France 
au cours des prochaines années. Notamment, les 
études MAF et PLEF mentionnées au chapitre 3 
procèdent également à une analyse probabiliste 
des risques basée sur une modélisation explicite 
du fonctionnement du parc européen.

Les enseignements de ces études sont cohérents avec 
ceux du Bilan prévisionnel. Si les niveaux de défail-
lance peuvent être différents selon les méthodes de 

modélisation employées, les dynamiques analysées 
se situent dans la même direction, et permettent de 
confirmer la situation de vigilance pour la France :

 u L’étude MAF, publiée en 2017, affiche une espé-
rance de durée de défaillance significative à l’hori-
zon 2020, témoignant d’une situation dégradée 
en matière de sécurité d’approvisionnement.

 u L’étude PLEF, en cours de finalisation, procède à 
une première analyse à l’échéance 2018-2019. 
Les résultats montrent également que c’est en 
France que la vigilance en matière de sécurité 
d’approvisionnement est la plus importante au 
sein des pays étudiés.

La situation évaluée par le Bilan prévisionnel appa-
raît, en niveau, plus favorable. Ceci est lié à des 
écarts résiduels de modélisation sur lesquels la 
France a développé des approches plus robustes, 
notamment sur la base climatique, du fait de la 
thermosensibilité du système français.

4.2.2 À compter de 2020, des marges 
de manœuvre apparaissent

À compter de 2020, l’étude menée sur l’équi-
libre offre- demande révèle que des marges de 
manœuvre nouvelles apparaissent. Ainsi, l’espé-
rance de défaillance devient inférieure à trois 
heures par an. Cela se traduit par une marge de 
plusieurs gigawatts au-delà du critère de sécurité 
d’approvisionnement. 

Une amélioration qui résulte d’actions 
simultanées sur la production, la 
consommation et les interconnexions
Ces marges de manœuvre résultent notamment 
de la mise en œuvre de nouvelles interconnexions, 
qui permettent à la France de pouvoir compter sur 
des imports supplémentaires en cas de pointe de 
consommation. Ces nouvelles interconnexions se 
développent sur les frontières avec le Royaume-Uni 
(Eleclink et IFA 2) et l’Italie (Savoie-Piémont) ; il s’agit 
de projets déjà bien engagés et à degré de maturité 
élevé. L’analyse du Bilan prévisionnel, qui s’appuie 
sur une modélisation du parc dans ces pays comme 
dans le reste de l’Europe occidentale, confirme que 
l’accroissement des capacités d’import peut effecti-
vement se concrétiser par des imports effectifs durant 
les situations de tension pour la France.
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Les marges de manœuvre proviennent égale-
ment d’évolutions concernant le parc de produc-
tion. Ainsi, le nouveau cycle combiné au gaz de 
Landivisiau est intégré pour 2020 et la mise en 
service des premiers parcs éoliens en mer est 
 retenue pour 2021. 

Enfin, la légère diminution de la consommation 
contribue également à augmenter la marge.

Un diagnostic qui dépend de plusieurs 
hypothèses structurantes sur le nucléaire
Dans le cas de base, la capacité nucléaire est consi-
dérée globalement constante sur tout l’horizon. Dans 
le prolongement des précédents Bilans prévision-
nels, la contribution effective de l’EPR de Flamanville 

est considérée à partir de l’hiver 2019-2020. Il s’agit 
d’une mise en service progressive intégrant diffé-
rents essais, et l’EPR est comptabilisé avec une 
moindre disponibilité durant ce premier hiver.

En conformité avec l’hypothèse retenue pour la 
mise en service du réacteur de Flamanville et avec 
le décret d’avril 2017, l’arrêt des deux réacteurs de 
Fessenheim est considéré effectif à l’issue de  l’hiver 
2018-2019. Cela signifie que ces deux réacteurs 
sont bien comptabilisés au cours de cette période. 

Les annonces d’EDF sur la mise en service 
du réacteur Flamanville 3 intervenues après 
la consultation publique sur le Bilan prévi-
sionnel, combinées à une lecture stricte du 

Figure 4.2 Marges ou déficits de capacité – Prolongation du parc nucléaire et maintien du parc charbon
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décret de 2017, pourraient conduire à un 
arrêt des deux réacteurs de Fessenheim au 
31 décembre 2018. Dans ce cas, la marge par 
rapport au critère deviendrait négative dans le 
cas de base durant l’hiver 2018-2019.

La disponibilité effective du parc nucléaire joue, 
de manière générale, un rôle majeur dans la 
sécurité d’alimentation de la France à cet horizon. 

Les différentes chroniques utilisées pour l’ana-
lyse probabiliste restituent la disponibilité consta-
tée au cours des dernières années, et intègrent 
donc la possibilité d’épisodes de disponibilité 
réduite comme durant les années 2009-2010 et 
2016-2017. La disponibilité effective constitue 
un facteur de premier ordre dans la situation 
 d’alimentation réelle.
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Figure 4.3 Marges ou déficits de capacité – Prolongation du parc nucléaire et fermeture du parc charbon
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4.3 À compter de 2020, des marges de 
manœuvre qui peuvent être mises à profit 
pour fermer des centrales au charbon ou 
des réacteurs nucléaires

4.3.1 La fermeture du parc charbon 
en fin de période est possible 

La fin de la production d’électricité issue du charbon 
est un axe majeur du Plan climat annoncé en juillet 
2017. Elle devrait intervenir d’ici à l’année 2022.

Pour évaluer les impacts d’une sortie du charbon d’ici 
à la fin de l’horizon de moyen terme, le Bilan pré-
visionnel retient comme hypothèse une fermeture 

progressive des centrales au charbon existantes sur 
les hivers 2020-2021 et 2021-2022 (fermeture de 
deux centrales en 2020 et de trois centrales en 2021).

L’analyse montre que les marges dégagées en 
fin d’horizon suffisent à envisager une fermeture 
des centrales au charbon, en cas de prolongation 
du parc nucléaire et sous réserve de la mise en 
 service des nouvelles interconnexions et du déve-
loppement des énergies renouvelables. 
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4.3.2 Alternativement, la fermeture 
des quatre réacteurs atteignant 40 ans 
de fonctionnement est également 
envisageable

D’ici fin 2021, quatre réacteurs arrivent à l’échéance 
des 40 ans de fonctionnement : Tricastin 1, 
Bugey 2, Tricastin 2 et Bugey 4. La fermeture du 
réacteur Dampierre 1 (février 2022) est intégrée à 
l’horizon d’étude mais affecterait essentiellement 
l’hiver 2022-2023.

La variante étudiée considère que les réacteurs attei-
gnant 40 ans de fonctionnement deviennent indis-
ponibles à l’issue de leur autorisation d’exploitation 
obtenue lors de leur troisième visite décennale. 

Les analyses montrent que les marges dégagées 
en fin d’horizon permettent la fermeture de ces 

réacteurs, dans le cadre du maintien des centrales 
au charbon et sous réserve de la mise en service 
des nouvelles interconnexions et du développe-
ment des énergies renouvelables. 

Ce diagnostic est néanmoins partiel. D’une part, 
la fermeture du réacteur de Dampierre 1 ne joue 
qu’un rôle marginal dans l’analyse car elle intervient 
à la fin du dernier hiver : son effet se ferait ainsi 
principalement ressentir lors de l’hiver 2022-2023. 
D’autre part, cet effet serait alors cumulé à l’effet 
de la fermeture de cinq nouveaux réacteurs entre 
juin 2022 et janvier 2023 (Bugey 5, Gravelines 1, 
Dampierre 2, Blayais 1, et Tricastin 3). La ferme-
ture systématique des réacteurs atteignant 40 ans 
de fonctionnement conduirait ainsi à un risque sur 
la sécurité d’approvisionnement significatif dès 
l’hiver 2022-2023. 

2018-2019 2019-2020 2020-2021 2021-2022

M
W

Hiver

300 500

3100

2500

1500

4600

-1000

0

1000

2000

3000

4000

5000

300

  Prolongation du parc nucléaire, 
maintien du parc charbon 

  Arrêt des tranches nucléaires à 
40 ans, maintien du parc charbon

Figure 4.4 Marges ou déficits de capacité – Arrêt des réacteurs nucléaires à 40 ans et maintien du charbon
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4.3.3 D’ici à 2022, il n’est pas possible 
de cumuler fermeture du charbon et 
arrêt des quatre réacteurs atteignant 
40 ans de fonctionnement

La troisième variante consiste à simuler un 
retrait simultané des cinq centrales au char-
bon concernées par le Plan climat et des quatre 
réacteurs nucléaires arrivant à l’échéance des 
40 ans de fonctionnement au cours de l’horizon 
d’étude.

Les simulations montrent que la marge par rapport 
au critère de sécurité d’alimentation devient alors 
négative en fin de période. Le déficit de capacité en 
fin d’horizon est supérieur à 1 GW : on peut donc 
conclure que ces deux options ne peuvent pas être 

poursuivies de manière simultanée tout en respec-
tant le critère de sécurité d’approvisionnement.

Les résultats présentés suggèrent que l’incompa-
tibilité entre la fermeture du charbon et la non- 
prolongation des réacteurs nucléaires intervient 
à l’hiver 2021-2022, soit à la fin de la période. 
Ceci résulte d’un « effet calendrier » : plusieurs 
dates de fermeture envisagées réparties sur 
les années civiles 2021 et 2022 ont en fait un 
impact sur le même « hiver électrique » 2021-
2022. Pour aller plus loin dans l’appréhension du 
phénomène, il est nécessaire d’élargir l’horizon 
d’étude au-delà de l’hiver 2021-2022. En effet, 
comme dans la variante précédente, une étude 
restreinte aux cinq prochaines années peut 
conduire à tronquer artificiellement l’analyse 
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Figure 4.5 Marges ou déficits de capacité – Arrêt des réacteurs nucléaires à 40 ans et fermeture du parc charbon
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puisque cinq nouveaux réacteurs atteignent 
l’échéance des 40 ans de fonctionnement entre 
juin 2022 et janvier 2023. 

Plus l’échéance est éloignée, moins une vision 
« statique » du parc de production (n’intégrant que 
les centrales existantes ou celles en projet) n’a de 
sens. Les incitations fournies par les marchés, ainsi 
que le mécanisme de capacité mis en place pour 
garantir l’atteinte du critère de sécurité d’approvi-
sionnement, doivent conduire à un rééquilibrage. 
Pour autant, à horizon 2022-2023, les perspec-
tives d’adaptation du parc par des investissements 
structurels en nouveaux moyens de production 
sont en effet très réduites, sur la base des retours 
d’expérience actuels sur les délais de construction 
de nouvelles centrales. Ainsi, l’analyse « statique » 
demeure pertinente : elle confirme que la pour-
suite du déclassement au même rythme creuserait 
davantage le déficit, le portant à 6,5 GW sur la 
base d’une prolongation des mêmes trajectoires. 
Il s’agit d’un volume très significatif ; les diverses 
actions qui seraient entreprises en réponse, notam-
ment la mobilisation efficace du gisement d’efface-
ments de consommation, pourraient difficilement 
le résorber. 

Cette analyse établit la grande difficulté de 
mener de front, sur la base d’une consomma-
tion qui emprunterait la trajectoire haute, une 
fermeture du parc charbon et une non prolon-
gation systématique des réacteurs nucléaires 
atteignant 40 ans de fonctionnement.

4.3.4 Une vigilance spécifique sur 
la durée des travaux de prolongation 
des réacteurs

La durée des visites décennales 
représente une hypothèse structurante 
pour la disponibilité des réacteurs 
concernés
La prolongation des centrales nucléaires existantes 
au-delà de quarante années de fonctionnement 
n’est pas une évidence. Ses conditions techniques 
et économiques, décrites au chapitre 2, ne sont 
pas encore connues avec certitude. 

La durée moyenne des précédentes visites décen-
nales s’est montée à environ six mois. Dans le Bilan 
prévisionnel, la disponibilité du parc nucléaire étant 
modélisée à partir de la disponibilité historique 
des dix dernières années, cette durée est retenue 

Figure 4.6 Évolution de la capacité disponible sous différentes hypothèses (illustration pour le réacteur Tricastin 1)
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comme hypothèse pour les visites décennales à 
venir. Il s’agit d’une hypothèse structurante, qui 
signifie que les centrales peuvent majoritairement 
être arrêtées pendant l’été, période de moindre 
consommation, et que leur disponibilité est ainsi 
acquise pour les hivers qui se situent de part et 
d’autre de la visite décennale. Or la prolongation 
au-delà de quarante ans conduit à dépasser pour 
la première fois l’horiz  on initialement fixé pour l’ex-
ploitation des centrales nucléaires. Elle implique 
donc des analyses de sûreté plus poussées, et est 
associée à un programme de réinvestissement dans 
le parc nucléaire plus important. Dans ces condi-
tions, rien ne garantit que la durée des arrêts soit 
limitée à six mois.

Afin d’étudier la sensibilité de cette variable sur 
la sécurité d’alimentation, RTE a analysé une 
variante consistant à allonger la durée des visites 
décennales à douze mois consécutifs. Les réac-
teurs concernés sont considérés en indisponibilité 
longue l’année précédant la date de remise du rap-
port de réexamen. Un tel allongement entraîne des 
conséquences importantes, puisque les centrales 
ne peuvent être mobilisées l’hiver précédant la 
date de remise de rapport. 

Cette configuration n’est que l’une de celles qui 
sont possibles : les travaux pourraient en effet être 
échelonnés sur plusieurs années, et ainsi réalisés 
hors période hivernale, ou porter sur l’hiver sui-
vant. Mais l’hypothèse considérée permet d’étudier 
un événement dimensionnant la sécurité d’alimen-
tation, et est ainsi pertinente pour examiner la 
résilience du système électrique à une disponibilité 
moindre du parc nucléaire. 

La variante permet d’identifier un point 
de vigilance majeur concernant les 
conditions de prolongation des réacteurs 
Dans le cas d’un allongement de la durée des 
visites décennales, un déficit de capacité apparaît 
dès l’hiver 2019-2020. Ce déficit s’accentue les 

hivers suivants pour atteindre plus de 2 GW en fin 
d’horizon (toujours sous hypothèse d’une sortie du 
charbon).

Cette conclusion peut sembler paradoxale : en fin 
d’horizon, la prolongation des centrales nucléaires, 
si elle implique un allongement de la durée des 
visites décennales, conduit à une situation plus 
défavorable que celle qui résulte d’un arrêt définitif 
des réacteurs. 

Cet effet, qui ne serait que transitoire, résulte 
d’un décalage dans le temps de la puissance indis-
ponible : dans le cas d’un arrêt, la centrale est 
arrêtée à la fin de son autorisation d’exploitation, 
tandis que dans le cas d’une visite allongée, la 
centrale est indisponible toute l’année précédant 
cette échéance. À plus long terme, la remise en 
service des centrales prolongées rendrait la situa-
tion plus favorable que celle résultant de  l’arrêt 
des réacteurs atteignant leur quatrième visite 
décennale.

Même transitoire, l’effet est néanmoins important 
en volume. L’impact d’un allongement des 
visites décennales à venir est donc particu-
lièrement significatif sur la sécurité d’appro-
visionnement. La conclusion de cette analyse, 
présentée dans le cas où l’ensemble des réac-
teurs concernés fait l’objet d’une visite décennale 
longue, demeure valable si certains réacteurs 
nucléaires sont fermés, en plus des centrales au 
charbon, et que seule une partie de ces réacteurs 
est donc concernée par la réalisation de travaux en 
vue d’une prolongation. 

En l’absence de visibilité sur les conditions 
concrètes de la prolongation, il est impor-
tant de réfléchir aux options permettant de 
conserver des marges de manœuvre. Cette 
alerte pourra être levée ou confirmée à l’issue des 
travaux menés par l’Autorité de sûreté nucléaire 
sur la prolongation des groupes.
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Figure 4.7 Marges ou déficits de capacité – Prolongation du parc nucléaire avec visites décennales longues
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Les analyses de sensibilité présentées dans ce 
paragraphe sont réalisées dans le cadre d’un scé-
nario envisageant une fermeture du parc charbon 
et un déclassement systématique des réacteurs 
nucléaires atteignant 40 ans de fonctionnement. 

Elles visent à tester la robustesse de l’analyse à un 
développement plus soutenu des énergies renou-
velables et des flexibilités, tel que l’envisage la 
Programmation pluriannuelle de l’énergie dans ses 
hypothèses hautes.

Par ailleurs, la consommation demeurant le déter-
minant principal de la défaillance, l’impact de la 
réalisation d’autres trajectoires de consomma-
tion est également évalué au moyen de variantes 
encadrantes, qui concernent l’ensemble des pays 
 européens considérés dans le Bilan prévisionnel.

4.4.1 Une faible sensibilité 
au niveau effectif de déploiement 
des énergies renouvelables

La sensibilité aux hypothèses de développement des 
énergies renouvelables est évaluée au moyen d’une 
variante basée sur un rythme de développement 
plus soutenu des filières solaire et éolienne. Les 
trajectoires d’évolution retenues dans cette analyse 
correspondent ainsi à la trajectoire « PPE haute », 
soit une augmentation des capacités installées en 
fin d’horizon de 1,6 GW pour le photo voltaïque et 
1,7 GW pour l’éolien terrestre, par rapport à la 
 trajectoire médiane du cas de base.

Dans cette variante, l’augmentation du rythme de 
développement des capacités éolienne et photo-
voltaïque n’influe que de manière limitée sur les 
résultats. Sur l’horizon étudié, la contribution de 
la croissance de ces filières à la couverture de la 
défaillance ne permet pas de dégager de marges 
supplémentaires significatives.

4.4 Une analyse dont la robustesse 
est testée par différentes variantes 
sur les énergies renouvelables, 
les effacements ou la consommation

Figure 4.8 Évolution des capacités installées des parcs photovoltaïque, éolien terrestre et éolien en mer à moyen terme
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Ceci s’explique de la manière suivante :
 u l’écart entre la trajectoire « PPE » et la trajec-
toire « PPE haut » est faible sur l’horizon étudié ;

 u la capacité photovoltaïque demeure trop faible 
pour réduire le risque de défaillance. De plus, la 
filière photovoltaïque ne contribue pas à la cou-
verture de la défaillance lors de la pointe du soir 
l’hiver, qui concentre pendant les cinq prochaines 
années l’essentiel du risque de défaillance ;

 u la filière éolienne y contribue, mais de manière 
encore faible (de l’ordre de 5 GW en moyenne à 
la pointe en fin d’horizon). 

En revanche, à l’horizon 2035, la trajectoire haute 
retenue comme hypothèse envisage une capacité 
installée de 48 GW pour la filière photovoltaïque, 
52 GW pour la filière éolienne terrestre et 15 GW 
pour la filière éolienne en mer, qui présente un 
facteur de charge annuel plus important que les 
parcs terrestres. La poursuite du développement 
des filières renouvelables devrait donc à long 
terme contribuer significativement à la couverture 
de la défaillance.

Figure 4.9 Évolution des capacités installées des parcs photovoltaïque, éolien terrestre et éolien en mer à long terme

Figure 4.10 Marges ou déficits de capacités – Sensibilité au développement des énergies renouvelables
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4.4.2 Le développement des 
effacements de consommation peut 
relâcher les contraintes si la filière 
parvient à gagner en fiabilité

Le développement des effacements est égale-
ment un objectif fixé par la Programmation pluri-
annuelle de l’énergie, comme précisé au § 2.1.5. 
Aujourd’hui, le volume d’effacement pouvant être 
mis à dispo sition est estimé à 2,5 GW.

En 2016 puis en 2017, des problèmes importants ont 
été identifiés concernant la fiabilité des effacements 
mis à disposition de RTE dans le cadre des appels 
d’offres mis en place à destination de la filière. Ces 
problèmes ne concernent ni tous les mécanismes (la 
fiabilité peut être très importante sur des disposi-
tifs plus contraignants), ni tous les opérateurs. Des 
incertitudes réglementaires, liées à la modification du 
régime de soutien des effacements dans le cadre des 
dispositions de la loi de transition énergétique et à la 
validation de ce nouveau cadre par la Commission 
européenne au titre du contrôle des aides d’État, 
ont également joué. Le cas de base retient ainsi un 
volume global d’effacements de 2,5 GW, stable sur 
tout l’horizon étudié. Il s’agit d’une hypothèse pru-
dente (retenue pour l’ensemble des paramètres). 

La variante relative aux effacements consiste à 
augmenter leur rythme de développement de 
manière linéaire pour atteindre les objectifs de la 

Programmation pluriannuelle de l’énergie d’une 
capacité de 6 GW en 2023. Il en résulte une aug-
mentation de 700 MW par an.

Le rythme de développement des filières solaire 
et éolienne est considéré comme relevant de la 
trajec toire « PPE haute ». 

Du fait de la structure de la consommation fran-
çaise, la mobilisation d’un potentiel d’effacement 
supplémentaire permet de réduire significative-
ment le risque de défaillance. En effet, par leur 
nature, les effacements « ciblent » les périodes de 
tension du système, et peuvent ainsi contribuer 
de manière efficace à la sécurité d’approvisionne-
ment, au même titre que tout moyen de pointe.

La place effective des effacements dans le mix sera 
d’autant plus forte que leur fiabilité pourra être 
améliorée. Un historique désormais détaillé existe 
en France sur cette question : si les effacements 
contractualisés par RTE ont initialement présenté 
des performances satisfaisantes (notamment pour 
la réserve rapide ou les services système), des 
défaillances répétées pour plusieurs opérateurs 
d’effacement ont été observées en 2016, condui-
sant à des taux de disponibilité effective médiocres.

Un point d’étape devra être réalisé en 2018 pour 
voir si les résultats escomptés du « paquet fiabilité » 
mis en œuvre par RTE dans le cadre des appels 

Figure 4.11 Marges ou déficits de capacité – Sensibilité au développement des énergies renouvelables et des effacements
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d’offres dédiés au développement de la filière et 
ayant fait l’objet de discussions avec la Commission 
européenne ont effectivement porté leurs fruits. 

4.4.3 Le rythme d’inflexion de la 
consommation reste et restera le 
facteur déterminant pour la sécurité 
d’approvisionnement

Une trajectoire basse de demande 
dégage des marges importantes
La sensibilité aux hypothèses de demande est 
d’abord testée en analysant l’impact d’une 
inflexion baissière plus marquée. Les hypothèses 
de demande retenues pour cet exercice de sen-
sibilité sont celles de la trajectoire « basse » de 
consommation (cf.	§	1.2.1).

Dans cette étude, le critère de sécurité d’appro-
visionnement est respecté sur tout l’horizon. 
L’hypothèse d’une moindre demande en énergie 
mais également en puissance appelée à la pointe 
permet de dégager des marges importantes. 
Celles-ci sont supérieures à 2 GW à partir de l’hiver 
2019-2020 et de l’ordre de 5 GW en fin d’horizon. 
Ce résultat confirme donc que la demande est le 
principal déterminant de la défaillance. 

Une inflexion plus marquée de la demande per-
met la fermeture simultanée du parc charbon 

et des premiers réacteurs nucléaires atteignant 
leur quatrième visite décennale.

Un retard de l’inflexion de la demande 
renforce la tension sur le début d’horizon 
Une seconde analyse de sensibilité vise à mesurer 
la robustesse du diagnostic en cas de retard dans 
l’inflexion baissière de la demande. La simulation 
est ainsi effectuée avec la variante « consomma-
tion forte » (cf.	§	1.2.1).

Dans cette étude, le critère de sécurité d’appro-
visionnement n’est jamais respecté. L’hypothèse 
d’un décalage de l’inflexion de la demande se 
traduit par un déficit de capacité important dès 
le début d’horizon, de l’ordre de 1,4 GW à l’hiver 
2019-2020 et 2,7 GW en fin d’horizon.

Un retard de l’inflexion de la demande affecte 
la sécurité d’approvisionnement dès l’hiver 
2018-2019. Avec une consommation supé-
rieure à la trajectoire « haute », le cumul 
des fermetures du parc charbon et des pre-
miers réacteurs nucléaires atteignant leur 
quatrième visite décennale s’envisagerait de 
manière encore plus difficile. 

Il sera donc indispensable, au cours des prochaines 
années, de s’assurer que la dynamique de baisse 
de la consommation s’enclenche effectivement.

Figure 4.12 Marges ou déficits de capacités – Sensibilité à la consommation
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4.5.1 La sécurité d’alimentation 
de la France n’a de sens que dans 
un cadre plus large

L’analyse « France isolée », menée sans prendre en 
compte les échanges transfrontaliers, montre l’im-
portance de la contribution des imports à la sécu-
rité d’alimentation française. 

Elle conduit à des espérances de durées de défail-
lance inadmissibles, très largement au-dessus du 
critère fixé par les pouvoirs publics. 

Ainsi, l’analyse montre l’importance de la contribu-
tion des imports à la sécurité d’approvisionnement 
française. L’équilibre offre-demande en France 
est assuré avec les interconnexions. Sur l’hi-
ver 2018-2019 par exemple, le déficit de capacité 
est supérieur à 10 GW sans recours aux imports. 

Ceci ne doit pas sonner comme un constat d’échec, 
mais comme la traduction logique de la construc-
tion d’une Europe de l’énergie enclenchée depuis le 
début des années 2000. Ce mouvement a conduit 
à l’intensification des échanges marchands entre 
pays, au développement de la concurrence, et 
ainsi à la rationalisation des parcs de production. 
Un pays souhaitant maintenir sur son territoire 
l’inté gralité des moyens lui permettant de faire 
face seul, à tout moment, à toutes les configura-
tions de demande électrique serait ainsi exposé à 
des coûts très importants, puisqu’une partie de ces 
moyens ne seraient pas rentables. 

Les échanges d’électricité aux interconnexions per-
mettent ainsi aujourd’hui, à tout instant, d’optimi-
ser l’utilisation des moyens de production à l’échelle 

européenne. Lors de situations tendues en France, 
le système électrique français sollicite les imports 
d’énergie qui lui sont nécessaires, dans la limite de 
ce que permettent les capacités d’interconnexion et 
les moyens de production disponibles dans les pays 
voisins.

4.5.2 Une modélisation réaliste 
des capacités d’import en situation 
de tension est nécessaire

Le rôle des échanges d’électricité dans l’appré-
hension de l’équilibre offre- demande du système 
électrique français a conduit RTE à s’attacher à la 
modélisation des échanges avec les pays voisins 
dans le cadre des études réalisées pour le Bilan 
prévisionnel. L’objectif est de disposer d’une 
modélisation permettant de refléter le fonction-
nement des différentes échéances de marché et 
de tenir compte de la capacité effective d’import 
de la France pendant les situations de tension. 

Les analyses se basent sur les modalités 
retenues pour le fonctionnement des 
marchés 
Depuis 2016, les analyses du Bilan prévisionnel sont 
réalisées en se basant sur le modèle « Flow-based » 
utilisé pour les échanges au sein de la zone CWE2 
à l’échéance journalière. L’objectif est de disposer 
d’une analyse prévisionnelle tenant compte de la 
manière dont les échanges entre acteurs peuvent 
effectivement être réalisés sur les marchés.

La modélisation retenue dans le Bilan prévision-
nel 2017 a évolué depuis la précédente édition. En 
particulier, la méthode a été affinée pour permettre 

4.5 L’analyse des échanges avec 
les pays voisins souligne que la sécurité 
d’alimentation de la France n’a de sens 
que dans le cadre européen

2. 	Central	West	Europe,	comprenant la France, la Belgique, l’Allemagne, le Luxembourg et les Pays-Bas
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la prise en compte de domaines « Flow-based » dits 
domaines « types », modélisés au pas horaire et 
corrélés aux scénarios climatiques (consommation 
en France, productions éolienne et photovoltaïque 
en Allemagne). 

Ces efforts seront poursuivis dans les prochaines 
éditions du Bilan prévisionnel. Le retour d’expé-
rience des hivers 2015-2016 et 2016-2017 conduit 
notamment à mettre l’accent sur les contraintes 
du réseau interne à l’Allemagne, qui peut limi-
ter de manière significative les capacités offertes 
aux échanges. La modélisation de ces branches 
critiques devra ainsi continuer à s’améliorer pour 
refléter correctement les capacités effectives 
d’échanges durant les périodes de tension.

Les analyses intègrent la possibilité 
de défaillances simultanées dans 
les pays voisins
Le niveau des imports dépend à la fois des capa-
cités physiques d’interconnexion et de la situation 
en matière d’équilibre offre- demande dans les 
pays voisins. Dans le cas où un pays frontalier 
serait lui-même en situation de défaillance, il est 
très difficile d’envisager une situation où seraient 
maintenus des exports à destination de la France. 
Le caractère simultané ou non des épisodes de 
défaillance entre la France et ses voisins directs 
constitue donc un facteur déterminant pour la 
sécurité d’approvisionnement en France.

La probabilité que l’Espagne, l’Italie, la Suisse et 
l’Allemagne rencontrent des épisodes de défail-
lance simultanés à la France semble aujourd’hui 
très faible. Ce résultat théorique peut se traduire 
ainsi : dans le cas d’une situation extrêmement 
tendue en France, on s’attend à ce que les inter-
connexions avec ces pays soient utilisées à leurs 
capacités maximales. 

A	contrario, les analyses montrent une probabilité 
significative de défaillances simultanées en France 
et en Belgique. Dans ce cas, des actions de sau-
vegarde pourraient être rendues nécessaires au 
même moment en France et en Belgique, sans que 
l’interconnexion avec ce pays ne soit saturée. Une 
telle situation pourrait également se produire avec 
la Grande-Bretagne. 

Une prise en compte de la disponibilité 
des interconnexions en s’appuyant sur 
les retours d’expérience
L’évolution des parcs de production européens 
au cours de la dernière décennie a représenté un 
« choc d’offre » important pour le système élec-
trique et conduit progressivement à passer d’une 
situation surcapacitaire du parc de production 
d’électricité européen à une situation plus tendue 
du point de vue de la gestion de l’équilibre offre- 
demande en électricité dans certains pays. 

Cette situation peut paraître paradoxale dans 
la mesure où le cadre réglementaire européen a 
conduit à un approfondissement du fonctionne-
ment des marchés aux échéances journalières, 
infrajournalières, et de l’ajustement (déclinaison 
du troisième paquet « énergie ») et à un accrois-
sement des capacités d’échanges entre les pays 
européens (déclinaison du paquet « infrastruc-
tures »). Ces évolutions devraient donc conduire 
à un accroissement des possibilités d’échanges 
entre pays pendant les épisodes de tension dans 
les diffé rents États européens.

En pratique, l’évolution structurelle des parcs de 
production vient contredire cette logique. Cela a 
été observé empiriquement pour un pays comme 
la France, qui poursuit activement les travaux 
d’interconnexions physiques avec ses voisins et 
travaille à l’approfondissement du fonctionne-
ment des diffé rents marchés de l’électricité. Par 
exemple, la France a importé au maximum 8,5 GW 
en janvier 2017 alors qu’elle était en mesure d’im-
porter 9,3 GW en février 2012. 

Ceci ne reflète pas un mauvais fonctionnement 
des marchés ou une action préventive des gestion-
naires de réseau de transport d’électricité condui-
sant à réduire les échanges sur la zone CWE. Le 
rapport publié par ENTSO-E a mis en évidence 
que les actions prises par les GRT de la zone de 
 l’Europe de l’Ouest allait dans le sens du marché et 
n’avait pas conduit à réduire les échanges  pendant 
la vague de froid de début 2017. Une analyse 
complémentaire est actuellement menée par la 
Commission européenne, avec l’appui de Platts, et 
devrait être publiée prochainement. 
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L’évolution de la capacité effective d’import de la 
France entre 2012 et 2017 est un exemple de l’im-
pact de la disponibilité des parcs étrangers sur la 
sécurité d’alimentation électrique de la France et du 
besoin de considérer la capacité d’import comme un 
tout entre la capacité physique d’interconnexion et 
la structure du parc de production de l’autre côté 
de la frontière. C’est pourquoi la modélisation rete-
nue dans le Bilan prévisionnel s’attache à analyser 

la dynamique d’évolution de la capacité d’import 
effective de la France en s’appuyant sur le retour 
d’expérience des dernières années et en ne consi-
dérant pas de manière statique les parcs étrangers. 

Ces analyses sont illustrées ci-dessous pour  l’hiver 
2018-2019 : en situation de défaillance, les imports 
sont compris entre 2 GW et 15 GW et sont supé-
rieurs à 7,5 GW dans 50 % des cas. 

Figure 4.13 Monotone des imports à la défaillance – Hiver	2018-2019	équilibré	à	3	h	de	défaillance
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4.6.1 La signification du critère de 
sécurité d’approvisionnement demeure 
mal comprise par le public

En France, la sécurité d’alimentation est évaluée par 
rapport à un critère public, prévu par la loi et fixé 
dans la réglementation. Ce critère est exprimé sous 
la forme d’une durée de défaillance, qui doit demeu-
rer inférieure en espérance à trois heures par an.

Le cadre réglementaire appliqué à la sécurité d’ap-
provisionnement repose ainsi explicitement sur 
un arbitrage entre les bénéfices collectifs résul-
tant d’un haut niveau de sécurité d’approvisionne-
ment d’une part, et les coûts nécessaires pour y 
parvenir d’autre part. Ce critère signifie qu’un 
bon niveau de sécurité d’approvisionnement 
consiste en un dimensionnement du parc qui 
ne permet pas de couvrir certaines situa-
tions. En application de ce critère, des « situations 
de défaillance » doivent être rencontrées régulière-
ment, et ceci constitue une preuve de performance.

Ceci n’est probablement pas en adéquation avec la 
perception générale des citoyens. Ainsi, des épi-
sodes de tension, qui sont en théorie le reflet 
d’un pilotage économique, sont fortement 
susceptibles d’être perçus comme relevant 
d’un échec technique. 

Cette dissonance est problématique, car l’en-
semble des dispositifs de diagnostic (le présent 
Bilan prévisionnel) ou de pilotage économique (le 
mécanisme de capacité) sont construits autour du 
critère public de sécurité d’approvisionnement.

En avril 2017, la ministre de l’énergie a diligenté 
auprès du CGEDD et du CGE une mission sur les 
critères de défaillance dans le secteur de l’électri-
cité et du gaz. Elle devrait rendre ses conclusions 
prochainement, dans le cadre de la préparation 

de la prochaine Programmation pluriannuelle de 
l’énergie. Afin de contribuer à cette réflexion et de 
favoriser la compréhension de sécurité d’appro-
visionnement en électricité, le Bilan prévisionnel 
 rassemble une analyse plus détaillée de la sécurité 
d’approvisionnement au-delà du critère des trois 
heures. 

4.6.2 Le respect du critère de sécurité 
d’approvisionnement ne garantit 
pas l’absence d’interruption dans 
l’alimentation électrique

La durée des trois heures est une 
moyenne, qui résulte d’une analyse 
probabiliste 
Le critère porte sur un nombre d’heures moyen 
de défaillance. La moyenne est effectuée par rap-
port à 1 000 simulations réalisées pour une année 
 donnée, en simulant divers aléas selon la méthode 
de Monte-Carlo.

Pour chacune des 1 000 simulations, l’équilibre 
production-consommation est évalué sur les 
8 760 heures de l’année : le nombre d’heures 
durant lesquelles il n’est pas possible d’équili-
brer l’offre et la demande est alors déterminé. 
Certaines combinaisons d’aléas conduisent ainsi à 
un grand nombre d’heures de défaillance, d’autres 
à un nombre d’heures faible, et d’autres encore à 
une absence de situation de défaillance. 

Le nombre d’heures moyen de défaillance ne 
donne ainsi pas d’information sur le carac-
tère représentatif de cette moyenne, et 
constitue une information particulièrement 
imparfaite. De fait, entre les configurations 
testées dans le présent chapitre portant sur les 
cinq prochaines années, et celles évaluées dans 
les chapitres 6 à 9 pour l’horizon 2025-2035, 

4.6 L’analyse détaillée de la sécurité 
d’alimentation de la France permet 
de hiérarchiser les risques au-delà 
du « critère des trois heures » 
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des différences considérables peuvent exister, 
par exemple sur la profondeur de la défaillance 
(c’est-à-dire sur le nombre de consommateurs 
concernés par la défaillance) alors même que le 
nombre d’heures moyen de défaillance demeure 
identique. 

L’analyse de la dispersion permet 
d’enrichir la compréhension du risque
Pour mieux comprendre la réalité du risque sur la 
sécurité d’alimentation, il est tout d’abord utile de 
représenter la dispersion de l’indicateur autour de 
sa moyenne.

Pour un hiver spécifique (ici, l’hiver 2018-2019) 
« équilibré » par rapport au critère des trois heures, 
l’analyse de la dispersion statistique permet d’enri-
chir largement la compréhension du risque :

 u le respect du critère n’implique pas une absence 
totale de risque de défaillance : au contraire, 
10 % des cas simulés présentent plus de 8 h de 
défaillance, et 16 % présentent au moins 3 h de 
défaillance ;

 u certaines combinaisons d’aléas particulièrement 
défavorables conduisent à des durées de défail-
lances longues (il existe ainsi une chance sur 
1 000 d’avoir 86 h de défaillance) ;

 u parmi les 1 000 configurations simulées, 75 % 
ne présentent aucune défaillance. 

Ainsi, une analyse complète de la sécurité d’ap-
provisionnement nécessite une représentation de 
la dispersion des situations autour de la valeur 
moyenne retenue. Un premier résultat important 
peut être dégagé : à ce jour, un système « équi-
libré » à trois heures conduit à environ une 
chance sur quatre de devoir faire appel aux 
« moyens exceptionnels » durant l’hiver.

Le respect du critère de sécurité 
d’approvisionnement conduit à des 
situations ponctuelles de tension sur 
les marges de sûreté en exploitation
Le respect du critère de sécurité d’approvisionne-
ment implique donc une probabilité non nulle de 
défaillance. À l’approche de ces situations, mar-
quées par des tensions sur les marges de sûreté, 
RTE alerte les pouvoirs publics sur le risque de 
sécurité d’approvisionnement afin d’anticiper les 
moyens à mettre en œuvre.

Ainsi, dans un contexte où le système électrique 
se rapproche du critère de sécurité d’approvision-
nement de trois heures, la probabilité de rencon-
trer des situations de défaillance s’accroît ; les 
alertes sur les situations de tension de l’équilibre 
offre- demande sont alors plus fréquentes. Dans le 
contexte présenté sur la période 2018-2020 avec 
un critère de sécurité d’approvisionnement tout 

Figure 4.14 Monotone de durée de défaillance – Hiver	2018-2019	équilibré	à	3	h	de	défaillance
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juste atteint, il est ainsi probable que RTE émette 
fréquemment des appels pour marge auprès des 
acteurs de marché, ou des appels à la modération 
auprès du grand public.

4.6.3 Les situations de défaillance ne 
sont pas systématiquement longues et 
problématiques

Une défaillance n’est pas un blackout
Même complétée par une représentation plus fine 
de la dispersion des situations de défaillance par 
rapport à la moyenne, l’analyse demeure partielle. 
En effet, la notion même de défaillance, pour-
tant centrale dans le lexique des études technico- 
économiques sur le système électrique, demeure 
souvent mal appréhendée. 

Formellement, une heure spécifique est considérée 
comme relevant d’une situation de défaillance quand 
l’équilibre physique entre production et consomma-
tion nécessite l’activation de « leviers exceptionnels » 
ou « d’actions de sauvegarde » par le gestionnaire de 
réseau de transport, garant du bon fonctionnement 
du système et du maintien de la fréquence. 

Les situations qui sont alors visées ne sont 
pas constitutives d’un blackout : d’une part, 
les « leviers exceptionnels » sont activés de 
manière prioritaire par rapport au déles-
tage, et d’autre part, le délestage constitue 
lui-même une opération maîtrisée et réali-
sée sous l’autorité de RTE conformément aux 
cadrages réglementaires et aux informations 
fournies par les services de l’État.

Par opposition, un blackout correspond à une perte 
de maîtrise du système par le gestionnaire de 
réseau de transport et la déconnexion massive et 
incontrôlée de moyens de production et des sites de 
consommation ou de portions entières du réseau, 
ce qui peut affecter de vastes zones et avoir des 
conséquences économiques très importantes.

Les « leviers exceptionnels » recouvrent des moyens 
hétérogènes, dont l’interruptibilité de grands 
consommateurs industriels volontaires ou la dimi-
nution de 5 % de la tension sur les réseaux de dis-
tribution, permettant de réduire ponctuellement les 

Figure 4.15 Répartition des périodes de défaillance 
selon leur durée – Hiver	2018-2019	équilibré	à	3	h	de	
défaillance
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besoins électriques de 1,5 GW et 4 GW. Ce n’est 
qu’à la suite de l’activation de ces moyens qu’entre 
en jeu le plan de sauvegarde, prévoyant l’activation 
du délestage par RTE. 

Les situations de défaillance peuvent 
conduire à des délestages de profondeur 
très différente
Les situations de défaillance impliquant du déles-
tage sont elles-mêmes très différentes selon le 
cas. La sévérité de la défaillance dépend ainsi de 
sa durée (nombre d’heures consécutives) et de sa 
profondeur (nombre de mégawatts non desservis). 

Les analyses réalisées pour le Bilan prévisionnel 
permettent, pour chaque cas, de quantifier ces 
effets. Ainsi, deux années présentant le même cri-
tère de sécurité d’approvisionnement (trois heures 
par an) peuvent se caractériser par des réalités 
très différentes.

À titre d’exemple, l’analyse a été réalisée sur  l’hiver 
2018-2019 en le considérant équilibré par rapport 
au critère de sécurité d’alimentation : 

 u la majorité des périodes de défaillance est 
de courte durée : 75 % durent moins de trois 
heures, et 35 % ne durent même qu’une heure. 
Les situations qui présentent des durées de 
défaillance de plus d’une dizaine d’heures sont 
quant à elles exceptionnelles ; elles corres-
pondent à des combinaisons d’aléas particuliè-
rement défavorables sur une longue période ;
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 u de même, l’énergie de défaillance est générale-
ment faible : deux tiers des heures défaillantes 
présentent une énergie de défaillance inférieure 
à 4 GWh, et un tiers une énergie de défaillance 
inférieure à 1,5 GWh. Ces situations pourraient 
être traitées par la seule activation des moyens 
exceptionnels.

Cette analyse permet ainsi de modérer la 
perception négative associée au principe de 
défaillance : une situation de défaillance doit 
être contrôlée et peut être ciblée et courte. 
Certaines situations peuvent en revanche 

présenter une criticité particulière du fait de 
leur durée ou du nombre de consommateurs 
impactés : ce sont celles qui doivent recueil-
lir le plus d’attention. Ceci peut être mis en 
perspective par rapport au critère de sécurité 
d’approvisionnement actuel (un délestage 
d’une heure affectant quelques consom-
mateurs et un délestage de la même durée 
portant sur un nombre significatif de consom-
mateurs sont comptabilisés de la même 
façon). 

4.6.4 Le premier facteur de 
risque demeure la sensibilité de la 
consommation à la température et donc 
la survenue d’épisodes de grand froid

Au-delà des indicateurs de sécurité d’approvision-
nement, les analyses doivent permettre d’identifier 
précisément les facteurs de risque et de les hié-
rarchiser. Une telle étude est valable de manière 
statique (pour une année donnée) mais également 
dynamique (pour mesurer l’évolution de la nature 
du risque associée à certains scénarios).

La sensibilité aux vagues de froid
À moyen terme, la survenue de vagues de froid, 
impliquant des consommations très importantes 
du fait de la thermosensibilité du système français, 
demeure de très loin le premier facteur de risque. 
Le risque se concentre sur les mois d’hiver, et plus 
précisément sur le mois de janvier, qui représente 
à lui seul presque 60 % des heures de défaillance 
possibles. 

Les autres facteurs de risque
Les situations de risque naissent fréquemment 
de la combinaison de plusieurs facteurs. Bien 
évidemment, certains événements extrêmes – 
une vague de froid d’intensité exceptionnelle par 
exemple– suffisent à engendrer par eux-mêmes 
une situation de défaillance. Mais dans la plupart 
des cas, c’est d’une combinaison d’aléas défavo-
rables que naissent les situations de risque et de 
défaillance. À titre d’exemple, certaines situations 
de demande élevée ne présentent de risque que si 
elles sont associées à une mauvaise disponibilité 
du parc nucléaire, ou encore à des épisodes de 
vent faible. 

Figure 4.17 Répartition de la défaillance au sein de 
l’année – Hiver	2018-2019	équilibré	à	3	h	de	défaillance
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Figure 4.16 Monotone de puissance de défaillance – 
Hiver	2018-2019	équilibré	à	3	h	de	défaillance	
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À partir d’une situation respectant le critère de défail-
lance de 3 h en espérance (hiver 2018-2019 équilibré 
à 3 h), la sensibilité à la vague de froid de février 
2012 est évaluée en « rejouant » le climat de l’hiver 
2011-2012 (utilisation des données historiques pour 
la consommation et les facteurs de charge éolien et 
photovoltaïque, pour l’ensemble des pays européens 
considérés dans le Bilan prévisionnel ; les aléas sur la 
disponibilité du parc de production sont maintenus).

L’analyse conclut qu’un épisode de vague de froid 
similaire à celui de 2012 conduit à une espé-
rance de défaillance supérieure à 20 h. Parmi les 
1 000 années simulées, moins de 1 % ne pré-
sentent aucune défaillance. 

La conclusion qui en découle est claire : le 
système électrique français n’est plus en 
situation de « passer » une vague de froid 
comme celle de février 2012 sans appel aux 
leviers exceptionnels voire au délestage. Le 
fait qu’il ait été possible de maintenir l’alimenta-
tion durant cette période illustre plutôt le caractère 
surcapacitaire du parc de production de l’époque 
par rapport au critère fixé par les pouvoirs publics. 
Depuis, plusieurs gigawatts de capacités charbon 
et fioul ont été déclassés. 

Des représentations sous forme « d’arbres de 
défaillance » permettent de hiérarchiser les pré-
occupations et d’identifier les enchaînements qui 
conduisent aux situations de risque. 

Ainsi, pour un hiver 2018-2019 équilibré à 3 h de 
défaillance :

 u la probabilité de défaillance est supérieure à 
80 % quand la puissance appelée atteint 100 GW 
et que les conditions de vent sont faibles (effet 
« vague de froid ») ;

 u la probabilité de défaillance diminue à 45 % 
lorsque la puissance appelée est supérieure à 
97,6 GW (cette probabilité est revue à 65 % en 
cas d’épisodes de vent faible, et à 58 % en cas 
de disponibilité nucléaire inférieure à la dispo-
nibilité nucléaire moyenne – écart supérieur à 
1 GW) ;

 u la probabilité de défaillance est quasi nulle quand 
la puissance appelée est inférieure à 97,6 GW.

4.6.5 Le respect du critère de sécurité 
d’approvisionnement ne permet pas de 
garantir l’alimentation de tous durant 
les épisodes extrêmes 

Dans le cas d’un épisode climatique 
similaire à la vague de froid de février 
2012, des délestages interviendraient à 
coup sûr
La vague de froid de février 2012 est l’illustration 
d’un événement climatique exceptionnel, d’une 
durée et d’une ampleur inédites au cours des vingt 
dernières années. Or elle n’a pas conduit à l’activa-
tion de moyens exceptionnels ou de délestages. En 
effet, en février 2012, le parc de production, alors 
surcapacitaire, et les capacités d’interconnexion 
présentaient une bonne disponibilité circonstan-
cielle. Les ouvrages ont ainsi pu être sollicités à 
leur maximum. 

De manière à illustrer l’évolution de la sécurité 
d’approvisionnement de la France depuis cette 
période, il est possible de simuler la survenue d’un 
tel événement sur la période étudiée au sein du 
Bilan prévisionnel. 

Figure 4.18 Monotone de durée de défaillance – 
Hiver	2018-2019	équilibré	à	3	h	de	défaillance	–	
Simulation de la vague de froid de février 2012
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3.  On appelle puissance parfaite une puissance disponible à tout instant, sans contrainte de stock 

Dans le cas où la disponibilité du parc 
nucléaire serait dégradée comme 
durant l’hiver 2016-2017, la probabilité 
de devoir faire appel aux moyens 
exceptionnels serait de 50 %
La faible disponibilité du parc nucléaire constatée 
sur l’hiver 2016-2017 constitue une autre illus-
tration d’un événement exceptionnel. Là encore, 
il est possible d’évaluer la sensibilité de l’approvi-
sion nement électrique à ce type de situation en 
 procédant à une analyse de sensibilité ciblée.

A partir d’une situation respectant le critère de 
défaillance de 3 h en espérance (hiver 2018-2019 
équilibré à 3 h), la sensibilité à la disponibilité 
du parc nucléaire est évaluée en « rejouant » la 
dispo nibilité nucléaire historique de l’hiver 2016-
2017 (utilisation des données historiques pour la 
dispo nibilité nucléaire ; les aléas climatiques sont 
maintenus).

L’espérance de défaillance est alors de l’ordre de 
6 h. Parmi les 1 000 années simulées, environ 50 % 
présentent de la défaillance, et 30 % présentent au 
moins 3 h de défaillance.

Ainsi, dans une situation respectant le critère 
de défaillance, un épisode de faible disponi-
bilité du nucléaire conduit à l’apparition de 
situation de défaillance dans 50 % des cas. 
Cette étude permet d’illustrer la forte dépendance 
de la sécurité d’approvisionnement à la disponibi-
lité du parc nucléaire. 

Cette dépendance évoluera à l’avenir en fonction 
de la diversification du mix électrique, et fait l’objet 
d’études détaillées dans les chapitres 6 à 9. 

4.6.6 Le renforcement du critère de 
sécurité d’approvisionnement signifierait 
une augmentation de plusieurs 
gigawatts du besoin de couverture

Les analyses permettent de visualiser 
une marge de capacité par rapport au 
critère
L’expression du critère de sécurité d’approvision-
nement en nombre d’heures présente une difficulté 
commune d’interprétation : il n’est pas spontané-
ment possible de le traduire sous la forme d’un 
volume de capacité à ajouter ou pouvant être ôté 
sans risque pour la sécurité d’alimentation.

Pour remédier à ce risque, RTE présente depuis 
plusieurs années les résultats du Bilan prévisionnel 
sous la forme d’une marge par rapport au critère. 
La relation n’est toutefois pas linéaire, et résulte 
d’un abaque (figure	 4.20)	 représentant la rela-
tion entre le nombre d’heures de défaillance et la 
marge ou le déficit estimé par rapport au critère de 
sécurité d’approvisionnement actuel.

Ainsi, face à un déficit de puissance correspon-
dant à une durée de défaillance de 5 h par an, 
donc supérieure au critère des trois heures, il 
conviendrait d’ajouter environ 2 GW de puissance 
parfaite3 pour revenir au critère spécifié par les 
pouvoirs publics.

À l’inverse, une marge relative à une durée de 
défaillance de l’ordre de 1 h par an permettrait 

Figure 4.19 Monotone de durée de défaillance – Hiver 
2018-2019	équilibré	à	3	h	de	défaillance	–	Simulation	
de	la	disponibilité	2016-2017	du	parc	nucléaire	
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au système électrique français de satisfaire une 
consommation supplémentaire de l’ordre de 
3,5 GW en bande, tout en respectant le critère de 
sécurité d’approvisionnement.

Ces analyses permettent de saisir, de manière 
 graphique, l’impact d’une évolution du critère : 

 u à partir d’une situation équilibrée à 3 h par an, 
un durcissement du critère de l’ordre d’une 
défaillance de 1 h par an nécessiterait de l’ordre 
de 3,5 GW de puissance supplémentaire ;

 u à l’inverse, une relaxation du critère pour le 
passer à une défaillance de 5 h par an contri-
buerait à dégager une marge de 2 GW.

Le critère des trois heures correspond 
à un optimum en intégrant le coût 
historique des moyens permettant 
de réaliser l’équilibre offre- demande 
en capacité
La sécurité d’approvisionnement a une valeur. 
Celle-ci correspond à l’utilité pour la collectivité d’un 
accès garanti à l’énergie électrique. En effet, l’inter-
ruption de l’accès à l’énergie électrique engendre 
une perte économique pour les consommateurs 
concernés (et éventuellement pour des tiers), que 
ces impacts soient directement monétaires (perte 

de production, dommage sur des matériels, etc.) 
ou non (perte de temps, confort, mise en danger 
de personnes, etc.).

La sécurité d’approvisionnement a aussi un coût. 
Celui-ci correspond aux dépenses à engager pour 
développer ou maintenir des moyens de pro-
duction, d’effacement, de stockage, ou d’inter-
connexion qui ne trouveraient pas de rentabilité 
suffisante sur les marchés mais seraient néan-
moins nécessaires à l’atteinte des objectifs publics. 
Ce coût est aujourd’hui porté par les différents 
usagers du système. 

Plus le niveau de sécurité d’approvisionne-
ment exigé est important (ce qui signifie que le 
système est capable de faire face à des situa-
tions de stress sur l’équilibre offre- demande), 
plus le coût associé l’est également.

Le critère de sécurité d’approvisionnement, défini 
par les pouvoirs publics, fixe le niveau de risque 
acceptable par la collectivité. 

Ce niveau de risque peut se définir comme un arbi-
trage économique entre le coût du risque de rup-
ture de sécurité d’approvisionnement et le coût de 

Figure 4.20 Relation entre durée de défaillance et marge ou déficit de capacité
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4.  L’hypothèse de coût variable de production à partir des moyens comme une turbine à combustion a peu d’influence sur le calcul. La valeur retenue par défaut 
est de 100 €/MWh.

5.  Plus précisément, le calcul théorique conduit à un critère de 2 h 20 : 1 MW de défaillance évitée pendant 2 h 20 « vaut » environ 60 k€ (2 h 20/an x 26 k€/MWh).

la couverture. Le niveau optimal de sécurité d’ap-
provisionnement correspond à un parc où la valeur 
correspondant à l’énergie non distribuée évitée par 
le dernier mégawatt de moyen de pointe « couvre » 
les coûts complets de ce mégawatt.

C’est l’approche historiquement retenue et qui a 
justifié jusqu’ici le choix d’un critère correspondant 
à une espérance de défaillance de trois heures 
par an.

En considérant d’une part un coût normatif de 
non-distribution d’énergie aux consommateurs, 
estimé à partir d’enquêtes auprès des consomma-
teurs, à hauteur de 26 k€/MWh, et en considérant 
d’autre part que l’ajustement en capacité pour res-
pecter le critère se fait en investissant dans des 
centrales au gaz (turbines à combustion) dont les 
coûts fixes annualisés sont de 60 k€/MW/an4, un 
critère de l’ordre de trois heures par an est en effet 
théoriquement optimal5.

Figure 4.21 Coûts pour le système électrique en fonction du critère de sécurité d’approvisionnement 
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Un renforcement du critère pourrait 
se justifier sous l’angle économique
Les hypothèses sous-jacentes à ce raisonnement 
ne sont plus nécessairement adaptées à la situa-
tion actuelle. En particulier, l’hypothèse consistant 
à considérer que la sécurité d’approvisionnement 
est réalisée par l’investissement dans un moyen 
de pointe comme une turbine à combustion ne 
correspond plus forcément à la réalité du système 
électrique : dans certains scénarios et  certaines 
situations décrites dans le cadre de ce Bilan 
 prévisionnel, l’ajustement du parc sur le critère de 
sécurité d’approvisionnement peut être réalisé soit 
par des solutions de flexibilité (notamment efface-
ments), soit par le maintien d’utilités thermiques 
existantes.

Le coût de la sécurité d’approvisionnement est 
alors radicalement différent : il ne s’agit pas 
de considérer le coût complet d’un nouveau 
moyen de production – comme une turbine à 



BILAN PRÉVISIONNEL de l’équilibre offre-demande d’électricité en France I ÉDITION 2017 145

L’ANALYSE SUR LES CINQ PROCHAINES ANNÉES 4

combustion – en comptabilisant le coût d’inves-
tissement – mais le coût de développement de 
capacités d’effacement ou le coût de maintien 
en fonctionnement de centrales déjà construites 
(dont seules les dépenses relatives à la prolon-
gation étant à considérer en leur déduisant les 
éventuelles rentes infra-marginales). 

Ainsi le critère « économiquement opti-
mal » est susceptible de dépendre significa-
tivement de l’évolution concrète du parc de 
production et du système électrique. Dans 
certaines configurations, un critère de sécu-
rité d’approvisionnement correspondant à 
une espérance de défaillance plus faible peut 
se justifier au sens économique.
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(GW) 2016 2019 2020 2021 2022

Nucléaire 63,1 63,1 63,0 63,0 63,0

Thermique 20,4 16,7 17,2 16,8 16,2

Cycles combinés au gaz 6,3 6,3 6,7 6,7 6,7

Charbon 2,9 2,9 2,9 2,9 2,3

Fioul lourd 3,7 - - - -

 Turbines à combustion 2,0 2,0 2,0 1,7 1,7

fioul 1,4 1,4 1,4 1,0 1,0

gaz 0,6 0,6 0,6 0,6 0,6

Cogénérations 4,8 4,8 4,8 4,8 4,8

fioul 0,5 0,5 0,5 0,5 0,5

gaz 4,4 4,4 4,4 4,4 4,4

Autres moyens 
thermiques décentralisés 0,7 0,7 0,7 0,7 0,7

Énergies renouvelables 45,8 54,1 57,2 61,4 65,6

Hydraulique 25,5 25,5 25,5 25,5 25,5

dont STEP 4,2 4,2 4,2 4,2 4,2

Éolien 11,7 16,2 17,7 20,2 22,7

dont éolien terrestre 11,7 16,2 17,7 19,2 20,7

dont éolien en mer - - - 1,0 2,0

Photovoltaïque 6,7 10,1 11,7 13,3 14,9

Bioénergies 1,9 2,2 2,3 2,4 2,5

Énergies marines - - - - -

Effacements 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5

Parc installé

Les bilans énergétiques sur la période 2019-
2022 sont présentés ci-dessous et comparés à 
celui de l’année 2016. Ce dernier est un bilan 
réalisé, qui correspond à une consommation non 
corrigée des aléas climatiques. À l’inverse, les 

Bilans

prévisions sont relatives à une consommation en 
espérance.

Les bilans énergétiques sont calculés sur le cas de 
base.
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L’ANALYSE SUR LES CINQ PROCHAINES ANNÉES 4

(TWh) 2016 2019 2020 2021 2022

Consommation France6 481,0 473,2 471,6 470,1 468,6

Pompage 6,7 5,6 5,8 5,8 5,6

Solde exportateur 42,2 80,2 90,1 101,7 111,5

Demande totale 529,9 559,0 567,5 577,6 585,7

Nucléaire 384,0 402,3 406,0 407,9 407,1

Thermique 44,5 37,3 36,3 37,3 37,4

Cycles combinés au gaz 22,1 16,3 15,8 16,6 17,5

Charbon 7,1 9,0 8,4 8,5 7,8

Fioul lourd 0,3 - - - -

 Turbines à combustion 0,6 0,1 0,1 0,1 0,1

fioul 0,1 0,0 0,0 0,0 0,0

gaz 0,5 0,1 0,1 0,1 0,1

Cogénérations 13,3 11,0 11,0 11,0 10,9

fioul 0,9 1,9 1,9 1,9 1,9

gaz 12,4 9,1 9,1 9,1 9,1

Autres moyens thermiques 
décentralisés 1,2 1,1 1,1 1,1 1,1

Énergies renouvelables 101,4 119,5 125,1 132,4 141,3

Hydraulique 63,5 64,9 65,0 65,0 64,9

dont STEP 5,9 4,5 4,6 4,6 4,5

Éolien 20,9 33,9 37,2 42,2 48,9

dont éolien terrestre 20,9 33,9 37,2 42,2 45,8

dont éolien en mer - - - - 3,1

Photovoltaïque 8,3 11,1 13,0 14,9 16,8

Bioénergies 8,7 9,5 9,9 10,3 10,6

Énergies marines - - - - -

Offre totale 529,9 559,0 567,5 577,6 585,7

Bilan électrique

6.  Consommation moyenne pouvant être différente de la consommation à températures de référence
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Principaux	résultats	et	hypothèses	à	l’horizon	2025

R
en

ou
ve

la
bl

es

88 GW
187 TWhHydraulique : 26 GW 

(64 TWh)
Photovoltaïque : 24 GW 

(28 TWh)
Éolien terrestre : 30 GW (66 TWh)

Environ 10 500 éoliennes
Éolien en mer : 5 GW (16 TWh)

Environ 1 000 éoliennes

Co
ns

om
m

at
io

n

465 TWh
2,9 millions de  

véhicules électriques
700 000 rénovations par an+1,9 % de PIB par an

68 millions de personnes
31 millions de ménages

Eu
ro

pe

Capacité à l’import : 17 GW Capacité à l’export : 22 GW

Développement très soutenu des EnR : +170 GWUE

Déclassement du parc charbon et lignite : -31 GWD

Parc nucléaire : 4,7 GWGB

B
ila

n

EnR
34 %

Nucléaire
50 %

Thermique
16 %

N
uc

lé
ai

re 41 GW
274 TWh

-22 GW
Diminution du parc correspondant au 
déclassement de 24 réacteurs « 900 MW »

• Maintien des centrales au charbon
• + 12 GW de centrales au gaz (cycles combinés  

ou turbines à combustion) 

• Résultat des principales variantes : 
À date, dans tous les cas de figure, l’atteinte des 50 % 
de nucléaire en 2025 repose sur une augmentation des 
émissions de CO2. 

Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)  
Environ 14 300 éoliennes (sans repowering)

Éolien en mer : 15 GW (47 TWh )
Environ 3 000 éoliennes

CO
2

22 €/t

42 Mt CO2
émises par le système électrique

SDDR	2016,	dates	de	mise	en	service	prudentes

Hypothèses	sur	les	prix	des	combustibles	basées	sur	le	scénario	«	Current	policies	»	de	l’AIE,	prix	exprimés	en	€2016

SCÉNARIO

OHM
Un objectif fixé par la loi de réduction de la part  
du nucléaire à 50 % de la production en 2025
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Le scénario Ohm est basé sur l’atteinte de l’ob-
jectif de 50 % pour la part du nucléaire dans la 
production d’électricité, fixé par la loi de transition 
énergétique pour la croissance verte.

Le rééquilibrage du mix pour assurer le respect du 
critère de sécurité d’approvisionnement est obtenu 

en combinant réduction de la production nucléaire, 
développement soutenu des énergies renouvelables 
et  renforcement du parc thermique.

L’atteinte de l’objectif est recherchée en tablant sur 
un fort développement des énergies renouvelables, 
qui suit la trajectoire la plus ambitieuse. 

Par construction, le scénario permet d’atteindre 
 l’objectif de la loi. À l’horizon 2025, le nucléaire 
représente donc 50 % de la production d’électricité.

Le scénario table sur un fort développement des 
énergies renouvelables : la capacité de production 
renouvelable est doublée dans l’ensemble, pour 
atteindre 34 % du mix. Cela correspond à multi-
plier par quatre la production éolienne et solaire. Il 
s’agit d’un effort sans précédent, qui nécessite une 
inflexion très rapide des trajectoires.

Même avec cette trajectoire, l’atteinte de l’objectif 
nécessite l’installation de nouvelles centrales 
thermiques, pour un volume très significatif et 
dans un délai très rapide. Le besoin est de 8 GW 
pour les cycles combinés au gaz, et de 3 GW de 
moyens de pointe (turbines à combustion ou effa-
cements de consommation). Vu l’ampleur de l’effort 
à réaliser sur le parc thermique, la fermeture des 
centrales au charbon devrait alors être repoussée 
au-delà de 2025. 

Un résultat central de l’analyse porte sur le nucléaire : 
pour atteindre l’objectif des 50 % en 2025, la 
production nucléaire doit être diminuée d’un 
tiers, ce qui entraîne la fermeture de 24 réac-
teurs (hors Fessenheim) représentant 22 GW de 
capacité installée. 

Il s’agit d’un résultat particulièrement robuste à l’ana-
lyse. En étudiant de manière détaillée cinq variantes 
du cas de base (portant sur le rythme d’instal-
lation des énergies renouvelables, l’évolution de la 

consommation d’électricité ou le développement 
des interconnexions), le nombre de réacteurs à fer-
mer évolue entre 23 et 27. Ainsi, dans tous les 
cas étudiés, des réacteurs doivent être fermés 
avant d’avoir atteint 40 années de fonctionne-
ment (soit un nombre compris entre 2 et 5 suivant 
les cas étudiés). Cette évolution majeure du parc 
doit être réalisée selon un rythme qui soulève des 
doutes sérieux, largement supérieur à la trajectoire 
de décroissance du nucléaire en Allemagne

L’atteinte de l’objectif en 2025 conduit dans 
tous les cas à une augmentation importante – 
de l’ordre du doublement – des émissions de 
CO2 du système électrique français par rapport 
à aujourd’hui. Cette augmentation est due au déve-
loppement de nouvelles centrales au gaz et au main-
tien des centrales au charbon existantes. Ces bilans 
carbone ont été établis pour chaque variante, et 
varient entre 38 et 54 millions de tonnes. Une plus 
forte pénétration de l’effacement de consommation 
ne conduirait pas à les faire évoluer.

Ce scénario met en évidence les difficultés associées, 
à date, à une focalisation sur l’atteinte de l’objectif 
des 50 % de production nucléaire en 2025. Sa réa-
lisation nécessite, dans un calendrier très contraint, 
de mener simultanément un déclassement massif et 
rapide du nucléaire, une augmentation significative 
du rythme de déploiement des énergies renouve-
lables et un développement important de nouveaux 
moyens de production conduisant à une hausse des 
émissions de CO2. 
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5.1 Un scénario basé sur l’atteinte de 
l’objectif de 50 % pour la part du nucléaire 
dans la production d’électricité

5.1.1 L’objet d’étude : lever l’incertitude 
sur la déclinaison concrète de cette cible 
pour le secteur électrique français

La loi relative à la transition énergétique pour la 
croissance verte fixe comme objectif une réduction 
de la part du nucléaire dans la production d’électricité 

à 50 % à l’horizon 2025. Cette disposition traduit la 
volonté du législateur de diversifier le mix de pro-
duction d’électricité en France. Il s’agit d’un véritable 
tournant de politique énergétique, sans précédent 
depuis la décision de lancer le programme de déve-
loppement du parc électronucléaire, qui répondait 
alors à une volonté d’indépendance énergétique 
dans le contexte des chocs pétroliers. 

L’objectif porte sur la production 
d’électricité et non sur la capacité 
installée de production
Le critère des 50 % inscrit dans la loi est formulé 
par rapport à la production effective d’électricité. 
Dans le débat public, la part du nucléaire est pour-
tant parfois exprimée autrement, par rapport à la 
capacité installée. 

La capacité nucléaire représente déjà 
aujourd’hui moins de 50 % de la puissance 
installée en France (47 % au 1er janvier 2017 – 
voir	chapitre	2). En revanche, la production effec-
tive d’électricité représente en moyenne 75 % de 
la production électrique (72 % en 2016). Ceci est 
notamment dû au facteur de charge élevé et à la 
faiblesse des coûts marginaux de court terme des 
centrales nucléaires. 

5. SCÉNARIO OHM :
UNE ADAPTATION DU PARC 

SANS PRÉCÉDENT POUR L’OBJECTIF  
DE LA LOI SUR LA PART DU NUCLÉAIRE

Figure 5.1 Parc de production au 1er janvier 2017

 Nucléaire   Thermique   Énergies renouvelables

Puissance installée Production annuelle
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La formulation du critère par rapport à la produc-
tion d’électricité est exigeante pour la conduite 
de la transition énergétique en France. En effet, 
la production effective du parc français résulte du 
positionnement de chaque unité dans un ordre de 
préséance économique établi à une échelle de plus 
en plus large, et donc des arbitrages économiques 
réalisés par les acteurs de marché à l’échelle euro-
péenne. Il n’est ainsi pas possible de considérer, 
par exemple, que 50 TWh de production nucléaire 
pourraient être remplacés mécaniquement par 
50 TWh de production thermique : une centrale 
nucléaire et une centrale au gaz ou au charbon 
ayant des coûts de fonctionnement à court terme 
différents, il n’existe pas de relation simple per-
mettant d’évaluer les possibilités de substitution 
entre ces filières. Concrètement, une partie de 
l’espace économique laissé vacant par les unités 
nucléaires serait compensée par d’autres moyens 
de production à l’échelle européenne. 

Seule une substitution du nucléaire par des capa-
cités éolienne et photovoltaïque – plus compéti-
tives sur les marchés de l’énergie du fait de leurs 
coûts marginaux nuls – permet d’éviter cet effet. 
Le rythme de développement de ces énergies en 
France influe donc directement sur les trajectoires 
possibles pour réduire la part du nucléaire dans la 
production d’électricité en France. 

L’objectif porte sur la production 
d’électricité, et non sur la consommation 
d’électricité
La France est structurellement exportatrice d’élec-
tricité. En 2016, année pourtant défavorable du 
point de vue des exports du fait de la moindre 
disponibilité du parc nucléaire en fin d’année, le 
solde exportateur net de la France s’est monté à 
39 TWh (72 TWh d’export contre 33 TWh  d’import). 
L’évolution de ce solde sur les quinze dernières 
années est présentée au chapitre 3. Dans ces 
conditions, atteindre 50 % de la production d’élec-
tricité annuelle apparaît donc moins exigeant 
a priori qu’atteindre 50 % de la consommation 
d’électricité en France. 

Cependant, ce raisonnement admet les mêmes 
limites que celles précisées supra par rapport à 
la capacité installée du parc de production fran-
çais. En effet, les imports/exports ne peuvent pas 

être considérés comme une donnée fixe et valable 
« toutes choses égales par ailleurs » : faire évo-
luer la part du nucléaire dans le mix électrique 
peut avoir une influence sur le bilan des échanges 
d’électricité de la France. 

Ainsi, le solde exportateur de la France ne peut être 
maintenu que si les unités de production installées 
pour « prendre la place » du nucléaire sont compé-
titives au niveau européen, et donc effectivement 
démarrées à l’issue du processus permanent de 
mise en concurrence des unités de production à 
l’échelle européenne via les marchés journaliers et 
infrajournaliers de l’électricité. 

En pratique, la diminution de la part du 
nucléaire dans la production d’électricité, si 
elle se traduit par des fermetures de réac-
teurs et par leur remplacement par des cen-
trales au gaz, peut conduire à diminuer les 
exports, et donc à rendre l’atteinte du critère 
des 50 % plus contraignant. En revanche, le 
solde exportateur de la France peut être maintenu 
voire augmenté si la substitution se réalise uni-
quement au profit d’énergies renouvelables (voir	
également	scénario	Ampère	au	chapitre	6).	

Les modalités de réalisation de l’objectif 
ne font pas consensus : une forte 
incertitude existe sur le nombre de 
réacteurs à fermer pour y parvenir 
La réduction de la part du nucléaire de 75 % à 
50 % dans la production effective du parc élec-
trique français d’ici à 2025 est synonyme d’évo-
lution considérable du système électrique français 
impliquant un déclassement important et rapide du 
parc nucléaire. 

En effet, l’atteinte de l’objectif des 50 % sans fer-
meture de réacteurs nucléaires n’est pas envi-
sageable. A titre d’exemple, en considérant la 
production nucléaire actuelle, l’atteinte d’un équi-
libre de 50 % sans fermer le moindre réacteur 
nucléaire nécessiterait environ 25 ans de crois-
sance des énergies renouvelables au rythme défini 
dans la trajectoire « rythme PPE haut ». 

Dans son rapport annuel, la Cour des comptes a 
abordé la question du nombre de réacteurs à fer-
mer pour respecter la loi relative à la transition 
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énergétique. Sur la base du scénario « Nouveau 
mix » du Bilan prévisionnel 2014 de RTE, elle a 
estimé le nombre de réacteurs à fermer comme 
devant être compris entre 17 et 20. 

La Programmation pluriannuelle de l’énergie publiée 
en octobre 2016 n’aborde pas directement la ques-
tion du nombre de réacteurs devant être fermés 
pour atteindre les objectifs de la loi. Elle liste en 
revanche les paramètres à prendre en compte pour 
décider de la prolongation du parc (évolution de la 
consommation d’électricité, rythme de déploiement 
des énergies renouvelables, situation des pays voi-
sins et échanges électriques aux frontières, taux 
d’utilisation des centrales, coût d’exploitation et 
de maintien en condition opérationnelle des réac-
teurs, mise en œuvre des prescriptions de l’ASN). 
Tous ces paramètres ont ainsi été intégrés dans le 
Bilan prévisionnel s’agissant des différentes pers-
pectives d’évolution du système électrique à l’hori-
zon 2035 (voir	partie	III).

La PPE mentionne le principe de fermeture de 
réacteurs « étape par étape » en mentionnant 
à court terme les deux réacteurs de la centrale 
de Fessenheim. Elle indique que ces fermetures 
ne doivent pas remettre en question la sécurité 
d’appro visionnement ou conduire à une augmenta-
tion de la production du CO2 du parc de production 
d’électricité.

Le scénario négaWatt publié en janvier 2017 ne 
s’attache pas à l’objectif des 50 % retenu par la loi 
relative à la transition énergétique mais projette 
l’évolution du parc nucléaire à plus long terme en 
retenant une logique de déclassement au moment 
des quatrièmes visites décennales mais sans 
mesurer l’impact sur le point 2025. 

Le scénario d’application de la loi relative à la tran-
sition énergétique publié par l’ANCRE sur l’évolution 
du système électrique prend en compte l’objectif 
de 50 % pour le nucléaire à l’horizon 2025. Les 
conclusions présentées dans le document de syn-
thèse ne précisent ni les hypothèses retenues sur 
le nombre de réacteurs à fermer d’ici à 2025 ni la 
modélisation retenue du marché européen, mais 
mettent en évidence l’augmentation de la part de 
production d’électricité émanant de centrales ther-
miques au gaz. 

5.1.2 Le principe : une étude 
du nombre de réacteurs devant 
être fermés pour atteindre les 50 % 
et des émissions de CO2 associées 
pour le parc français

L’analyse menée dans ce chapitre repose sur une 
modélisation du système électrique européen per-
mettant d’identifier les besoins en nouvelles uni-
tés de production pour la France. Deux contraintes 
structurantes sont intégrées à la modélisation : 

 u l’atteinte du critère de 50 % de nucléaire dans la 
production effective d’électricité à l’horizon 2025 ;

 u le maintien de la sécurité d’approvisionnement 
selon le critère défini par les pouvoirs publics.

Le cas de base est fondé sur les caractéristiques 
suivantes : 

 u la consommation suit la « trajectoire haute », en 
cohérence avec les analyses réalisées à l’hori-
zon des cinq prochaines années ;

 u le rythme de déploiement des EnR correspond 
à la trajectoire « rythme PPE haut », en accord 
avec les éléments présentés supra démontrant 
que le critère serait plus facilement atteint si les 
EnR se substituaient au nucléaire dans la pro-
duction effective d’électricité. 

5.1.3 Des variantes pour évaluer 
la sensibilité du nombre de réacteurs 
devant être fermés à des situations 
différentes

Les simulations permettent de déterminer un 
nombre de réacteurs nucléaires devant être fermés, 
un volume de moyens thermiques devant être mis 
en service, ainsi que les émissions de CO2 du parc 
français.

Le résultat sur le nombre de réacteurs nucléaires 
devant être fermés pour atteindre ce critère étant 
particulièrement sensible, sa robustesse à une 
variation des paramètres principaux influant sur 
l’analyse se doit d’être vérifiée.

C’est le sens des variantes réalisées :
 u deux variantes sont testées sur la consomma-
tion (trajectoire « intermédiaire 3 » et variante 
« consommation forte ») ; 
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Tableau 5.1 Cas de base et variantes du scénario Ohm
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 u deux variantes sont testées sur le rythme de 
déploiement des énergies renouvelables (trajec-
toires « rythme PPE » et « rythme tendanciel ») ;

 u une variante est testée sur le développement 
des interconnexions (trajectoire basse).



154
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5.2 L’atteinte de l’objectif fixé par 
la loi nécessite de fermer une vingtaine 
de réacteurs, d’accélérer le déploiement 
des énergies renouvelables et de renforcer 
le parc thermique 

5.2.1 Un scénario basé sur un 
fort développement des énergies 
renouvelables

Le scénario Ohm table, en premier lieu, sur un 
fort développement des énergies renouvelables. 
Celui-ci emprunte la trajectoire « rythme PPE 
haut ». 

À l’horizon 2025, les parcs éolien et solaire atteignent 
59 GW de capacité installée (dont 24 GW pour le 
solaire, 30 GW pour l’éolien terrestre et 5 GW pour 
l’éolien en mer).

La production d’électricité renouvelable atteint 
187 TWh, soit 34 % de la production d’électri-
cité. Il s’agit d’un quasi-doublement par rapport à 
aujourd’hui, principalement au bénéfice de  l’éolien 
et du solaire, avec un quadruplement de cette 
 production par rapport à aujourd’hui.

Le scénario Ohm est donc basé sur le principe 
d’un effort sans précédent en France pour 
les énergies renouvelables. Il nécessite une 
inflexion immédiate du rythme de dévelop-
pement de l’éolien (terrestre et en mer) et du 
photovoltaïque pour le porter à hauteur de la 
trajectoire « rythme PPE haut ». 

Figure 5.3 Évolution du parc installéFigure 5.2 Bilan énergétique en 2025
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5.2.2 La fermeture de 24 réacteurs 
représentant 22 GW de capacité 
de production nucléaire est nécessaire 
d’ici à 2025 

L’analyse montre que l’objectif des 50 % peut être 
atteint avec une production nucléaire de l’ordre de 
270 TWh, contre environ 400 TWh en moyenne 
aujourd’hui. La production nucléaire se réduit ainsi 
d’un tiers.

Ceci conduit à la fermeture, ou du moins à une 
absence d’utilisation, de 24 réacteurs, soit 
environ 22 GW de capacité nucléaire. Ce volume 
ne comprend pas les deux réacteurs de Fessenheim, 
considérés comme fermés lors de la mise en service 
du nouveau réacteur EPR à Flamanville. 

Il s’agit d’une trajectoire d’évolution de la capacité 
nucléaire particulièrement sévère. Ses consé-
quences sont précisées au paragraphe 5.4. 

À l’issue de ce mouvement de fermeture, 33 réac-
teurs nucléaires demeurent en activité en France : 
8 réacteurs de 900 MW, 20 réacteurs de 1 300 MW, 
4 réacteurs de 1 400 MW (N4) et 1 EPR.

5.2.3 La production thermique doit 
doubler pour atteindre les objectifs 
sur le nucléaire 

Les centrales au charbon doivent 
être maintenues jusqu’en 2025
Même en tablant sur un très fort développement 
des énergies renouvelables, l’écart actuel avec la 
production nucléaire est trop important pour pou-
voir être résorbé uniquement par le développement 
de ces dernières. L’accroissement de la production 
d’origine thermique est donc nécessaire, soit via 
une utilisation plus importante des actifs existants, 
soit par la construction de nouveaux moyens.

Dans l’ensemble, le scénario Ohm implique 
un doublement de la production thermique 
par rapport à aujourd’hui. 

Cette production n’étant pas accessible avec le parc 
thermique actuel même en maintenant l’essentiel 
des centrales au charbon, de nouvelles centrales 

thermiques (cycles combinés au gaz) doivent être 
construites et mises en service très rapidement. 

Le besoin de nouveaux moyens thermiques porte 
sur des puissances très importantes, qui doivent 
compenser le retrait des groupes nucléaires quand 
ils sont fermés. Or l’analyse présentée au chapi-
tre 4 a mis en évidence la grande difficulté pour 
combiner la fermeture d’un nombre important de 
réacteurs nucléaires et des centrales au charbon 
en respectant le critère de sécurité d’approvision-
nement sur la période 2018-2022, en soulignant 
que le risque s’accentuait lors de l’hiver suivant. 

Le scénario Ohm conduit donc au maintien 
du parc charbon actuel jusqu’en 2025, à l’ex-
ception d’une centrale fermée en 2022 pour 
cause de fin de qualification. Seule cette confi-
guration semble permettre d’arrêter les premiers 
réacteurs atteignant 40 ans de fonctionnement 
selon le calendrier des quatrièmes visites décen-
nales, tout en lançant un programme d’investis-
sement dans de nouveaux moyens thermiques 
pour une mise en service en 2023. 

Le charbon contribue largement à l’augmenta-
tion de la production thermique : celle-ci atteint 
14 TWh, soit le double de la production en 2016. 
La durée de fonctionnement pour ces unités est 
supérieure à 5 500 heures, traduisant la rentabilité 
de ce mode de production dans un scénario comme 
Ohm.

Ce résultat est dépendant de l’hypothèse retenue 
sur les prix des combustibles. Dans cette ana-
lyse, l’hypothèse « CO2 médian » est retenue. Elle 
décrit un prix du gaz plus important que celui du 
 charbon, et une valeur du CO2 de 22 € par tonne, 
 significativement supérieure au niveau actuel.

Les besoins de nouveaux cycles 
combinés au gaz sont très importants
Avec le retrait des réacteurs nucléaires, un espace 
économique existe pour de nouvelles unités de 
semi-base. 

Le volume à ajouter est très significatif : dans 
ce scénario, le développement de 9 GW de 
nouvelles centrales au gaz est ainsi prévu. 
Ceci signifie, en pratique, l’installation de 
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16 nouveaux cycles combinés au gaz (en 
considérant une puissance installée unitaire de 
500 MW). La durée de fonctionnement de ces 
nouvelles installations est proche de 4 000 heures 
(contre 3 500 en moyenne en 2016) – en tenant 
compte d’une persistance de la compétitivité des 
centrales au charbon dans le scénario de combus-
tible considéré.

Ces nouvelles unités doivent être mises en service 
dès 2023 pour les premières. Vu les délais d’auto-
risation et de construction, cela signifie que la déci-
sion de lancement doit intervenir dès maintenant.

La pérennité de cet espace économique, et donc 
la viabilité des investissements ainsi consentis, 
interroge cependant sur le temps long. Ce sujet 
est étudié plus en détail dans le scénario Hertz 
(chapitre	7).

De nouveaux moyens sont nécessaires 
pour « passer la pointe »
La diminution de la production nucléaire conduit 
également à des besoins capacitaires, évalués à 
environ 3 GW. Ces besoins peuvent être couverts 
par des moyens de pointe, turbines à combustion 
ou effacements. Ces moyens sont appelés un faible 
nombre d’heures chaque année.

5.2.4 Le solde des échanges 
reste exportateur

L’atteinte de l’objectif des 50 % ne conduit pas à 
importer de l’électricité depuis les pays voisins. Ceci 
est la conséquence directe de la formulation du cri-
tère (par rapport à la production et pas à la consom-
mation) : l’objectif de diversification est plus 
facile à atteindre en exportant qu’en important. 

Dans le scénario Ohm, le solde exportateur s’établit à 
78 TWh. La cohérence de ce résultat est vérifiée par 
l’analyse technique : parmi l’ensemble des installa-
tions fonctionnant au gaz en Europe, les nouveaux 
moyens thermiques ajoutés en France pour respec-
ter l’objectif public seraient les plus récents, et donc 
plus compétitifs du fait d’un meilleur rendement. 

Ainsi, même dans une configuration où le critère 
des 50 % est atteint, la France conserve une posi-
tion exportatrice à l’échelle européenne. 

D’autres configurations, conduisant à atteindre le 
 critère de diversification grâce aux imports, sont 
théoriquement possibles. Elles reposent sur la 
fermeture d’un nombre de réacteurs encore plus 
important, et sur des imports considérables – 
 probablement supérieurs aux capacités tech-
niques de transit. Ces configurations n’ont pas été 
 étudiées dans le présent chapitre. 
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5.3 L’analyse de sensibilité permet de 
confirmer l’ordre de grandeur du nombre 
de réacteurs devant être fermés pour 
respecter l’objectif des 50 %

5.3.1 Les variantes sur la consommation 
modifient à la marge le résultat

Le scénario Ohm a été testé avec de nombreuses 
variantes, de manière à s’assurer de la robustesse 
des résultats présentés, et notamment à analyser 
la sensibilité de l’évaluation du nombre de réac-
teurs nucléaires devant être fermés. 

Les deux premières variantes testées portent sur 
la consommation. Elles encadrent la trajectoire 
« consommation haute » retenue dans le cas de base :

 u la trajectoire « intermédiaire 3 » se situe en 
 dessous de 11 TWh ;

 u la variante « consommation forte » se situe 
au-dessus de 15 TWh.

Ces variantes confirment l’ordre de gran-
deur annoncé, avec des écarts de un ou 

deux réacteurs par rapport aux 24 réacteurs 
 fermés dans le cas de base. 

Avec la trajectoire « intermédiaire 3 », le nombre de 
réacteurs à déclasser se porte à 26. La puissance 
nucléaire installée résultante est de 39,5 GW. La 
puissance supplémentaire de cycles combinés au 
gaz nécessaire (6,5 GW) se réduit de 1,5 GW par 
rapport au cas de base, le besoin en moyens de 
pointe restant identique (3 GW). 

Avec la variante « consommation forte », le nombre 
de réacteurs à déclasser est de 23. La puissance 
nucléaire installée résultante est de l’ordre de 
42 GW. Le besoin en cycles combinés au gaz 
supplé mentaires (9 GW) augmente de 1 GW par 
rapport au cas de base et les besoins en moyens 
de pointe se réduisent (1,5 GW). 

Figure 5.4 Bilans énergétiques en 2025 selon les trajectoires de consommation – scénario Ohm
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Figure 5.6 Bilans énergétiques en 2025 selon le rythme de développement des EnR – scénario Ohm

Ces résultats confirment que l’objectif de diver-
sification nécessite la fermeture d’un plus 
grand nombre de réacteurs nucléaires dans 
un contexte de consommation électrique en 
diminution.

5.3.2 Avec un moindre rythme 
de déploiement des énergies 
renouvelables, le nombre de réacteurs 
à fermer augmente 

Les deux variantes suivantes portent sur le déve-
loppement des énergies renouvelables. Elles 
consistent à envisager un rythme de déploiement 
plus faible que la trajectoire « rythme PPE haut » 
retenue dans le cas de base. Ce moindre déve-
loppement pourrait découler de raisons écono-
miques ou sociétales n’ayant pas permis en France 
 l’inflexion constatée dans d’autres pays.

Avec une production renouvelable moins importante 
(respectivement de l’ordre de 20 TWh ou 45 TWh 
pour les trajectoires « rythme PPE » et « rythme 
tendanciel »), davantage de production ther-
mique est nécessaire. Ce surcroît de production 
thermique ne peut être obtenu que par un trans-
fert vers le thermique, les centrales envisagées 
dans le cas de base (charbon et gaz) n’étant pas 

Figure 5.5 Développement des EnR  
(éolien terrestre, éolien en mer, photovoltaïque)
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systématiquement compétitives sur les marchés 
européens (au contraire des énergies renouve-
lables). Les simulations montrent ainsi que la 
production nucléaire doit alors baisser pour 
atteindre effectivement l’objectif des 50 %.
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Avec la trajectoire « rythme PPE », le nombre de 
réacteurs devant être fermés s’élève alors à 25. La 
puissance supplémentaire de cycles combinés au 
gaz nécessaire augmente de 2 GW par rapport au 
cas de base.

Ainsi, pour atteindre l’objectif des 50 %, le déficit 
de production des énergies renouvelables implique 
une baisse de la production nucléaire de l’ordre 
de 5 TWh associée à une hausse de la production 
thermique de l’ordre de 15 TWh. 

Avec la trajectoire « rythme tendanciel », la logique 
doit être poussée encore plus loin : le nombre 
de réacteurs devant être fermés s’élève à 27, la 
puissance supplémentaire de cycles combinés au 
gaz nécessaire augmente de 3 GW et le besoin en 
moyens de pointe double.

Dans ce cas, l’atteinte de l’objectif implique une 
baisse de la production nucléaire de l’ordre de 
15 TWh et une hausse de la production thermique 
de l’ordre de 35 TWh. 

5.3.3 Développer les interconnexions 
au-delà de la trajectoire basse n’est pas 
un prérequis pour atteindre l’objectif

La dernière variante testée table sur un déve-
loppement moins important des interconnexions 
(trajec toire basse contre trajectoire médiane dans 
le cas de base). Il en résulte de moindres capacités 
d’import lors des situations de pointe électrique en 
France.

Dans cette configuration, le nombre de réac-
teurs nucléaires devant être fermés n’évolue pas 
(24 réacteurs). 

La puissance supplémentaire de cycles combinés 
au gaz nécessaire est également identique. Seul le 
besoin capacitaire augmente de 1 GW (turbines à 
combustion ou effacements) pour assurer la sécu-
rité d’approvisionnement.

Cette variante s’avère ainsi la moins structurante de 
toutes celles qui ont été testées. 
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5.4.1 Une nécessité d’aller au-delà 
de la trajectoire d’arrêt des réacteurs 
à leur quatrième visite décennale 

22 réacteurs atteignent la date de leur 
quatrième visite décennale d’ici à 2025
D’ici à fin 2025, 22 réacteurs atteignent l’échéance 
de leur quatrième visite décennale (voir	 calen-
drier	complet	au	chapitre	2).	Ce décompte n’inclut 
pas les deux réacteurs de Fessenheim, considérés 
comme fermés lors de la mise en service de l’EPR 
de Flamanville, conformément aux dispositions du 
décret n° 2017-508 du 8 avril 2017.

La puissance cumulée associée est de près de 
20 GW.

Dans tous les cas, des réacteurs doivent 
être fermés avant d’avoir atteint 
40 années de fonctionnement 
Les analyses présentées supra ont montré que, 
dans le cas de base, la fermeture de 24 réacteurs 
est nécessaire pour atteindre une part de produc-
tion nucléaire de 50 % dans la production d’élec-
tricité. La fermeture de deux réacteurs doit donc 
être anticipée par rapport au calendrier des visites 
décennales.

Seule une variante étudiée (variante « consomma-
tion forte ») conduit à réduire le nombre de réacteurs 
à fermer, mais de manière modeste (23 réacteurs). 
Toutes les autres variantes conduisent au contraire 
à l’augmenter (entre 24 et 27 réacteurs).

5.4 La trajectoire pour atteindre 
l’objectif des 50 % : des dynamiques 
dont la faisabilité pratique soulève 
des doutes sérieux

Figure 5.7 Date de fin des quatrièmes visites décennales (remise du rapport)
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Le nombre de réacteurs à fermer est donc 
remarquablement stable selon les variantes 
testées. 

Notamment, dans tous les cas étudiés, des réac-
teurs n’ayant pas atteint 40 années de fonction-
nement doivent être mis à l’arrêt. Ce choix pose 
question du point de vue de la logique industrielle 
retenue car il conduit à ne pas utiliser pleinement 
le potentiel des centrales ayant réalisé leur troi-
sième visite décennale et disposant d’une autori-
sation d’exploitation. 

5.4.2 Un rythme de fermeture deux fois 
plus rapide que celui de l’Allemagne

Dans le cas de base, la trajectoire de déclassement du 
nucléaire nécessaire à l’atteinte de l’objectif des 50 % 
implique la fermeture de 24 réacteurs, soit 22 GW de 
capacité nucléaire, en cinq années (2020 à 2025). Ce 
volume, très important, est légèrement supérieur à 
celui qui résulte de la politique adoptée par le gouver-
nement allemand en 2011. En revanche, la fermeture 

de ces réacteurs sur une durée de cinq ans conduit à 
un rythme de déclassement particulièrement rapide, 
qui ne trouve pas d’équivalent parmi les pays ayant 
mis en œuvre un programme de sortie du nucléaire1. 

L’exemple de l’Allemagne permet de disposer d’élé-
ments de comparaison. 

En 2010, l’Allemagne possédait 17 centrales 
nucléaires en activité, pour une puissance instal-
lée de 21,5 GW. Ces centrales contribuaient à hau-
teur de 22 % à la production d’électricité nationale 
(140 TWh, contre plus de 400 TWh en France). 
Décidé à la suite de l’accident de Fukushima-
Daiichi de mars 2011, le plan de sortie du nucléaire 
allemand a consisté :

 u en la fermeture immédiate des 8 réacteurs les 
plus anciens ;

 u en une fermeture progressive des 9 derniers 
réacteurs entre 2011 et 2022. 

La politique mise en place par le gouvernement 
allemand en 2011 repose ainsi sur la fermeture de 
la totalité du parc nucléaire en 11 ans. Le volume 

1.  Ceci ne prend pas en compte le Japon, qui a arrêté en quelques semaines la quasi-totalité de son parc nucléaire suite à l’accident de Fukushima-Daiichi en 
mars 2011 mais pour lequel la part du nucléaire dans le mix électrique était plus faible (de l’ordre de 30 %). 

Figure 5.8 Nombre de réacteurs nucléaires devant être fermés d’ici à 2025 pour atteindre l’objectif des 50 %

   Réacteurs fermés 
à la 4e visite 
décennale

  Réacteurs fermés 
avant la 4e visite 
décennale

Variante
consommation
intermédiaire 3

Cas de base Variante
consommation

forte

Variante 
EnR médian

Variante
EnR bas

Variante
interconnexions

bas

0

5

10

15

20

25

30

2 3
5

24
4

1

26

23
25

27

24

2



162

concerné est légèrement inférieur à celui prévu 
dans le scénario Ohm.

La situation électrique de l’Allemagne en 2011 était 
très différente de celle de la France aujourd’hui. La 
sortie du nucléaire était à l’étude depuis les années 
1990 et avait trouvé une première concrétisation par 
des accords annoncés par le gouvernement précé-
dent (ces accords avaient été suspendus à l’issue des 
élections suivantes). L’Allemagne avait déjà déve-
loppé un parc éolien et solaire important (25 GW, 
contre 18 GW en France en 2016). Sa situation en 
matière de sécurité d’approvisionnement reposait 
largement sur un parc thermique important (68 GW, 
principalement du charbon et du lignite, complétés 
de 10 nouveaux gigawatts de puissance en 2013).

En France, l’effort pour atteindre l’objectif des 50 % 
serait en réalité bien plus exigeant :

 u du point de vue du calendrier (le rythme de 
déclassement nécessaire doit être deux fois 
plus rapide que celui de l’Allemagne) ;

 u du point de vue des relais possibles dans le déve-
loppement des énergies renouvelables (le déploie-
ment des EnR en France est moins dynamique) ;

 u du point de vue de la place possible pour le ther-
mique (l’Allemagne mène à bien sa sortie du 
nucléaire en s’appuyant sur un parc thermique 
fortement développé, tandis que la France sou-
haite poursuivre la réduction des émissions et 
sortir du charbon).

5.4.3 Un développement important 
de nouveaux moyens thermiques 
nécessaire à l’horizon 2025

Dans tous les cas étudiés, un développement 
massif de nouveaux moyens, principalement des 
moyens de production thermiques, est nécessaire : 

 u des cycles combinés au gaz pour assurer une 
production de semi-base ;

 u des turbines à combustion ou des  capacités 
d’effacement pour assurer la sécurité d’appro - 
visionnement.

Ces nouveaux moyens de production doivent entrer 
en service au fur et à mesure de la fermeture des 
réacteurs nucléaires. L’analyse menée au chapitre 4 a 
souligné l’importance de l’année 2022 (passage d’une 
situation de marge positive lors de l’hiver 2021-2022 
à un déficit de capacité pendant l’hiver 2022-2023, 
même en cas de maintien des centrales au charbon).

Les premiers moyens de production doivent 
donc être mis en service en 2022. Ce pré-
avis semble tenable pour des turbines à 
 combustion ou des capacités d’effacement 
si elles sont décidées maintenant, mais bien 
trop court pour des cycles combinés au gaz. 

Figure 5.9 Puissance installée par filière – scénario Ohm
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Figure 5.11 Émissions de CO2 du parc électrique français – scénario Ohm

M
t 

C
O

2

0

10

20

30

40

50

60

42

22

48

55

38

44 43

Variante 
EnR médian

Cas de base2016 Variante 
EnR bas

Variante
Consommation
intermédiaire 3

Variante
Consommation

forte

Variante
Interconnexions

bas

5.5.1 Les émissions augmentent dans 
toutes les variantes testées

Le scénario Ohm conduit à solliciter davantage les 
moyens thermiques existants (cycles combinés au 
gaz et centrales au charbon) et à en construire de 
nouveaux.

Dans les différentes configurations testées, les 
émissions de CO2 augmentent de manière impor-
tante. Dans le cas de base, les émissions 
atteignent 42 millions de tonnes de CO2, soit 
presque le double des émissions actuelles. 
Selon les variantes envisagées, le volume 
d’émissions se situe entre 38 et 55 millions 
de tonnes de CO2.

Une partie non négligeable de ces émissions pro-
vient des centrales au charbon. Néanmoins, même 
dans un scénario extrême où ces dernières seraient 
fermées et remplacées par des centrales au gaz, le 
volume d’émissions de CO2 évoluerait à la hausse 
par rapport à aujourd’hui. 

5.5.2 Un développement soutenu 
des effacements ne modifie pas 
le résultat sur les émissions

La couverture du besoin capacitaire par des efface-
ments nécessite d’atteindre le volume d’effacements 
haut défini dans la PPE (6 GW). En complément, 
1 GW de turbines à combustion sont nécessaires 
pour assurer la sécurité d’approvisionnement.

5.5 L’atteinte de l’objectif des 50 % 
est incompatible avec celui de maintenir 
les émissions de CO2 du secteur électrique 
à leur niveau actuel
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Figure 5.12 Parc installé pour les différentes 
configurations du cas de base (TAC/effacements)

Figure 5.13 Émissions de CO2 pour les différentes 
configurations du cas de base (TAC/effacements)
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Dans une hypothèse de stabilité des effacements, 
3 GW de turbines à combustion supplémentaires 
sont nécessaires. 

Cette différence de volume entre effacements et 
turbines à combustion résulte des contraintes de 
stock et de disponibilité spécifiques aux efface-
ments ; à volume équivalent, leur contribution à la 
couverture de la défaillance est moins importante 
que celle des turbines à combustion.

Le bilan CO2 du scénario a été réalisé dans les 
deux cas de figure. Le choix entre turbines à 
combustion ou effacements pour couvrir les 

besoins capacitaires n’influe pas sur les émis-
sions de CO2.

La réduction de la part du nucléaire à 50 % 
du mix en 2025 et la stabilité des émissions 
semblent ainsi constituer deux objectifs 
inconciliables. 

La question du rythme de déclassement du 
nucléaire permettant d’atteindre le plus rapide-
ment l’objectif des 50 % tout en maintenant les 
émissions au niveau actuel est abordée dans le 
scénario Hertz	(chapitre	7). 

 Effacements  Turbines à combustion  Cycles combinés au gaz
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2025-2035 :
DES SCÉNARIOS CONTRASTÉS 

POUR ACCOMPAGNER LES DÉCISIONS 
QUI CONSTRUISENT LE SYSTÈME 

ÉLECTRIQUE DE DEMAIN

Les analyses sur l’horizon 2022-2025 
renforcent l’importance de scénarios 
contrastés à l’horizon 2035
Les analyses présentées aux chapitres 4 et 5 ont 
mis en évidence plusieurs possibilités d’évolu-
tion du système électrique français dans le but de 
tendre vers une plus grande diversification du mix 
de production. 

Ces analyses répondent à deux logiques différentes 
et complémentaires :

 u des analyses à l’horizon 2022 permettant 
d’identifier – du point de vue de la sécurité 
d’approvisionnement – les impacts associés aux 
mesures de fermeture des centrales thermiques 
au  charbon et des premiers réacteurs nucléaires 
arrivant à l’échéance de leur 4e visite décennale. 
Les effets de l’une ou l’autre de ces mesures 
sur la sécurité d’approvisionnement ont été 
analysés, ainsi que leurs conséquences si elles 
étaient réalisées conjointement. Il ressort de 
l’analyse que ces deux actions ne peuvent être 
menées simultanément et de manière  complète 
tout en respectant le critère de sécurité d’appro-
visionnement en France ; 

 u RTE a réalisé l’exercice consistant à décrire 
l’éventail des solutions devant être mises en 
œuvre pour respecter le cadre législatif défini 
par la loi relative à la transition énergétique pour 
la croissance verte et réduire la part d’électri-
cité d’origine nucléaire dans la production d’élec-
tricité en France pour atteindre 50 % en 2025. 

Cette analyse technique complète les premiers 
éléments dressés par la Cour des comptes et la 
Programmation pluriannuelle de l’énergie. De 
manière cohérente avec les analyses menées 
sur l’horizon 2022, cet exercice met en évidence 
l’incompatibilité technique entre la réalisation de 
l’objectif défini par le cadre législatif et la ferme-
ture des centrales au charbon à l’horizon défini 
par le Plan climat. L’analyse présente également 
les enjeux associés aux dynamiques de déve-
loppement des autres filières renouvelables et 
thermiques et met en perspective ces rythmes 
d’évolution avec celui retenu par l’Allemagne 
dans le cadre de son plan de sortie du nucléaire. 

Ces travaux mettent en évidence la difficulté 
associée à une focalisation sur l’atteinte de 
l’objectif des 50 % de production de nucléaire 
en 2025 dans l’examen de scénarios d’évolu-
tion du mix électrique français. 

Ce point semble aujourd’hui largement admis par 
les parties prenantes du secteur électrique (pro-
ducteurs, fournisseurs, associations, think	tanks) :

 u les études réalisées sur l’évolution du système 
électrique portent pour la plupart sur un horizon 
d’étude de plus long terme (généralement 2030 
ou 2050) et ne présentent pas de points de pas-
sage spécifiques en 2025. L’objectif fixé par la 
loi est donc éludé dans ces études ; 

 u lors de la consultation publique réalisée par RTE 
pour préparer le Bilan prévisionnel, la grande 
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majorité des participants a souhaité que les scé-
narios correspondent à des visions contrastées 
sur la diversification possible du mix électrique 
à l’horizon 2035 sans que le « point de passage » 
en 2025 ne soit considéré comme un prérequis. 
Dans cette approche, la date de l’atteinte de 
 l’objectif des 50 % n’est pas considérée comme 
une « hypothèse d’entrée » mais comme un résul-
tat de l’analyse. En fonction des configurations et 
des scénarios, cette date peut donc varier. 

En application de ses missions définies par l’arti cle  
L. 141-8 du Code de l’énergie et le décret du 
20 septembre 2006 relatif à l’élaboration du bilan 
prévisionnel, RTE a ainsi construit quatre scénarios 
prospectifs sur l’évolution du mix électrique fran-
çais à l’horizon 2035. 

Cet horizon représente un bon compromis pour étu-
dier la dynamique de transformation du système 
électrique sur le temps long, tout en évitant une 
vision purement prospective. En effet, contraire-
ment aux horizons 2022-2025, qui représentent des 
constantes de temps courtes pour le système élec-
trique (le système de 2025 est largement le fruit 
des décisions du passé), le système de 2035 sera le 
reflet des décisions qui sont à prendre aujourd’hui. 

Une analyse sur les 15 ans comprenant des points 
de passage en 2025 et 2030 permet également de 
préciser les jalons structurants et de proposer des 
trajectoires crédibles.

Quatre scénarios de transition 
énergétique marqués par un 
développement important des énergies 
renouvelables en France et une 
diversification du mix

 u  Dans le scénario Ampère	(chapitre	6), l’arrêt de 
l’exploitation des centrales nucléaires s’effectue 
après 40 ans de fonctionnement si le dévelop-
pement des énergies renouvelables est suffisant 
pour permettre un même niveau de production 
d’électricité sur l’année. Ce scénario découle de 
l’analyse présentée sur le respect des objec-
tifs de la loi relative à la transition énergétique 
pour la croissance verte, qui met en évidence 
la pertinence d’une substitution du nucléaire 
par des énergies renouvelables. Ce scénario 
permet ainsi d’identifier à quelle date l’objectif 

des 50 % de nucléaire dans la production d’élec-
tricité pourrait être atteint dans un contexte 
de fort développement des énergies renouve-
lables. Il s’agit d’un scénario sans construction 
de  nouveaux moyens thermiques en France. 

 u Dans le scénario Hertz	 (chapitre	 7), l’arrêt de 
l’exploitation des centrales nucléaires s’effec-
tue également à l’atteinte de la quatrième visite 
décennale si le développement des énergies 
renouvelables est suffisant pour permettre un 
même niveau de production d’électricité sur 
l’année ou si de nouveaux moyens thermiques 
peuvent prendre le relais. L’ajout de nouveaux 
moyens thermiques ne doit pas conduire à 
dégrader le niveau des émissions de CO2 du 
parc électrique français par rapport à la situa-
tion actuelle. Un plafond d’émissions est donc 
intégré dans la modélisation. Ce scénario per-
met d’étudier la place de la filière thermique 
dans la transition du système électrique, et 
notamment d’identifier – par rapport au scéna-
rio Ampère – s’il est possible d’atteindre plus 
rapidement  l’objectif des 50 % de nucléaire dans 
la production d’électricité sur la base d’un mix 
dont la diversification inclut un renforcement de 
la place des moyens thermiques. 

 u Dans le scénario Volt	(chapitre	8), le développe-
ment des énergies renouvelables en France et 
en Europe s’accélère et la part du nucléaire évo-
lue en fonction des opportunités économiques 
sur le marché européen. 

 u Dans le scénario Watt	(chapitre	9), le déclasse-
ment du nucléaire correspond à un déclasse-
ment automatique et technique à 40 ans – qui 
correspond à l’hypothèse initiale de fonctionne-
ment prévue au moment de la conception de 
certains matériels et équipements des réac-
teurs. La prolongation de leur fonctionnement 
au-delà de cette période nécessite une actuali-
sation de ces études de conception en prenant 
en compte le retour d’expérience d’exploitation. 
A cet égard, un avis générique de l’Autorité de 
sûreté nucléaire est prévu dans ce cadre. En 
cohérence avec les analyses présentées sur le 
respect de l’objectif des 50 % en 2025, ce scé-
nario est réalisé en s’appuyant sur un fort déve-
loppement des énergies renouvelables. 
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Des scénarios qui seront pris 
comme référence dans la réflexion 
sur l’évolution du réseau et la 
programmation des investissements
En complément et conformément à la logique rete-
nue dans les autres pays européens et dans les 
exercices prévus par le 3e paquet « énergie », ces 
scénarios seront utilisés par RTE dans le cadre 
de la définition des hypothèses pour étudier les 
besoins d’évolution du réseau de transport d’élec-
tricité pour les dix prochaines années dans le cadre 
de l’élaboration du schéma décennal de dévelop-
pement du réseau. La préparation des investis-
sements structurants pour le réseau, qui devra 
accompagner la transition énergétique en étant 
compatible avec son rythme effectif de mise en 
œuvre, renforce le besoin de scénarios encadrants 
balayant l’éventail des options ouvertes ; à moins 
que l’éventail des scénarios possibles pour l’avenir 

du système électrique ne se réduise, par exemple, 
dans le cadre des travaux sur la Programmation 
pluriannuelle de l’énergie. 

Des analyses qui permettent de 
définir des solutions communes à tous 
les scénarios et de donner des éléments 
de comparaison
En complément de l’analyse « scénario par scéna-
rio », une analyse croisée des différents scénarios 
est donc effectuée pour mettre en évidence les 
solutions communes aux différents scénarios et 
réaliser une comparaison des résultats obtenus 
du point de vue économique, environnemental 
(au sein de l’empreinte carbone) et du point de 
vue de la sécurité d’approvisionnement. Cette 
analyse croisée est présentée aux chapitres 10 
(exclusivement consacré à l’autoconsommation) 
et 11. 
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B
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Fermeture des centrales au charbon
Pas de nouveau moyen thermique supplémentaire
Objectif des 50 % de nucléaire atteint en 2030 
Réduction des émissions de CO2

Analyse des variantes :
 L’objectif des 50 % est atteint en 2035 avec un développement moins soutenu des EnR
Les résultats sont cohérents du point de vue économique y compris dans le cas 
d’un développement moins volontariste des interconnexions

Principaux	résultats	et	hypothèses	à	l’horizon	2035

R
en

ou
ve

la
bl

es

149 GW
314 TWhHydraulique : 26 GW 

(68 TWh)
Photovoltaïque : 48 GW 

(58 TWh)
Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)

Environ 14 300 éoliennes
Éolien en mer : 15 GW (47 TWh)

Environ 2 200 éoliennes

Co
ns

om
m

at
io

n

480 TWh
15,6 millions de  

véhicules électriques
700 000 rénovations par anEnviron +2 % de PIB par an

72,1 millions d’habitants
34,2 millions de ménages

Eu
ro

pe

Capacité à l’import : 27 GW Capacité à l’export : 33 GW

Développement très soutenu des EnR : +327 GWUE

Déclassement du parc charbon et lignite : -27 GWD

Parc nucléaire : 4,5 GWGB

EnR
50 %

Nucléaire
46 %

Thermique
4 %

N
uc

lé
ai

re 48,5 GW
294 TWh

-14,5 GW
Diminution du parc correspondant au 
déclassement de 16 réacteurs « 900 MW »*

Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)  
Environ 14 300 éoliennes (sans repowering)

Éolien en mer : 15 GW (47 TWh )
Environ 3 000 éoliennes

CO
2

108 €/t

12 Mt CO2
émises par le système électrique

TYNDP	2016,	dates	de	mise	en	service	prudentes

Hypothèses	sur	les	prix	des	combustibles	basées	sur	le	scénario	«	450	ppm	»	de	l’AIE,	prix	exprimés	en	€2016

* hors fermeture des deux réacteurs de Fessenheim

SCÉNARIO

AMPÈRE
Une réduction de la production nucléaire au rythme  
du développement effectif des énergies renouvelables
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La réduction de la place du nucléaire dans la production 
d’électricité doit s’effectuer sans nouveau moyen 
thermique en France. Les décisions de fermeture 
des réacteurs nucléaires ne peuvent être prises que 
lorsque la production correspondant au développement 
des énergies renouvelables permet, en moyenne, de 
produire autant que les réacteurs concernés. 

Cette transition peut être accompagnée par le 
développement de flexibilités (stockage, efface-
ments de consommation, pilotage de la recharge des 
véhicules électriques, etc.). 

Le scénario permet une diversification du mix 
forte et rapide. À l’horizon 2030, la cible des 
50 % de production peut être atteinte pour le 
nucléaire, tout comme l’objectif des 40 % de pro-
duction pour les énergies renouvelables. En dix ans, 
18 réacteurs nucléaires peuvent être fermés, tandis 
que la production d’origine renouvelable doit plus que 
tripler par rapport à aujourd’hui.

Le scénario peut être testé en prévoyant un déve-
loppement toujours important mais moins rapide des 
énergies renouvelables (244 TWh de production en 
fin de période). L’atteinte de l’objectif des 50 % 
est alors différée de cinq ans, et la réduction de la 
part du nucléaire serait étalée sur 15 années plutôt 
que 10.

Il est techniquement possible de ne pas instal-
ler de nouvelle centrale thermique. Néanmoins, 
les variantes testées confirment que cela nécessite 
d’accroître la capacité d’interconnexion, de déve-
lopper le potentiel d’effacements ou de modérer la 
consommation électrique. Si plusieurs de ces condi-
tions ne sont pas remplies, le développement des 
flexibilités doit être poussé plus loin et/ou le rythme 
de déclassement du nucléaire doit être adapté. 

Le scénario nécessite un développement effec-
tif de la flexibilité du système électrique. Celle-ci 
peut reposer sur les effacements, le pilotage de la 
recharge des véhicules électriques, une flexibilité 
accrue du parc nucléaire, ou le stockage par batte-
ries. Ces options seront en concurrence pour fournir 
au système ses besoins de flexibilité. 

Au cours de la période, la nature des risques sur 
la sécurité d’approvisionnement évolue. D’une 
part, le système électrique devient plus sensible aux 
épisodes de vent faible durant les périodes de froid ; 
d’autre part, les périodes de tension sur le système 
deviennent plus fréquentes mais sont de moindre 
ampleur par rapport à la situation actuelle. 

Le scénario nécessite des investissements importants 
sur toutes les composantes du système : la consom-
mation (efficacité énergétique et électrification pous-
sée, notamment dans le secteur des transports), le 
parc de production (développement des énergies 
renouvelables et prolongation d’une partie du parc 
nucléaire), et le réseau. Les analyses économiques 
mettent en évidence la cohérence de tels inves-
tissements dans un contexte de prix important 
du CO2. 

Le scénario permet au système électrique de 
contribuer à l’objectif de réduction des émis-
sions de CO2. Celles du parc électrique français sont 
divisées par deux par rapport aux émissions actuelles 
et s’établissent à 12 millions de tonnes en fin de 
période, tandis que l’analyse européenne montre que 
le parc électrique français permet d’éviter la produc-
tion de 42 millions de tonnes à l’échelle de l’Europe. 

Au cours de la période considérée, le système élec-
trique français est de plus en plus exportateur, 
sous l’effet d’un accroissement de la production d’ori-
gine renouvelable et contribue donc positivement à 
la balance commerciale. À l’horizon 2035, les évolu-
tions des mix de production en France et en Europe 
renforcent les besoins de mutualisation entre pays 
sur le plan technique (pour gérer l’intermittence) et 
sur le plan économique (pour utiliser au mieux et au 
bénéfice de la collectivité le potentiel de production 
du parc électrique). 
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6.1 Un scénario où la réduction de la place 
du nucléaire s’effectue au rythme de la 
progression des énergies renouvelables

6.1.1 L’objet d’étude : 
tester la coordination des rythmes 
de déploiement des énergies 
renouvelables et de réduction 
de la part du nucléaire

Consacré au point de passage 2025, le scénario Ohm 
présenté au chapitre 5 a permis d’illustrer les diffi-
cultés liées à l’atteinte de l’objectif de diversification 
du mix sur une échéance rapprochée au sens des 
temporalités du système électrique. Ces difficultés 
découlent de l’apparente déconnexion entre le calen-
drier théorique de déclassement du nucléaire pour 
atteindre 50 % en 2025 d’une part, et celui de déploie-
ment des énergies renouvelables pour atteindre 40 % 
de la production d’électricité en 2030 d’autre part. 

Pour la préparation du Bilan prévisionnel 2017, 
l’étude d’un mix électrique basée sur une corréla-
tion de ces calendriers et tenant compte des autres 
objectifs de politique énergétique (arrêt des cen-
trales au charbon à l’horizon 2022, contribution à 
la réduction des émissions de CO2, maintien de la 
sécurité d’approvisionnement) s’est donc imposée 
comme une évidence. Un tel scénario doit per-
mettre d’atteindre l’objectif des 50 % pour la part 
du nucléaire dans la production d’électricité.

Plusieurs questions sont instruites dans ce cadre :
 u Quel rythme de non-prolongation des réac-
teurs permet d’assurer cette substitution dans 
le cadre d’un développement soutenu des EnR ? 

 u À quel horizon le seuil de 50 % du parc nucléaire 
dans le mix énergétique est-il atteint ?

 u Est-il possible de réaliser une telle substitution 
sans recourir à la construction de nouveaux 
moyens thermiques ?

 u Le développement des EnR est-il conditionné à 
un subventionnement public ou peut-il reposer 
entièrement sur les rémunérations offertes sur 
les marchés de l’électricité ?

 u Quel serait le rythme de fermeture des réacteurs 
si la croissance des EnR est inférieure à la trajec-
toire haute (basée sur le prolongement du rythme 
nécessaire pour atteindre les objectifs hauts de la 
Programmation pluriannuelle de l’énergie) ?

 u Comment le risque sur la sécurité d’approvision-
nement évolue-t-il sur la période ?

 u Quel est l’impact d’un tel scénario sur les émis-
sions de CO2 de la France par rapport à la situa-
tion actuelle ? Est-il compatible avec les objectifs 
en matière de réduction des émissions ? 

 u Quelle est la dépendance de la France aux 
imports d’électricité ? La construction de nou-
velles interconnexions est-elle un impératif pour 

6. SCÉNARIO AMPÈRE :
UNE RÉDUCTION DE LA PRODUCTION 

DU NUCLÉAIRE AU RYTHME 
DU DÉVELOPPEMENT EFFECTIF 

DES ÉNERGIES RENOUVELABLES
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« passer les pointes » ou pour soutenir un niveau 
d’exports important ? Est-il économiquement 
pertinent de développer massivement les inter-
connexions dans un tel scénario ?

 u Ce scénario conduit-il à des investissements 
très importants, et si oui dans quelle compo-
sante du mix ?

 u Quel est l’effet du scénario sur la balance com-
merciale « électricité » de la France ? 

6.1.2 Le principe structurant : 
une substitution « en énergie » entre 
nucléaire et énergies renouvelables

Des trajectoires nucléaire 
et EnR corrélées
Le scénario Ampère repose sur une substitution 
« en énergie » du nucléaire par des énergies renou-
velables dans un cadre de développement soutenu 
de la filière EnR à partir de 2020. 

Ainsi, un réacteur nucléaire ne peut être fermé en 
année N que si la capacité installée en énergies 
renouvelables durant l’année N-1 permet de pro-
duire, en moyenne, autant d’électricité en un an 
que ce même réacteur. La trajectoire qui en résulte 
pour le nucléaire est donc pilotée, mais elle consti-
tue un résultat des actions mises en œuvre pour 
favoriser le déploiement des énergies renouve-
lables : selon les cas, cette trajectoire peut être 
plus ou moins rapide.

De manière à renforcer le sens industriel de la tra-
jectoire ainsi élaborée, le scénario part du prin-
cipe que la décision de prolonger ou de mettre fin 
à l’exploitation d’un réacteur nucléaire intervient 
uniquement à l’échéance d’une visite décennale, et 
que chaque réacteur prolongé l’est pour une durée 
de dix années. Chaque année, parmi les réacteurs 
atteignant leur réexamen décennal, certaines 
peuvent alors être déclassées (si elles ont été com-
pensées par le déploiement d’énergies renouve-
lables l’année précédente) tandis que d’autres sont 
prolongées. Lorsque le niveau des 50 % est atteint, 
les réacteurs atteignant leur visite décennale sont 
considérés comme prolongés.

La règle de substitution en énergie ne prétend 
pas constituer un principe réglementaire, qui 

conduirait à conditionner de manière mécanique 
la fermeture de réacteurs spécifiques à « l’enre-
gistrement » d’un volume suffisant de production 
renouvelable. Il s’agit uniquement de vérifier les 
propriétés d’une trajectoire de déclassement du 
nucléaire qui serait pensée par rapport au déploie-
ment des énergies renouvelables, et de fournir 
les éléments permettant d’analyser ses consé-
quences sur les plans technique et économique. 
Le pilotage effectif d’une réduction de la part du 
nucléaire qui en résulterait renvoie à une discus-
sion de nature différente, qui n’entre pas dans le 
champ du Bilan prévisionnel.

Une absence de nouveaux moyens 
thermiques
Dans le scénario Ampère, la règle de substitution 
s’entend de manière stricte : il s’agit de véri-
fier si une production électrique d’origine 
nucléaire peut être remplacée par un même 
volume de production d’origine renouvelable, 
sans construction de moyens thermiques 
supplémentaires. Ainsi, ceci revient à vérifier 
dans quelles conditions l’objectif de diversification 
du mix électrique peut être poursuivi sans se tra-
duire par un accroissement du parc de production 
d’électricité d’origine fossile.

S’agissant des centrales thermiques existantes, les 
hypothèses suivantes sont considérées :

 u le parc existant de cycles combinés au gaz et de 
turbines à combustion est prolongé jusqu’à leur 
date de fin de vie technique ;

 u la fermeture des centrales au charbon inter-
vient d’ici à 2022.

La recherche d’une cohérence 
macroéconomique globale 
Le scénario Ampère est assis sur la trajectoire 
EnR « rythme PPE haut », qui prolonge de manière 
linéaire les objectifs de la Programmation pluri-
annuelle de l’énergie au-delà de 2023. Le cadrage 
proposé pour ce scénario consiste à l’associer :

 u à la trajectoire de consommation « haute », qui 
s’appuie sur une croissance du PIB de 1,9 % 
par an en moyenne (avec des efforts d’effica-
cité énergétique soutenus, compensés par des 
transferts d’usage importants) ;

 u à la trajectoire de développement des inter-
connexions la plus élevée ;
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 u au scénario de prix des combustibles et du CO2 
permettant l’effort de décarbonation le plus 
important (trajectoire « 450 ppm » de l’Agence 
internationale de l’énergie). 

Le cadrage initial du scénario Ampère est ainsi 
associé à une économie en croissance, permettant 
de dégager des capacités d’investissements impor-
tantes pour la transition énergétique dans un régime 
climatique favorisant les énergies décarbonées. La 
cohérence de ces hypothèses est analysée a poste-
riori sur la base des résultats obtenus (cf.	§	6.4).

6.1.3 Les analyses de sensibilité : 
de nombreuses variantes pour tester 
la robustesse du scénario

Les analyses du Bilan prévisionnel permettent de 
faire varier de nombreux paramètres afin de com-
prendre la sensibilité des résultats à chacun des 
éléments de l’environnement. Pour le scénario 
Ampère, huit variantes ont été testées sur les trois 
coupes temporelles 2025, 2030, et 2035. 

Sensibilité au développement effectif 
des énergies renouvelables
Deux variantes portent sur l’ampleur du déploie-
ment des énergies renouvelables. 

La première consiste à tester un rythme de déve-
loppement moins important en France (« rythme 
PPE »). Cette simulation présente un fort  intérêt 
dans ce scénario, car elle permet de tester la 
logique de substitution sur une autre trajectoire de 
déploiement des EnR. 

La seconde consiste à analyser, au-delà de la tra-
jectoire pilotée « rythme PPE haut », la possibilité 
d’un développement supplémentaire des EnR pour 
des raisons économiques. 

Sensibilité à la consommation
La variante testée porte sur une consommation 
plus importante (variante « consommation forte »). 
Celle-ci, décrite au chapitre 1, prévoit une consom-
mation revenue en 2025 à son niveau actuel. La 
simulation vise spécifiquement à tester la robus-
tesse des conclusions en matière de sécurité 
d’approvisionnement.

Sensibilité au développement 
des interconnexions
Le cas de base est assis sur une trajectoire d’inter-
connexion haute compte tenu du caractère expor-
tateur du mix de production simulé.

De manière à vérifier si l’atteinte de ce niveau 
élevé constitue une condition nécessaire au res-
pect de la sécurité d’approvisionnement ou à la 
cohérence économique du scénario, la trajectoire 
médiane a été testée pour le développement des 
interconnexions transfrontalières.

Sensibilité au prix des combustibles 
et du CO2
Dans le scénario Ampère, le mix installé en 
France présente des caractéristiques particu-
lières en matière d’émissions de CO2 et de struc-
ture de coût : il est très peu émetteur (les filières 
les plus représentées étant le nucléaire, l’éolien, 
le photovoltaïque et l’hydraulique) et constitué 
de moyens à coûts marginaux faibles ou nuls. 
Ces caractéristiques engendrent une compéti-
tivité d’autant plus forte que les prix des com-
bustibles fossiles (charbon, gaz, fioul) et du CO2 
sont élevés, ce qui est le cas dans le cas de base 
(trajectoire « 450 ppm » basée sur un prix du CO2 
à 108 €/t en fin de période). 

Afin d’évaluer la sensibilité des résultats à cette 
hypothèse, le scénario Ampère comporte une 
variante construite autour d’un prix du CO2 plus 
faible (trajectoire « Current Policies »). 

Sensibilité aux choix de politique 
énergétique des pays voisins 
de la France
Enfin, des variantes sont simulées pour tester diffé-
rentes configurations dans les pays voisins de la 
France. Toutes visent à explorer des configurations 
où les débouchés commerciaux pour des exports 
originaires de France seraient réduits. 

À ce titre, les variantes d’un déclassement plus 
faible du lignite et du charbon en Allemagne et d’un 
développement plus fort du nucléaire au Royaume-
Uni ont été testées.
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Tableau 6.1 Cas de base et variantes du scénario Ampère étudiés dans le Bilan prévisionnel
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 Consommation EnR Nucléaire CO2/Combustibles Interconnexions Parcs étrangers
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6.2 Les bilans énergétiques :  
une diversification qui repose sur 
une baisse progressive du nucléaire 
au profit des énergies renouvelables

Dans le scénario Ampère, sous l’effet d’une 
croissance très soutenue des énergies renouve-
lables et d’une réduction graduelle de la part du 
nucléaire dans la production d’électricité, le mix 
français renforce ses caractéristiques actuelles : 
le parc est très décarboné et à très faibles coûts 
variables et voit son statut exportateur main-
tenu voire renforcé. 

La logique du scénario implique un début de subs-
titution de la filière nucléaire par la filière renou-
velable à partir de 2021 ; la substitution s’achève 
lorsque l’objectif de 50 % est atteint. En 2030, le 
parc nucléaire se stabilise et les énergies renou-
velables continuent leur progression. Le parc de 
production français augmente donc significative-
ment sa production à faibles coûts variables, les 
exports augmentent en cohérence. Le mix élec-
trique repose sur peu de moyens thermiques et 
doit intégrer des flexibilités pour assurer la sécu-
rité d’approvisionnement.

Figure 6.1 Évolution du parc de production – 
scénario Ampère

Figure 6.2 Bilans énergétiques – scénario Ampère
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6.2.1 Les énergies renouvelables 
se développent pour atteindre 40 % 
de la production d’électricité française 
d’ici à 2030

Sur la base du pilotage public et d’une configura-
tion de marché favorable (prix du CO2 et des com-
bustibles élevés), le scénario Ampère table sur un 
déploiement massif des énergies renouvelables, 
selon la trajectoire haute présentée au chapitre 2. 

Les parcs éolien terrestre et photovoltaïque 
atteignent respectivement 52 GW et 46 GW en 
2035, soit respectivement quatre et sept fois les 
niveaux actuels. La filière éolienne en mer se déve-
loppe significativement pour atteindre 15 GW en 
2035. Le parc hydraulique qui maintient sa capa-
cité de production, les bioénergies (4 GW), et les 
énergies marines (3 GW) complètent le mix éner-
gétique renouvelable. 

Les énergies renouvelables (hors hydraulique) 
permettent de produire environ 120 TWh en 2025, 
180 TWh en 2030, et presque 250 TWh en 2035. 
L’incrément de production d’origine renouvelable 
se porte à 11 TWh par an en rythme de croisière. 
Dès 2023, la production hydraulique est supplan-
tée par l’éolien comme principale source renouve-
lable de production d’électricité.

Ces rythmes de développement feraient de la 
France le second pays européen pour le parc 
éolien, le troisième pour le photovoltaïque. La 
filière renouvelable représente alors 42 % du mix 
énergétique dès 2030, puis atteint 49 % en fin de 
l’horizon d’étude. L’objectif qui figure dans la loi de 
transition énergétique est ainsi atteint.

Ces niveaux correspondent aux trajectoires pilotées 
intégrées en entrée du modèle. L’analyse économique 
montre que ces niveaux sont cohérents d’un point de 
vue économique et qu’un développement au-delà de 
ces valeurs serait même possible dans certaines cir-
constances. La possibilité d’un développement hors 
pilotage de certaines filières pourrait ainsi conduire à 
des répartitions de la production entre filières renou-
velables différentes de celles présentées dans ce 
paragraphe. Néanmoins, les ordres de grandeur pour 
la totalité des énergies renouvelables ne s’en trouve-
raient pas substantiellement modifiés.

6.2.2 Une trajectoire de déclassement 
du nucléaire qui permet d’atteindre 50 % 
à l’horizon 2030 selon un rythme moyen 
de deux réacteurs déclassés par année

Dans le scénario Ampère, la trajectoire de déclas-
sement du nucléaire est un résultat de l’analyse : 
elle dépend du rythme de croissance des éner-
gies renouvelables tout en maintenant la sécurité 
d’approvisionnement.

Avec un rythme de déploiement des énergies renou-
velables de type « PPE haut », la capacité nucléaire 
installée passe à 54,9 GW fin 2025, puis se stabilise 
à 48,5 GW fin 2030 (cf.	figure	6.5). Une partie impor-
tante du parc 900 MW a alors été fermée (16 réac-
teurs sur 32, plus les deux réacteurs de Fessenheim 
arrêtés à la mise en service de l’EPR). Le reste des 
centrales a été prolongé au-delà de 40 ans.

L’ajustement du parc nucléaire prend alors dix ans 
(entre 2021 et 2030), avec un rythme moyen de 
déclassement de deux réacteurs par an.

Certaines variations interviennent dans la trajec-
toire du fait de l’absence de visites décennales pro-
grammées certaines années (2028 et 2029) : il n’y 
a alors aucun déclassement prévu.

Figure 6.3 Nombre total de réacteurs déclassés 
par rapport à la situation actuelle (hors Fessenheim) – 
scénario Ampère
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Le premier réacteur devant passer son qua-
trième réexamen décennal (Tricastin 1 en février 
2020) est prolongé en application du principe de 
construction du scénario Ampère (un déclassement 
ne peut intervenir que lorsqu’une quantité suffi-
sante d’énergie renouvelable a été déployée). Le 
déclassement commence en 2021 (un réacteur à 
choisir parmi les trois atteignant l’horizon de leur 
quatrième réexamen) et se poursuit en 2022 (deux 
réacteurs). Par rapport à l’analyse présentée au 
chapitre 4, il apparaît ainsi que la mobilisation des 
flexibilités et l’accroissement des capacités d’import 
doit se poursuivre au-delà de l’hiver 2021-2022 de 
manière à garantir la faisabilité du scénario. 

Au-delà de 2030, la capacité nucléaire installée 
n’évolue plus. La contraction de la part du nucléaire 
dans le mix électrique se poursuit néanmoins sous 
l’effet de la poursuite de la croissance de la pro-
duction EnR. En fin de période, la France produit 
davantage d’électricité à base d’énergies renouve-
lables que de nucléaire (cf.	figure	6.4).	

La poursuite de l’installation de production à bas 
coût, compétitive sur les marchés de l’électricité, 
pose la question des débouchés du nucléaire à 
terme. Sur l’horizon d’étude, le point 2035 per-
met d’illustrer le rôle des interconnexions, ainsi 
que l’apparition de situations où il n’existe pas 
de débouchés physiques à toute la production. 

Figure 6.4 Évolution de la part des différentes filières 
dans la production d’électricité – scénario Ampère

Réduites en volume, ces situations sont étudiées 
plus en détail au paragraphe 6.7.

6.2.3 Une analyse qui dépend 
du rythme de déploiement des EnR : 
avec un rythme plus lent l’objectif des 
50 % est repoussé de cinq années

Dans le scénario Ampère, le rythme de dévelop-
pement des énergies renouvelables cadence la 
vitesse de déclassement du nucléaire. 

Figure 6.5 Comparaison des trajectoires de capacité nucléaire installée – scénario Ampère
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Le cas de base du scénario Ampère est basé sur 
une trajectoire de croissance forte des énergies 
renouvelables (« rythme PPE haut »). Cette tra-
jectoire est ambitieuse, et nécessite un chan-
gement de dimension par rapport à l’état actuel 
(mobilisation des financements, mise à disposition 
du foncier, adaptation des procédures d’autorisa-
tion aux ambitions publiques, renforcement de 
l’acceptabilité).

La variante testée consiste à considérer une trajec-
toire régulée médiane pour les énergies renouve-
lables, basée sur l’objectif bas de la PPE (« rythme 
PPE »). Cette trajectoire nécessite déjà une accélé-
ration par rapport au rythme actuel.

Les analyses permettent de représenter les consé-
quences sur la trajectoire d’évolution de la capacité 
nucléaire.

Le rythme de déclassement du parc nucléaire 
est alors sensiblement plus lent. Le déclasse-
ment s’opère sur quinze années au lieu de dix 
(cf.	 figure	 6.5). L’atteinte de l’objectif de 50 % 
intervient vers 2035, et est alors différée de cinq 
années.

L’intérêt de l’analyse ne réside pas uniquement 
dans le rythme de déclassement, mais égale-
ment dans la nature de la trajectoire et le type de 
 réacteurs à déclasser. 

Dans la configuration de référence testée, le déclas-
sement intervient uniquement durant la décennie 
2020-2030 : les réacteurs déclassés sont ceux du 
palier 900 MW au moment de leur quatrième visite 
décennale. Dans la variante, une partie du déclas-
sement intervient entre 2030 et 2035, et les « can-
didats au déclassement » sont différents. Il peut 
ainsi s’agir soit de réacteurs du palier 1300 MW 
atteignant leur quatrième visite décennale, soit de 
réacteurs du palier 900 MW initialement prolongés 
et atteignant alors la  cinquième visite décennale. 
La variante EnR présentée  ci-dessus correspond à 
une configuration où seuls les réacteurs de 900 MW 
sont effectivement déclassés (lors de la quatrième 
ou de la  cinquième visite décennale).

6.2.4 Une substitution entre nucléaire 
et EnR sans ajout de nouveaux moyens 
thermiques est possible

L’analyse économique confirme 
qu’il est possible de se passer de 
nouveaux moyens thermiques 
Les derniers scénarios publiés par RTE dans le 
Bilan prévisionnel 2014 prévoyaient, pour trois 
d’entre eux, le maintien d’une partie du parc ther-
mique charbon/fioul et pour deux de ces scénarios, 
la construction de nouveaux moyens thermiques 
pour accompagner la croissance des énergies 
renouvelables. C’était notamment le cas du scéna-
rio « Nouveau mix », qui reposait sur la construc-
tion de plus de 11 GW de nouvelles centrales au 
gaz (turbines à combustion et cycles combinés au 
gaz) d’ici à 2030, ainsi que sur le maintien de trois 
centrales au charbon.

Puisque le scénario Ampère prévoit une substitu-
tion nucléaire/EnR sans ajout de nouveaux moyens 
thermiques et en tenant pour acquise la ferme-
ture des centrales au charbon à moyen terme, il 
se démarque des scénarios du Bilan prévisionnel 
2014 selon deux axes :

 u d’une part, la production d’électricité en base 
demeure donc assurée par les filières renouve-
lables et le nucléaire, ce qui n’ouvre pas d’es-
pace économique pour de nouveaux cycles 
combinés au gaz (contrairement par exemple à 
certaines situations envisagées dans les scéna-
rios Hertz et Watt) ;

 u d’autre part, le Bilan prévisionnel 2017 intègre 
les acquis méthodologiques de l’étude sur la 
valeur économique des flexibilités, publiée par 
RTE en juillet 2017 dans le cadre des travaux 
sur les Réseaux électriques intelligents. Cette 
étude a illustré les phénomènes de concurrence 
entre filières smart grids, mais elle a égale-
ment montré que les effacements de consom-
mation ou les capacités de stockage réduisent 
le besoin de construction de nouveaux moyens 
thermiques.

La prise en compte de ces deux évolutions per-
met d’expliquer un enseignement fort du scénario 
Ampère, à savoir l’absence de nouveaux moyens 
thermiques (au-delà de la centrale de Landivisiau, 
considérée comme acquise). 
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L’absence de nouveaux moyens thermiques a dans 
un premier temps été considérée comme une 
hypothèse. Il a été vérifié que l’équilibre offre- 
demande peut être respecté conformément au 
critère de sécurité d’approvisionnement, en mobi-
lisant les moyens existants et de nouvelles flexibi-
lités comme les effacements. 

Ce résultat a été validé par une seconde simulation, 
dans laquelle l’absence de nouveaux moyens ther-
miques n’a pas été considérée comme hypothèse. 
La modélisation économique peut alors conduire 
à installer de nouveaux moyens de semi-base 
comme les cycles combinés au gaz si un espace 
économique existe, ou des turbines à combustion 
pour respecter la sécurité d’approvisionnement. Or 
cette simulation conduit à confirmer l’absence de 
nouveaux moyens thermiques de semi-base – il 
s’agit alors d’un résultat : 

 u avec le rythme de progression des EnR envisagé, 
il n’y a pas d’espace économique pour de nou-
velles centrales au gaz de type cycle combiné 
(ou alors uniquement de manière marginale, en 
prévoyant un modèle d’affaires fortement basé 
sur les services auxiliaires offerts au système) ;

 u en tenant compte des caractéristiques de la 
consommation et du parc de production, le 
besoin de capacités s’accroît de 2 GW en 2025, 
puis décroît. Les effacements de consomma-
tion semblent une solution plus compétitive 
qu’une turbine à combustion pour répondre à 
ce besoin.

En revanche, l’analyse économique conduit bien 
à identifier un espace pour quelques nouveaux 
moyens fonctionnant au gaz, mais dans d’autres 
pays européens. Ces moyens peuvent contribuer à 
l’équilibre offre- demande en France par le biais des 
imports lors des situations de tension en France 
(pointe de consommation, épisodes de faible 
 production éolienne). 

Les centrales au gaz existantes et 
en cours de construction participent 
à l’équilibre du scénario
Le scénario Ampère ne repose pas sur la construc-
tion de nouveaux moyens thermiques, mais ne 
décrit pas pour autant un système électrique qui 
en est totalement dépourvu. 

À l’exception des centrales au charbon, dont l’arrêt 
est considéré comme acquis dès 2022, pratique-
ment tous les moyens thermiques existants ou en 
cours de construction (cycles combinés au gaz et 
turbines à combustion) sont supposés encore en 
service en 2035. À cet horizon, le parc thermique 
est alors principalement composé de 6,7 GW de 
cycles combinés au gaz (centrales actuelles et 
Landivisiau), de 1,4 GW de turbines à combustion 
(parc existant moins 0,2 GW déclassé) et d’un parc 
de 4,3 GW d’installations de cogénération décen-
tralisées au gaz, stable par rapport à aujourd’hui.

Ces moyens sont nécessaires à l’équilibre offre- 
demande du scénario. 

La production d’origine thermique décroît dans le 
mix de production, notamment entre 2030 et 2035 
du fait de la poursuite de la croissance des éner-
gies renouvelables et de l’arrêt du déclassement 
du nucléaire. Néanmoins, l’espace économique des 
cycles combinés au gaz persiste sur tout l’horizon 
d’étude. En effet, sous les hypothèses de ce scéna-
rio, ces centrales sont suffisamment rémunérées 
pour couvrir leurs coûts fixes annuels.

6.2.5 Des besoins de flexibilité réels 
autour du point 2025

L’analyse fait apparaître un besoin de nouvelles 
capacités en 2025, horizon le plus contraint en 
termes de sécurité d’approvisionnement. Ce besoin 
peut être couvert par le développement de nou-
velles flexibilités. Le développement d’effacements 
atteint ainsi 4,5 GW en 2025 dans le cas de base, 
et davantage dans certaines autres configurations 
(interconnexions moins développées, consomma-
tion plus importante). 

Le stockage par batteries apparaît trop onéreux à 
cette échéance par rapport aux effacements pour 
présenter une alternative économiquement intéres-
sante. Par ailleurs, l’analyse technico-économique ne 
conduit pas à identifier un espace pour le développe-
ment de nouvelles STEP sur la base d’une rémuné-
ration par le marché de l’électricité. Cette échéance 
semble de toute façon trop rapprochée pour construire 
ce type d’ouvrage. Les besoins de flexibilité dans le 
scénario Ampère sont analysés au paragraphe 6.7.
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6.3 Les échanges aux frontières : 
une France très exportatrice

6.3.1 L’utilisation des interconnexions 
transfrontalières s’accroît pour 
atteindre fréquemment des niveaux 
d’export supérieurs à 10 GW

Une utilisation forte des interconnexions
Avec des capacités de transit en hausse entre pays 
et une production élevée à bas coût en France, les 
échanges entre pays européens se développent. 
Des imports/exports supérieurs à 20 GW sont alors 
possibles.

C’est essentiellement en situation d’export que leur 
capacité est utilisée. Disposant d’un parc de pro-
duction à coûts marginaux très faibles, la France 
exporte beaucoup, sur la quasi-totalité des pas 
de temps. La modélisation du parc de l’ouest de 
l’Europe permet de garantir qu’il existe des débou-
chés dans les pays voisins, alors même que leur 
parc de production renouvelable croît également 
significativement.

Les interconnexions sont également utilisées pour 
importer. Même si de telles situations sont rares, 

des imports compris entre 5 et 10 GW, voire supé-
rieurs à 10 GW, existent dans les trois coupes 
temporelles, avec des occurrences supérieures à 
aujourd’hui. La rareté de telles situations ne doit pas 
occulter le fait qu’elles sont importantes pour l’équi-
libre offre- demande : la faculté de pouvoir impor-
ter ponctuellement de forts volumes d’énergie est, 
dans le scénario Ampère, indispensable à la sécurité 
d’appro visionnement de la France. C’est cette capa-
cité d’import, conjuguée au développement des 
effacements pour l’horizon 2025, qui permet de ne 
pas construire de moyens thermiques de secours en 
France. Ces situations d’import se produisent en cas 
de pointe de consommation conjuguée à une faible 
disponibilité de l’éolien et du nucléaire.

Une situation très exportatrice, 
sur toutes les frontières
Sous l’effet du déploiement des énergies renou-
velables, le solde annuel d’échanges s’accroît sur 
tout l’horizon d’étude. Ce solde atteint 105 TWh en 
2025, 110 TWh en 2030, et 135 TWh en 2035. Dans 
la variante « EnR médiane » du scénario Ampère, le 
solde est d’environ 80 TWh en fin de période.

Figure 6.6 Évolution de la répartition des volumes d’import et d’export entre 2016 et 2035 – scénario Ampère
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Figure 6.7  Évolution des soldes d’échanges physiques sur les différentes frontières entre 2015 et 2035 – scénario Ampère
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Thermique maintien  
du charbon DE

 +

À cet horizon, le solde des échanges se répartit 
de manière relativement homogène entre les fron-
tières. La valeur importante à la frontière suisse 
ne concerne pas uniquement ce pays, qui joue un 
rôle de plaque de transit (une partie importante 
des exports peut ainsi être redirigée vers l’Italie ou 
d’autres pays). 

Le solde exportateur est certes important en 
volume, mais son existence ne fait que traduire 
la plus forte interconnexion des pays européens à 
cette échéance, en ligne avec les objectifs poursui-
vis par les autorités nationales et communautaires. 
En 2002, le solde exportateur de la France a atteint 
77 TWh, soit 14 % de l’énergie produite. En 2035, 
il est de 133,5 TWh (21 % de l’énergie produite) 
dans le scénario Ampère.

6.3.2 Le scénario peut fonctionner avec 
une hypothèse moins volontariste sur le 
développement des interconnexions

La trajectoire haute d’interconnexion permet des 
exports réguliers et élevés, mais également quelques 
situations où les imports sont importants en volume.

La robustesse d’un tel résultat a été testée par 
une variante spécifique, basée sur une évolution 
médiane de la capacité d’interconnexion (22 GW 
d’import en 2035). Dans cette configuration, cer-
tains projets ne sont pas réalisés (dérives des 
coûts, raisons d’acceptabilité), ou des contraintes 
spécifiques à certains pays empêchent de les 
exploiter à leur maximum.

Même dans ce cas de figure, le principe d’une 
substitution en énergie entre nucléaire et énergies 
renouvelables demeure possible. Des adaptations 
sont par contre nécessaires.

En premier lieu, un besoin capacitaire supplémen-
taire apparaît en 2025, et les leviers pour couvrir ce 
besoin doivent alors se situer plutôt à l’intérieur du 
pays. Deux leviers existent pour pallier ce risque : 

 u recourir de manière accrue aux effacements 
pour les porter à 5,5 GW, contre 4,5 GW dans le 
scénario haut d’interconnexion ;

 u retarder de quelques années le rythme de 
déclassement du parc nucléaire. 

Ceci confirme l’analyse présentée ci-dessus, selon 
laquelle la possibilité d’importer ponctuellement 
des volumes significatifs est un élément clé pour la 
sécurité d’alimentation en France.

En second lieu, les exports sont davantage bridés 
par les congestions aux frontières. Le solde expor-
tateur se réduit d’une dizaine de térawatt heures. Il 
se trouve davantage d’heures durant lesquelles la 
capacité d’export est saturée, ce qui conduit à une 
déconnexion des prix entre la France et certains de 
ses voisins. Il en résulte une moindre performance 
du scénario sur le plan économique. 

6.3.3 Les volumes d’export 
dépendent peu des choix énergétiques 
des pays voisins

Les variantes sur les pays voisins permettent 
notamment d’évaluer des situations où les débou-
chés physiques sont plus contraints. La variante 
testée sur l’Allemagne est dans l’ensemble sans 
effet sur les résultats. Celle sur le Royaume-Uni 
est plus structurante, du fait d’un développement 
du nucléaire supérieur : le solde exportateur de la 
France peut alors décroître d’environ 20 TWh. 

Figure 6.8 Impact sur le solde net français de 
variantes concernant les parcs anglais et allemand – 
scénario Ampère
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6.4 Un scénario qui assure une cohérence 
économique d’ensemble

Le cadrage économique du scénario Ampère est 
basé sur un ensemble d’hypothèses rappelées au 
§ 6.1. Il obéit à un principe de cohérence macro-
économique d’ensemble, consistant à apparier 
a priori les hypothèses qui paraissent les plus 
compatibles. Ce cadrage prévoit notamment une 
croissance économique soutenue (+1,9 % par an 
en moyenne),  permettant de réaliser un investis-
sement structurel dans toutes les composantes de 
la transition énergétique : 

 u une évolution de la demande d’électricité 
 marquée par une forte diffusion de l’efficacité 
énergétique (rythme accéléré de remplacement 
des matériels, financement de la rénovation 
thermique) et une électrification très poussée 
de certains usages (notamment un dévelop-
pement de la mobilité électrique) ;

 u un investissement structurel dans le parc de 
production d’électricité pour développer les 
énergies renouvelables et prolonger certains 
réacteurs nucléaires ;

 u un investissement dans le réseau pour accom-
pagner cette transition, et notamment dans les 
interconnexions transfrontalières, fortement 
développées.

Ces investissements permettent une progression 
de la part renouvelable de l’électricité dans la 
consommation finale d’énergie et doivent contri-
buer à une décarbonation importante, favorisée par 
un prix du CO2 aligné sur le scéna rio « 450 ppm » 
de l’Agence internationale de l’énergie – le seul 
qui soit compatible avec l’atteinte des objectifs de 
 l’accord de Paris à l’échelle internationale. 

La nouvelle méthode d’élaboration du Bilan 
prévi sionnel permet d’appliquer un test de vali-
dation a posteriori en vérifiant que certaines de 
ces hypothèses sont bien justifiées sur le plan 
économique.

La figure 6.9 synthétise l’ensemble des dépenses 
annuelles dans le scénario Ampère pour les trois 

 Dépenses annuelles nettes 
  Dépenses annuelles d’imports 
  Recettes annuelles d’exports 
  Interconnexions – CAPEX (investissements dans de 
nouvelles interconnexions) 

  Nucléaire – CAPEX (investissement EPR et maintenance 
et prolongation du parc existant) 

 Nucléaire – OPEX fixes annuels de fonctionnement 
  Nucléaire – OPEX variables annuels de production 
(combustible) 

 Thermique – CAPEX (investissements)
  Thermique – OPEX fixes annuels de fonctionnement
   Thermique – OPEX variables annuels de production 
(combustible et CO2)

  EnR et solutions de flexibilité – CAPEX 
(investissements) 

  EnR et solutions de flexibilité – OPEX fixes annuels de 
fonctionnement 

   EnR et solutions de flexibilité – OPEX variables annuels 
de production (combustible des bioénergies)

Figure 6.9 Dépenses annuelles corrigées 
de la balance commerciale – scénario Ampère

années d’étude considérées (2025, 2030 et 2035) 
selon une moyenne glissante sur cinq ans. Cette 
figure présente respectivement les coûts d’inves-
tissement, les coûts fixes annuels et les coûts 
variables annuels ainsi que l’impact de la balance 
commerciale s’agissant du coût des imports et 
des recettes des exports. La trajectoire de coût de 
production ajustée a été utilisée. 
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6.4.1 Les chroniques d’investissement 
dans le parc de production sont 
importantes

Le scénario Ampère prévoit une évolution struc-
turante du mix de production, qui repose sur un 
développement et une prolongation de moyens 
dont les coûts fixes initiaux constituent une 
grande  partie du coût total sur la durée de vie. 
En effet, les énergies renouvelables et la pro-
duction nucléaire présentent des coûts variables 
de fonctionnement (combustibles) faibles (pour 
le nucléaire) ou nuls (pour les énergies renou-
velables). Et les coûts fixes annuels (cf.	section	
suivante) ne représentent que 25 % à 40 % des 
coûts totaux de ces technologies sur leur durée 
de vie. Dans cette configuration, l’investissement 
initial est donc prépondérant. 

Ceci a une influence directe sur l’évolution des 
besoins de financement dans le parc, et notam-
ment des besoins d’investissements durant la 
période considérée (2017-2035). 

Ceux-ci portent sur les énergies renouvelables 
(de l’ordre de 7 milliards d’euros par an en 
moyenne, soit un peu moins de 70 % du mon-
tant d’investissement total) et dans une moindre 
mesure sur le grand carénage du parc nucléaire 
maintenu (3 milliards d’euros par an en moyenne, 
soit 30 % du montant d’investissement total). Bien 
que les capacités annuelles développées soient 
supposées constantes, les montants à investir 
dans les technologies d’éolien terrestre,  d’éolien 
en mer et solaire décroissent car leur coût unitaire 
d’investissement diminue avec l’amélioration des 
technologies. 

Comparativement, les investissements dans les 
interconnexions entre la France et les pays limi-
trophes pèsent relativement peu (400 millions 
d’euros par an en moyenne, soit 3 % du montant 
d’investissement total).

Dans le cadrage général du scénario, l’hypothèse 
d’une croissance économique significative (1,9 % 
par an en moyenne) est ainsi importante : elle 
 suppose que des capacités de financement sont 
dégagées pour de telles dépenses d’investissement.

Des coûts fixes annuels stables
Les coûts fixes annuels représentent les dépenses 
à engager chaque année pour assurer l’exploita-
tion du parc indépendamment de son fonctionne-
ment. Ils sont également parfois représentés sous 
l’étiquette « coûts cash » ou « OPEX fixes ».

Dans le scénario Ampère, ces coûts s’établissent à 
des niveaux comparables aux investissements – de 
l’ordre de 10 milliards d’euros. Le nucléaire et les 
EnR représentent l’essentiel de ces coûts. La part 
du nucléaire dans les coûts de maintenance décroît 
de 75 % à 60 % entre 2025 et 2035. Cela s’explique 
d’une part par la réduction de la capacité installée et 
d’autre part par la croissance de la capacité et donc 
des coûts de maintenance des énergies renouve-
lables. Ces derniers augmentent ainsi entre 15 % et 
35 % entre 2025 et 2035. Le coût de maintenance 
de l’ensemble du parc thermique décroît entre 2025 
et 2035 et représente de l’ordre de 5 %. Les efface-
ments pèsent pour moins de 2 %.

Des coûts variables annuels largement 
dépendant des hypothèses sur le CO2
Le coût variable de fonctionnement du parc repré-
sente toutes les dépenses engagées pour produire 
effectivement de l’électricité (utiliser le combus-
tible et régler le coût du CO2 en fonction de son 
prix ainsi que les coûts variables d’exploitation et 
de combustibles des bioénergies).

Hors des coûts associés aux bioénergies, ces coûts 
sont stables sur la période – de l’ordre de cinq 
milliards par an. Le coût du combustible nucléaire 
représente moins d’un tiers du coût total de com-
bustibles (alors que la production nucléaire repré-
sente en 2025 et 2035 respectivement 60 % et 
46 %). Ce résultat peut sembler paradoxal à pre-
mière vue car la place du thermique est faible 
dans le scénario Ampère, passant de 36 à 28 TWh 
de production entre 2025 et 2035. Mais il dépend 
des hypothèses sur le prix des combustibles et 
sur celui de la tonne de CO2. Ainsi, une faible 
production à base de gaz est très onéreuse à 
l’hori zon 2035 du fait de la croissance du prix du 
gaz (entre 25 et 30 €/MWh entre 2025 et 2030 
puis stable jusqu’en 2035) et du prix du CO2 (de 
54 à 108 €/t entre 2025 et 2035). Un tel résul-
tat se retrouve dans tous les scénarios partageant 
cette hypothèse. S’agissant des coûts variables 
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d’exploitation et de combustibles des bioénergies, 
ils passent en moyenne de 500 millions d’euros 
en 2025 à 1,3 milliard  d’euros en 2035 du fait de 
l’accroissement de la capacité installée.

6.4.2 L’accroissement du rythme 
de développement des énergies 
renouvelables se justifie sous l’angle 
économique

Le prix de marché de l’électricité résulte de la 
confrontation de l’offre et de la demande à l’échelle 
européenne. Dans le scénario Ampère, il intègre 
un prix des combustibles élevé et un prix du CO2 
important : il s’agit d’une configuration favorable 
pour le financement de l’investissement dans 
l’électricité bas carbone.

On peut ainsi vérifier que dans la trajectoire 
« rythme PPE », les coûts complets des investisse-
ments dans les EnR peuvent être couverts par les 
prix de marché. Ceci indique que l’investissement 
bas carbone en général et les énergies renou-
velables en particulier peuvent être compétitifs 
par rapport aux moyens concurrents. Ce résultat 
n’épuise pas toute discussion sur les modalités de 
financement de ces actifs sur une pure base mar-
chande, et sur l’éventuelle diminution des coûts 
de financement qui peut résulter de contrats long 
terme ou de tout dispositif conduisant à sécuri-
ser les investisseurs contre les fluctuations du 
marché.

Les analyses montrent par contre que ce raison-
nement ne peut pas être mené dans la trajectoire 
« rythme PPE haut », dans laquelle tous les inves-
tissements ne peuvent être couverts par les prix 
de marché. Pour autant, la frontière de rentabilité 
n’est pas très éloignée.

Ces résultats demeurent largement dépendants 
des prix de marché affichés, et donc des équilibres 
offre- demande à l’échelle de l’Europe. Ils sont 
présentés uniquement pour donner des ordres 
de grandeur, et ne présagent pas de la nécessité 
d’analyses plus fines. 

Par ailleurs, ils découlent dans une large mesure 
de l’hypothèse considérée sur le prix du CO2. 

Ce scéna rio est basé sur un prix de CO2 élevé 
(108 €/t) pour assurer la cohérence avec l’hypo-
thèse de développement « haute » des énergies 
renouvelables. Dans une configuration où le prix 
du CO2 serait à un niveau plus bas, (par exemple 
en retenant l’hypothèse médiane de prix du CO2 
s’élevant à 32 €/t) le développement des énergies 
renouvelables envisagé dans le scénario Ampère 
devrait reposer sur des mécanismes de soutien. 

6.4.3 Le scénario accroît la balance 
commerciale de la France dans 
le secteur électrique

La compétitivité de court terme – et donc le bilan 
des échanges entre pays – se joue sur la base des 
coûts variables de fonctionnement des différentes 
unités. Elle est donc indépendante du coût initial 
d’investissement. Dans le scénario Ampère, la 
diminution de la production nucléaire est a minima 
compensée (voire plus certaines années) par une 
augmentation de la production éolienne et photo-
voltaïque. Ceci préserve, voire accroît, l’avantage 
compétitif du parc de production français dans la 
préséance économique européenne de court terme. 

Les exports sont donc très fréquents. Ils ne sont 
bridés, sur le plan technique, que dans les situa-
tions où les pays européens disposent dans le 
même temps de surplus de production à coût nul 
ou par la saturation du réseau. Ces situations 
existent : elles sont rares en 2025, progressent 
en fin de période et représentent un peu moins de 
10 TWh en 2035. 

Ces exports contribuent positivement à la balance 
commerciale de la France. Le solde se situe à hau-
teur de 10 milliards d’euros (en intégrant le revenu 
d’interconnexion, comptabilisé pour moitié) à 
l’hori zon 2035 (cf.	figure	6.12).

6.4.4 La trajectoire haute 
d’interconnexion trouve une justification 
économique

Dans le scénario Ampère, le cas de base est obtenu 
en considérant la trajectoire haute pour le dévelop-
pement des interconnexions transfrontalières.
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Cette trajectoire est volontariste. Y parvenir ne 
constitue pas une fin en soi : RTE a de longue 
date plaidé pour que le développement des inter-
connexions obéisse à une analyse coût-bénéfice 
au cas par cas, intégrant la totalité des coûts 
et des bénéfices attendus, et effectuée dans 
 plusieurs scénarios afin de renforcer la robustesse 
du résultat. 

Dans le cadre du Bilan prévisionnel, la seule 
analyse réalisée consiste à vérifier si, dans l’en-
semble (et non projet par projet), la trajectoire 
de développement des interconnexions est justi-
fiée sous l’angle économique. Ceci ne présage pas 
des études ultérieures à mener au cas par cas, 
en intégrant toutes les composantes de coût, et 
notamment les conséquences en matière d’évolu-
tion des réseaux amont.

Cette analyse générale permet néanmoins de 
confirmer l’intérêt économique de la trajectoire 
« interconnexion haute ». Cet intérêt s’explique par 
l’export important de production à coût marginal 
faible vers des pays aux coûts marginaux élevés 
(au niveau du coût variable de production d’un 
cycle combiné au gaz dans une configuration où le 
prix du CO2 s’élève à 108 €/t). L’évaluation méri-
terait d’être revue dans la variante «	Ampère	2	»	
puisque le solde exportateur serait alors beaucoup 
plus faible.

Les bénéfices proviennent majoritairement des 
exports et dans une moindre mesure des imports. 

Des évaluations plus précises de ces projets sont 
réalisées par RTE et seront consolidées dans le 
cadre du plan d’investissement décennal du réseau 
européen mené par ENTSO-E et les gestionnaires 
de réseau membres.
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6.5 Les performances en matière 
d’émissions : une contribution forte 
à la décarbonation des systèmes 
électriques en Europe

6.5.1 Des émissions de CO2 du parc 
de production français en baisse suite 
à la fermeture du parc charbon

Les simulations permettent d’établir heure par 
heure des chroniques de production électrique en 
France, et ainsi de calculer les émissions de CO2 
pour chaque année1.

Les volumes d’émissions sont en diminution sur tout 
l’horizon d’étude (cf.	 figure	 6.10). Entre 2016 et 

Figure 6.10 Évolution des émissions de CO2 en France3 – scénario Ampère 

1.  Dans toute la suite du document, les émissions sont évaluées en comptabilisant l’autoproduction, mais hors bioénergies. Ceci peut expliquer d’éventuelles 
différences avec les chiffres présentés dans d’autres publications 

2.  hepp : heures équivalentes pleine puissance
3.  Contrairement aux historiques de consommation, les données historiques d’émissions de CO2 sont des données brutes, et ne sont pas redressées des aléas 

climatiques. Les comparaisons avec les données prévisionnelles sont donc à manipuler avec prudence. Ainsi, l’année 2014 présentait un bilan CO2 relativement 
faible avant tout du fait d’une température élevée en hiver (et donc d’une moindre consommation) et d’une forte hydraulicité. 

2025, cette diminution est, au premier ordre, due à la 
fermeture du parc charbon (responsable de 7 millions 
de tonnes d’émissions en 2016). Ensuite, de 2025 à 
2035, l’évolution est directement corrélée au nombre 
d’heures de fonctionnement du parc de cycles com-
binés au gaz (stabilité entre 2025 et 2030 avec une 
utilisation de l’ordre 3 500 hepp2, puis diminution en 
2035 avec une utilisation de l’ordre de 2 500 hepp).

Le secteur électrique contribue ainsi à l’effort de 
décarbonation en réduisant encore ses émissions. 
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Pour autant, ce résultat n’est pas très signifi-
catif au seul périmètre de la France, pour deux 
raisons :

 u le mix électrique est déjà aujourd’hui très large-
ment décarboné : tout effort entrepris unique-
ment à l’échelle de l’électricité en France ne 
porte donc que sur des volumes limités ;

 u le levier principal pour réduire les émissions 
consiste en la fermeture des centrales au 
 charbon, déjà annoncée par les pouvoirs publics 
et réputée acquise dans tous les scénarios. 

Ainsi, la logique du scénario Ampère est virtuelle-
ment sans effet sur le bilan carbone du parc fran-
çais, puisqu’elle consiste à échanger une production 
décarbonée par une autre. Une analyse européenne 
présente en revanche un intérêt supérieur.

6.5.2 Un système électrique qui 
continue à contribuer à la réduction 
des émissions de CO2 en Europe

L’analyse des émissions du parc peut être enrichie 
de deux manières différentes :

 u d’une part, en intégrant le « coût carbone » des 
imports : ceci permet de réaliser une analyse de 
l’empreinte carbone de la consommation élec-
trique française, et pas seulement des émis-
sions du parc ;

 u d’autre part, en tenant compte des émissions 
évitées dans les autres pays européens du 
fait des exports depuis la France. Cette vision 
 permet de traduire la réalité européenne du 
fonctionnement des marchés et de l’apprécia-
tion des émissions.

Dans le scénario Ampère, la prise en compte du 
coût carbone des imports ne modifie pas sensi-
blement le résultat. Certes, les imports français 
correspondent notamment à des périodes d’appel 
de moyens carbonés en Europe. Pour autant, ces 
périodes sont rares, et la correction à apporter en 
conséquence est donc minime. 

L’intégration des exports conduit en revanche à des 
résultats significatifs. Le secteur électrique français 
est aujourd’hui peu émetteur de CO2 en comparai-
son avec ses voisins (le contenu  carbone moyen du 
kWh produit en France en 2016 est de l’ordre de 
50 g/kWh, chiffre largement inférieur au contenu 
carbone des pays dont le parc est essentiellement 
composé de combustibles  fossiles). Aux horizons 
2025, 2030 et 2035, les pays voisins de la France 
sont tous engagés dans des programmes de pro-
motion des énergies renouvelables qui entraînent 
le remplacement de centrales thermiques à 
flamme et donc une réduction de leur empreinte 
carbone. Par ailleurs, ce scénario suppose l’exis-
tence d’un prix du carbone élevé qui contribue à la 

Figure 6.11 Bilan net des émissions de CO2 du secteur électrique en 2035 – scénario Ampère
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décarbonation. Pour autant, les mix de production 
de ces pays sont supposés demeurer, à cet hori-
zon, significativement plus intensifs en carbone 
que le mix français.

Dans ce scénario, l’ordre de préséance écono-
mique est aligné avec l’ordre de préséance envi-
ronnemental, sous l’effet d’un prix du CO2 élevé. 
Les exports français permettent donc de substituer 
en Europe des kilowattheures fortement émet-
teurs de CO2 par des kilowattheures faiblement 
émetteurs de CO2. Cette réduction des émissions 
peut être estimée en comparant (i) le bilan CO2 
du reste de l’Europe et (ii) le bilan CO2 du reste de 

l’Europe dans une situation virtuelle dans laquelle 
les imports/exports de la France sont annulés. 

À horizon 2035, le bilan net des émissions du 
 secteur électrique français est légèrement infé-
rieur à -40 millions de tonnes par an, contre envi-
ron -24 millions de tonnes en début d’hori zon de 
moyen terme. 

Sans la contribution des exports de la France, 
en 2035, le bilan des émissions CO2 ailleurs en 
Europe de l’Ouest serait supérieur de plus de 20 % 
(309 millions de tonnes contre 255 millions de 
tonnes).
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6.6 Sécurité d’approvisionnement : 
un scénario crédible assorti d’un point 
de vigilance autour de l’horizon 2025

6.6.1 La sécurité d’approvisionnement 
peut être assurée sur toute la période

Une analyse de la sécurité 
d’approvisionnement qui ne repose pas 
sur des paris s’agissant des moyens de 
production disponibles dans les autres 
pays européens
Par construction, les scénarios de long terme du 
Bilan prévisionnel sont basés sur le respect des 
critères de sécurité d’approvisionnement fixés par 
les pouvoirs publics, en France comme à l’étran-
ger. On suppose en effet que, dans tous les pays, 
les conditions permettant de garantir le respect 
de la sécurité d’alimentation sont effectivement 
réunies. Ces conditions peuvent porter sur l’exis-
tence de mécanismes spécifiques (mécanisme 
de capacité en France, réserves stratégiques en 
Allemagne). 

En complément, les pays voisins sont représentés 
comme dépourvus de surcapacités résiduelles, en 
cohérence avec le principe de construction écono-
mique mentionné au chapitre 2. Dans les scénarios 
du Bilan prévisionnel, les marges à l’étranger sont 
donc moins importantes qu’aujourd’hui. Il s’agit 
d’un choix réaliste pour fonder une étude de sécu-
rité d’approvisionnement nationale sans sures-
timer les contributions extérieures à la sécurité 
d’approvisionnement en France. 

En fin de période : une sécurité 
d’approvisionnement élevée
L’évolution du parc de production est évaluée 
par modélisation économique (construction de 
nouveaux moyens ou mobilisation de flexibili-
tés, déclassement de centrales existantes) sous 
contrainte de ces objectifs publics en matière de 
sécurité d’approvisionnement.

Cette méthode de simulation peut également 
conduire à une durée de défaillance inférieure au 
critère des trois heures, dans le cas où les moyens 

de production trouvent une rentabilité sur les 
marchés européens de l’électricité : il n’y a alors 
aucune raison de les fermer, même si l’objectif de 
sécurité d’approvisionnement est dépassé.

Telle est la situation atteinte à l’horizon 2035 
dans le scénario Ampère : le fort développe-
ment des énergies renouvelables, combiné au 
maintien d’environ trois quarts du parc nucléaire 
actuel, permet un fort niveau de sécurité 
d’approvisionnement.

Pour autant, l’analyse de la sécurité d’approvision-
nement sur tout l’horizon d’étude fait apparaître 
des enjeux très différenciés, et conduit à un point 
de vigilance spécifique pour 2025.

La sécurité d’approvisionnement 
est assurée si les hypothèses sont 
respectées de manière cumulative 
En 2025, la sécurité d’approvisionnement peut être 
respectée moyennant la mobilisation de flexibilités 
(4,5 GW d’effacement au minimum) et le maintien 
du parc thermique au gaz existant. Ce diagnos-
tic doit s’articuler avec celui apporté au chapitre 4 
sur la sécurité d’approvisionnement à l’horizon des 
cinq prochaines années. 

Le scénario Ampère repose bien sur plusieurs 
évolutions par rapport à la situation actuelle, qui 
sous-tendent le diagnostic en matière de sécurité 
d’approvisionnement : 

 u la trajectoire de développement des EnR  prévue 
dans ce scénario implique un rythme d’instal-
lation significativement supérieur à celui du 
chapitre 4. Au-delà de plusieurs années, la diffé-
rence entre les deux trajectoires s’accroît, et la 
contribution des EnR à la sécurité d’approvision-
nement devient donc importante en énergie ; 

 u la pointe de consommation suit l’évolution 
prévue par la « trajectoire haute » présentée 
au chapitre 1, c’est-à-dire s’inscrit en légère 
décroissance sur la période ;
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 u les flexibilités doivent être développées au-delà 
du potentiel actuel, et présenter le niveau de 
fiabilité technique requis ;

 u les interconnexions transfrontalières doivent 
être significativement développées.

Il suppose également une disponibilité du parc 
nucléaire conforme à la moyenne historique, 
notamment s’agissant de la durée des travaux 
nécessaires à la prolongation de certains réac-
teurs. Dans le cas où des travaux importants 
seraient nécessaires sur le parc et conduiraient à 
des indisponibilités plus longues, les alertes émises 
au chapitre 4 s’appliquent de manière identique. 

Ces hypothèses constituent en réalité autant 
de conditions permettant la fermeture de neuf 
réacteurs d’ici à 2025 dans le cas de base du 
scénario Ampère. Ces conditions doivent être 
remplies de manière cumulative, car elles 
conduisent à respecter exactement le cri-
tère de sécurité d’alimentation, sans marge 
supplémentaire, c’est-à-dire à conserver un 
niveau de sécurité d’alimentation similaire à 
aujourd’hui.

6.6.2 Les variantes testées sur la 
consommation confirment l’existence 
d’un point de vigilance à l’horizon 2025

Les variantes testées sur les interconnexions et 
la consommation permettent d’affiner le diagnos-
tic, et d’évaluer les leviers utilisables dans le cas 
où certaines de ces hypothèses ne seraient pas 
remplies.

Un diagnostic dépendant du niveau 
atteint par la consommation à la pointe 
La trajectoire « haute » de consommation retenue 
dans le scénario Ampère prévoit une légère diminu-
tion de la consommation jusqu’en 2025 (-10 TWh 
par rapport à aujourd’hui), avant une reprise de la 
croissance en fin d’horizon sous l’effet notamment 
du développement des véhicules électriques. 

L’horizon 2025 est celui qui présente le plus fort 
enjeu en matière de sécurité d’approvisionnement. 
Dès lors, il est important de tester la robustesse 
des conclusions à une hypothèse de stabilité de la 

consommation à cet horizon (variante « consom-
mation forte » présentée au chapitre 1). 

Sous cette nouvelle hypothèse, un déficit de puis-
sance à la pointe de près de 3 GW apparaît en 
2025. Les leviers pour couvrir ce besoin reposent :

 u sur la réduction du rythme de fermeture des 
réacteurs ;

 u sur le développement plus important des solu-
tions de flexibilité (ou de turbines à combustion). 

Si le rythme de fermeture des réacteurs est main-
tenu, des solutions de flexibilité doivent être mises 
en œuvre à hauteur de 7 GW en 2025. Ce volume 
est supérieur à celui prévu, pour l’effacement de 
consommation, par la Programmation pluriannuelle 
de l’énergie pour 2023 (potentiel de 6 GW) : le 
pourvoir uniquement par des effacements néces-
siterait d’accéder à des gisements de flexibilité 
aujourd’hui non développés et plus onéreux. 

Sur le plan technique, une alternative possible réside 
dans le développement des solutions de stockage 
complémentaires. Pour autant, les conditions éco-
nomiques permettant l’émergence de tels moyens, 
comme des batteries, ne semblent pas remplies 
compte tenu du caractère transitoire des besoins 
capacitaires. En effet, les rémunérations pouvant 
être perçues par ces actifs sur les marchés (de la 
capacité et de l’énergie) semblent insuffisantes pour 
rentabiliser des investissements prévus pour une 
durée de vie de l’ordre de dix ans. Des batteries ne 
pourraient trouver de rentabilité que si les besoins 
de capacités étaient avérés pour une période plus 
longue et/ou s’ils émergeaient plus tardivement, à 
une échéance où le prix des batteries aurait baissé 
de façon plus significative (cf.	chapitre	11).

Ces éléments confirment que le rythme de déclas-
sement du nucléaire envisagé dans le scénario 
Ampère, sans moyen thermique, est tributaire de 
la maîtrise durable de la pointe de consommation. 

La flexibilité de la courbe de charge 
constitue un levier important 
à cette échéance
L’étude de la sécurité d’approvisionnement présen-
tée au chapitre 4 a montré que le rythme d’inflexion 
de la consommation reste et restera le facteur 
déterminant pour la sécurité d’approvisionnement. 



194

Elle a également souligné que le développement 
d’effacements de consommation fiables sur le plan 
technique constitue une solution pertinente pour 
réduire le risque de défaillance à la pointe dans 
un pays comme la France dont la thermosensibilité 
hivernale est particulièrement élevée. L’analyse du 
scénario Ampère permet de vérifier ces conclusions.

Le rythme de déclassement de deux réac-
teurs par an en moyenne, sans appui sur 
de nouveaux moyens thermiques, nécessite 
bien la vérification simultanée des diffé-
rentes hypothèses : consommation ne dépas-
sant pas la « trajectoire haute », déploiement 
des EnR selon la trajectoire « rythme PPE 
haut »et développement des flexibilités (sous 
réserve d’une disponibilité du parc nucléaire 
conforme à la disponibilité historique). 

Les principaux leviers à disposition des pou-
voirs publics reposent sur le pilotage struc-
turel de la consommation et de la courbe 
de charge, et sur le développement des 
flexibilités. 

Du point de vue pratique, un rythme de 
déclassement du nucléaire de deux réacteurs 
par an en moyenne constitue ainsi une limite 
haute, au-delà de laquelle le recours à des 
moyens thermiques supplémentaires devient 
nécessaire. Cette conclusion conforte les 
enseignements des analyses menées dans les 
chapitres 4 et 5.

6.6.3 La contribution de l’éolien au 
passage des pointes de consommation 
est nécessaire

Dans la majorité des cas, le passage des 
pointes repose en grande partie sur des 
moyens pilotables
L’évolution du mix envisagée dans le scéna-
rio Ampère conduit à étudier le rôle des éner-
gies renouvelables dans le passage des pointes 
hivernales. 

Dans ce scénario, le mix électrique comprend tou-
jours un volume important de moyens pilotables 
(nucléaire, thermique existant, hydraulique modu-
lable). Ceux-ci contribuent à la couverture de la 
consommation à hauteur de 80 %. Lors des pointes 
journalières hivernales (évaluées par exemple en 
retenant tous les jours ouvrés d’une semaine de 
janvier à 19h), les moyens pilotables démarrés en 
France pourvoient en moyenne aux trois quarts du 
besoin. Le système conserve une capacité dispo-
nible supplémentaire de l’ordre de 6 GW. 

Malgré l’imperfection d’un tel raisonnement mené 
uniquement à l’échelle nationale, celui-ci peut être 
prolongé pour en déduire que la contribution des 
éoliennes ou des imports d’électricité sont nécessaires 
lors des pointes journalières d’hiver. Dans 80 % de ces 
situations, la puissance éolienne est comprise entre 
7,5 GW et 42 GW, avec une contribution moyenne 
de 23 GW (pour un parc constitué de 52 GW d’éolien 
terrestre et de 15 GW d’éolien en mer). 

La contribution de l’éolien constitue ainsi le fac-
teur déterminant pour les échanges électriques 
de la France durant ces périodes : dans la majo-
rité des configurations (puissance éolienne 
importante), la France exporte largement y 
compris durant les pointes. 

Figure 6.12 Mix énergétique moyen un jour en hiver 
à 19 h – 2035 – scénario Ampère
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L’équilibre offre- demande durant 
les situations de consommation 
forte repose nécessairement sur 
une contribution de l’éolien
La même étude peut être menée sur les situations 
de pointe lors de production éolienne faible. Dans 
ces situations, la sécurité d’alimentation repose – 
au-delà des moyens pilotables – sur un talon de 
puissance éolienne et/ou sur des imports. La pro-
duction des centrales, notamment hydrauliques et 
thermiques, s’adapte et augmente. Les imports 
 permettent de combler une partie du déficit de 
 production éolienne et évitent le démarrage des 
derniers moyens de production ayant les coûts 
variables les plus élevés. Les capacités encore 
dispo nibles sont réduites à environ 2 GW.

Dans le débat sur le secteur électrique, l’argument 
selon lequel il en résulterait une forte vulnérabi-
lité en matière de sécurité d’alimentation est sou-
vent mentionné. L’analyse du scénario Ampère 
permet de mettre ce risque en perspective : sur 
les 1 000 combi naisons simulées sur la base des 
200 scénarios climatiques fournis par Météo-
France, seuls 10 % des situations conduisent à une 
puissance éolienne inférieure à 7,5 GW en hiver4.

La corrélation entre les épisodes de 
vent faible et de forte consommation 
constitue un facteur de risque
L’analyse précédente est menée sur des moyennes 
à des fins illustratives. Les analyses statistiques 
doivent permettre de traiter de manière simultanée 
une grande variété d’aléas. Parmi les différentes 
combinaisons testées, celles qui conduisent aux 
situations de défaillance sont caractérisées à la fois 
par des consommations élevées et des facteurs de 
charge éoliens faibles. Il est alors important, pour 
le diagnostic sur la sécurité d’approvisionnement, 
de savoir si ces aléas sont liés. 

Une première analyse conduit à mettre en avant 
une corrélation entre température et vent en hiver 
(cf.	figure	6.17). Les périodes de température très 
faible s’accompagnent donc souvent de production 
éolienne réduite. Le tableau peut en effet se lire 

Figure 6.13 Mix énergétique un jour ouvré peu 
venteux en hiver à 19 h – 2035 – scénario Ampère
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de la façon suivante : lorsque les consommations 
sont les plus faibles (premier quartile de tempéra-
ture), la probabilité que la production éolienne soit 
faible (premier quartile de vent) est plus élevée 
(11,4 %).

Cette corrélation conduit à envisager ces situations 
de manière conjointe dans le cadre de l’analyse 
des « vagues de froid », aléa climatique détermi-
nant pour la sécurité d’approvisionnement combi-
nant faibles températures et vents faibles.

Cette analyse préliminaire devra être complétée 
dans le cadre des travaux prévus sur la base clima-
tique et l’intégration du changement climatique. 
Ceci permettra d’affiner l’analyse de ces situations 
de risque, en précisant les liens entre événements 
climatiques majeurs.

4.  De novembre à mars.
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6.6.4 La nature du risque évolue

La dernière partie du chapitre 4 a permis 
d’appro fondir la description des caractéristiques 
de sécurité d’alimentation en France pendant 
les cinq prochaines années, notamment quand 
l’indicateur permettant de mesurer la sécurité 
d’approvisionnement s’approche du seuil de trois 
heures. Cette étude a souligné le caractère fruste 
d’une mesure basée uniquement sur la durée 

Figure 6.14 Corrélation hivernale entre vent et température
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moyenne de défaillance, qui ne permet pas de 
caractériser finement la nature des risques, leur 
probabilité d’occurrence et leur impact. Il est 
ainsi utile d’aller au-delà du critère pour disposer 
d’une analyse plus circonstanciée des risques en 
matière de sécurité d’approvisionnement.

L’étude du scénario Ampère permet précisément 
d’illustrer ce phénomène : au-delà de la durée 
moyenne de défaillance, la nature du risque évolue. 
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Figure 6.15 Monotone de durée de défaillance en 2019 et 2035 – scénario Ampère
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Les vagues de froid (intégrant les 
épisodes de vent faible) constituent 
le premier facteur de risque
Les évolutions profondes du mix énergétique à 
l’hori zon 2035 modifient l’appréciation des risques 
sur la sécurité d’approvisionnement. Le premier 
 facteur de risque demeure celui des vagues de 
froid, mais ce risque prend une signification diffé-
rente : il s’agit en effet des situations qui pré-
sentent à la fois des  températures faibles et une 
faible production éolienne. 

Ainsi, en 2035 et pour un niveau de défaillance 
inférieur à 3 h :

 u La probabilité de défaillance est de 12 % pour 
des puissances appelées supérieures à 94 GW, 
c’est-à-dire un niveau inférieur à la « pointe à 
une chance sur dix » (environ 98 GW). Cette 
probabilité croît à 30 % pour des situations de 
vent faible (facteur de charge inférieur à 15 % 
en hiver). 

 u Dans les situations de très forte consommation 
(supérieure à 101 GW), la probabilité de défail-
lance s’élève à 60 % et la production solaire 
peut alors être déterminante sur les heures 
méridiennes.

 u Le nombre d’heures de défaillance expliquées 
par des facteurs diffus augmente, ce qui indique 
que la défaillance correspondra probablement à 
des combinaisons d’aléas plus complexes.

Des défaillances potentiellement 
plus fréquentes, mais plus courtes
L’analyse des mêmes indicateurs que dans le para-
graphe 4.5 permet de confirmer les conclusions 
ci- dessus. Aujourd’hui, le risque pour le système 
électrique est concentré dans quelques situations, 
rencontrées uniquement l’hiver dans des configu-
rations particulières : les périodes de grand froid 
qui conduisent à une forte consommation. Celles-ci 
sont susceptibles d’occasionner l’utilisation de 
moyens exceptionnels voire le délestage durant 
plusieurs heures consécutives. Dans le scéna-
rio Ampère, la situation évolue vers une configu-
ration où le risque est réparti sur un plus grand 
nombre de situations, mais présentant des durées 
de défaillance de plus courte durée. 

Au-delà du nombre d’heures de défaillance, la 
fréquence d’occurrence et l’évolution du nombre 
d’heures de défaillance évoluent de manière 
 structurelle (cf.	figure	6.15) :

 u en 2019, sur les 1 000 cas simulés, 26 % pré-
sentent au moins une heure de défaillance, et 
5 % contiennent plus de 18 h de défaillance ;

 u en 2035, sur les 1 000 cas simulés 44 % pré-
sentent au moins une heure de défaillance, et 
5 % contiennent plus de 10 h de défaillance.

Dans la continuité de ce raisonnement, l’ana-
lyse montre que les situations où la défaillance se 
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RÉSILIENCE DU SYSTÈME À DES ÉVÉNEMENTS EXTRÊMES

Figure 6.16 Température de la situation étudiée 

Méthode générale
L’analyse du fonctionnement du système durant 
une situation extrême présente l’intérêt de pouvoir 
représenter concrètement la notion de défaillance 
et d’en cerner les caractéristiques. Pour chacun des 
scénarios, une même « semaine type » a été simulée 
pour représenter une vague de froid de très forte 
intensité. Cette semaine est caractérisée par des 
température de l’ordre de 10 degrés en dessous des 
normales saisonnières pour un mois de janvier, ainsi 
que par un faible facteur de charge pour l’éolien. Il 
s’agit uniquement d’un exemple, statistiquement 
improbable et porte sur une situation « hors dimen-
sionnement » (en application du critère de sécurité 
d’approvisionnement, il n’existe pas d’obligation de 
garantir l’alimentation de tous durant ces périodes, 
et les moyens exceptionnels peuvent être utilisés). 
Ainsi, ce type d’analyse relève de l’analyse de rési-
lience à des événements extrêmes, et pas d’une 
analyse probabiliste.

Ce même exemple est utilisé dans les chapitres 6 à 
9 pour comparer à la situation actuelle (testée sur 
 l’hiver 2018-2019), et les conclusions d’ensemble 
sont reprises dans le chapitre 11 pour comparer les 
scénarios entre eux.

Conclusions pour le scénario Ampère 
L’analyse fait tout d’abord émerger des points com-
muns : des situations de défaillances apparaissent. Ce 
type de situations est en effet possible : sur la base 
du critère de sécurité d’approvisionnement défini par 
les pouvoirs publics, le système n’est pas dimensionné 
pour être en mesure de passer toutes les situations 
sans recourir aux délestages. Par ailleurs, comme rap-
pelé au chapitre 4, les conséquences d’une impossibilité 
d’accommoder offre et demande peuvent être maîtri-
sées (utilisation des leviers exceptionnels, appels au 
civisme et, en dernier recours, délestages tournants).

Pour autant, dans le détail, les deux cas de figure ne 
sont pas exactement similaires : 

 u en 2035, le potentiel d’import est largement supé-
rieur, ce qui permet le transfert d’une grande 
quantité d’énergie pour combler en partie le déficit 
de production éolienne ;

 u lors des pointes de consommation simultanées en 
Europe, la disponibilité des moyens de production 
à l’étranger est réduite limitant l’import possible ;

 u en 2035 toujours, la production solaire intervient 
et peut réduire la défaillance durant les heures 
méridiennes. Il s’agit d’un élément important, car 
il permet d’éviter des interruptions d’une douzaine 
d’heures d’affilées.
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En revanche, le lien entre les températures froides et vent faible renforce le poids de l’absence de vent dans la 
caractérisation de la défaillance.
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Figure 6.17 Simulation de l’équilibre du système électrique la deuxième semaine de janvier – scénario Ampère 
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prolonge plusieurs heures consécutives se réduisent. 
Le nombre de situations de défaillance inférieures 
ou égales à trois heures augmente, alors que le 
nombre de périodes de défaillances longues ou très 
longues se réduit significativement (cf.	figure	6.18).

Le profil journalier de risque 
évolue également
La répartition du risque de défaillance en cours 
de journée évolue progressivement. La forte 

pénétration de la production photovoltaïque 
estompe progressivement le risque en milieu de 
journée.

L’augmentation du risque sur la pointe du soir 
ne traduit pas une dégradation de la sécurité 
d’approvisionnement, mais une répartition diffé-
rente du risque sur la journée : en proportion, 
les heures de début de soirée sont alors plus 
risquées	(cf.	figure	6.19).	

Figure 6.18 Répartition de la durée des périodes de défaillance entre 2019 et 2035 – scénario Ampère
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Figure 6.19 Répartition de la défaillance au sein de la journée de 2019 à 2035 – scénario Ampère

 Moyen terme – 2019  
 Scénario Ampère – 2025  
 Scénario Ampère – 2030  
 Scénario Ampère – 2035

R
ép

ar
ti

ti
on

 d
e 

la
 d

éf
ai

lla
n

ce

0h
 - 

1h
 

1h
 - 

2h
 

2h
 - 

3h
 

3h
 - 

4h
 

4h
 - 

5h
 

5h
 - 

6h
 

6h
 - 

7h
 

7h
 - 

8h
 

8h
 - 

9h
 

9h
 - 

10
h 

10
h - 

11
h 

11
h - 

12
h 

12
h - 

13
h 

13
h - 

14
h 

14
h - 

15
h 

15
h - 

16
h 

16
h - 

17
h 

17
h - 

18
h 

18
h - 

19
h 

19
h - 

20
h 

20
h - 

21
h 

21
h - 

22
h 

22
h - 

23
h 

23
h - 

24
h 

0 %

5 %

10 %

15 %

20 %

25 %

30 %

35 %



BILAN PRÉVISIONNEL de l’équilibre offre-demande d’électricité en France I ÉDITION 2017 201

SCÉNARIO AMPÈRE 6

6.7 Flexibilité, modulation, pilotage : de 
nouveaux enjeux sur la courbe de charge

Le scénario Ampère permet d’étudier de manière 
concrète le fonctionnement d’un mix de produc-
tion composé d’un volume important d’énergies 
renouvelables. Les conséquences techniques 
précises d’un pareil niveau de déploiement ont, 
à ce jour, fait l’objet de peu d’études détaillées. 
En octobre 2016, le rapport publié par l’État sur 
la Programmation pluriannuelle de l’énergie a 
appelé à combler cette lacune, en mentionnant le 
besoin de disposer de davantage d’éléments sur 
les conséquences précises du déploiement des 
énergies renouvelables.

6.7.1 Les effacements constituent 
une solution appropriée pour 
le passage des pointes

Les effacements facilitent le passage 
des pointes
Dans le scénario Ampère, assurer la sécurité d’ap-
provisionnement à l’horizon 2025 sans construire 
de nouveaux moyens thermiques repose sur la 
mobilisation d’un gisement d’effacements de 
consommation, à hauteur d’au moins 4,5 GW. 

La mobilisation d’un tel gisement semble réaliste, 
compte tenu des puissances d’effacement consta-
tées en France à la fin des années 1990 (envi-
ron 6 GW) et des évaluations sur les gisements 
potentiels dans les différents secteurs. Le dévelop-
pement des effacements à l’horizon 2025 semble 
par ailleurs, sur la base des coûts actuellement 
connus, la solution la plus rationnelle sur le plan 
économique pour de tels niveaux de puissance 
(voir aussi analyse au paragraphe 6.6.2). En effet, 
compte tenu de la durée du besoin, une solution 
basée sur des centrales de pointe au gaz (turbines 
à combustion) conduit à n’utiliser ces centrales que 
pour une durée de quelques années, bien inférieure 
à leur durée de vie. Ramenés à la durée du besoin, 
les effacements, qui mobilisent beaucoup moins de 
dépenses d’investissement dans des matériels à la 
durée de vie longue, ont des coûts annualisés plus 
faibles.

Dans ce scénario, les effacements présentent une 
utilité importante mais transitoire : à partir de 
2030, la sécurité d’approvisionnement peut être 
assurée par le parc actuel. Les capacités mobili-
sées ont vocation à diminuer. Les effacements 

Figure 6.20 Monotone d’activation des effacements – scénario Ampère
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sont alors essentiellement activés pour répondre 
aux besoins de flexibilité de court terme (réserves, 
mécanisme d’ajustement).

Les autres flexibilités smart grids 
ont un rôle marginal
L’analyse menée sur le scénario Ampère confirme, 
dans ses grandes lignes, les conclusions de l’étude 
publiée par RTE en juillet 2017 sur les réseaux 

Figure 6.21 Nombre d’heures d’activation moyen 
des effacements – scénario Ampère

Figure 6.22 Illustration de la production sur une semaine hivernale avec peu de vent – 2035 – scénario Ampère
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électriques intelligents. À l’horizon 2025, le stoc-
kage par batteries apparaît plus onéreux que les 
effacements pour combler le besoin de capacité 
de pointe. En effet, le coût d’investissement d’une 
batterie permettant de stocker l’énergie durant 
deux heures, annualisé sur la durée du besoin 
de capacité, soit au plus cinq ans, dépasse celui 
du gisement d’effacement accessible à moins de 
100 k€/MW/an. 

6.7.2 Le suivi de la courbe de charge 
souligne le rôle majeur de l’hydraulique 
et des interconnexions 

L’hydraulique joue un rôle clé pour 
répondre aux variations de la courbe 
de charge
À l’horizon 2035, une large partie des besoins de 
flexibilité peuvent être assurés en France par la 
production hydraulique qui suit les variations de 
la consommation nette des productions renouve-
lables et fatales. Avec un large volume installé, la 
production solaire se substitue significativement à 
l’hydraulique pour répondre à la consommation en 
journée.
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La baisse de la consommation le week-end s’accom-
pagne de la baisse de la production hydraulique. La 
fin de semaine permet le stockage d’énergie par 
pompage. Ce phénomène s’observe également 
lors des creux de nuit en jour ouvré et lorsque la 
production photovoltaïque est élevée. L’énergie est 
restituée au système lorsque les coûts de produc-
tion sont les plus élevés, aux pointes du matin et 
du soir les jours ouvrés.

Les interconnexions permettent 
une meilleure gestion technique et 
économique des variations de la 
production éolienne et solaire
L’analyse des courbes de charge permet de visua-
liser l’effet décrit au paragraphe 6.3 sur le rôle des 
interconnexions. Celles-ci peuvent en effet être 
utilisées de manière très différentes d’un jour sur 
l’autre, selon les configurations météorologiques et 
les variations de production de l’éolien. 

L’exemple de la figure 6.23 permet de visualiser, 
durant une semaine marquée par une consom-
mation forte (atteignant fréquemment entre 90 et 
100 GW), l’alternance de situations d’imports 
importants (en début de semaine) et d’exports 

massifs (en milieu de semaine, lorsque la pro-
duction éolienne est très importante – elle peut 
 parfois dépasser 40 GW). Dans cette situation, des 
imports et exports de plus de 20 GW sont enre-
gistrés à moins de deux jours d’intervalle, pour 
s’adapter aux variations de la production éolienne 
de plus de 40 GW : les interconnexions rendent 
bien un  service de nature technique.

Malgré ces brusques variations de la production 
éolienne, les énergies renouvelables n’ont pas été 
limitées, et la production nucléaire et thermique 
est demeurée constante. Dans l’ensemble euro-
péen, la France a alors fourni une partie importante 
de la production « de base » (en bande), tandis que 
des moyens aux constantes de temps plus rapides 
ont été activés ponctuellement (en France avec 
l’hydraulique, hors de France avec des moyens 
hydrauliques ou thermiques) pour ajuster l’offre à 
la demande. Un tel effet de mutualisation est pos-
sible dans un système fortement interconnecté, et 
il permet d’utiliser certaines filières (par exemple 
le nucléaire) dans des conditions optimales (en 
bande) : les interconnexions permettent ainsi une 
meilleure optimisation économique.

Figure 6.23 Illustration de la production sur une semaine hivernale avec beaucoup de vent – 2035 – scénario Ampère
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6.7.3 Des configurations  
offre- demande inédites apparaissent 
et soulignent l’intérêt des leviers 
permettant de mieux piloter 
l’offre et la demande

L’exemple présenté en figure 6.24 représente le 
fonctionnement du système électrique durant une 
semaine de juillet en 2035. Il permet de mettre en 
lumière plusieurs effets associés à une production 
éolienne ou photovoltaïque abondante.

La gestion de l’abondance d’une 
production d’électricité à coût quasi nul 
devient un enjeu en fin de période 
Tout d’abord, durant de nombreuses heures l’été, 
la production thermique ne trouve pas de débou-
ché. Il n’y a ainsi, en France, pas de production de 
la part des cycles combinés et les installations en 
cogénération se limitent à leur production fatale.

La question des débouchés concerne également le 
nucléaire. 

Un nombre croissant de situations sont caractéri-
sées par une demande électrique réduite et une 
offre abondante. Au niveau européen, la consom-
mation peut alors être entièrement alimentée par 
les énergies renouvelables, fatales et le nucléaire. 
Il en résulte des enjeux nouveaux pour le système 
électrique, puisque l’une ou l’autre de ces deux 
filières doit alors moduler à la baisse :

 u cette modulation peut porter sur le nucléaire, 
si le parc le permet : dans l’exemple précité, 
le parc module de manière régulière et parfois 
importante (une quinzaine de gigawatts) ;

 u la modulation peut porter sur les renouvelables 
(on parle alors de déversement, car l’énergie pro-
duite à coût nul n’est pas injectée sur le réseau 
électrique) : c’est le cas pour des volumes très 
importants lors des pics de production solaire. 

En réalité, la gestion de ces situations dépendra 
donc des facultés de modulation du parc nucléaire, 
qui auront un impact direct sur les volumes de 
déver sement. Les arbitrages à trouver sont de 
nature technique et économique (arbitrer entre 
les coûts d’un parc nucléaire flexibles et ceux d’un 
déversement d’une production à coût marginal nul).

Figure 6.24 Illustration de la production sur une semaine estivale – 2035 – scénario Ampère 
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Le déversement est un phénomène réel 
en 2035 dans le scénario Ampère
Dans le cas de référence du scénario Ampère, un 
volume significatif de production ne trouvant pas 
de débouchés apparait (9 TWh). Ce chiffre est à 
comparer au volume annuel cumulé de production 
renouvelable (314 TWh). 

Ce déversement du système électrique peut 
corres pondre à une perte sèche de productible ou 
une conversion en chaleur vers une autre forme 
d’utilisation domestique : eau chaude sanitaire, 
voire gaz, selon les technologies et les rendements 
alors disponibles.

Le déversement de production peut atteindre 
plus de 40 GW sur certains jours d’été au midi 
solaire. Le volume total de déversement de pro-
duction dépend des contraintes de modulation du 
parc nucléaire. Le scénario Ampère retient une 
hypothèse de fonctionnement minimal des réac-
teurs nucléaires à 66 % de leur puissance maxi-
male (c’est une moyenne au niveau du parc, hors 
périodes d’arrêt, qui prend en compte que seule 
une partie du parc module), une hypothèse de 
durée minimale d’arrêt de 24 h et une hypothèse 
de durée minimale de marche de 48 h. Les analyses 
ont été effectuées en faisant varier ce paramètre, 
comme l’illustre la figure 6.25. 

Figure 6.25 Volumes d’énergie déversée (monotones) selon différentes hypothèses sur les facultés de modulation 
du nucléaire – 2035– scénario Ampère

  Cas de base : durée minimale d’arrêt 
de 24 h et de marche de 48 h – Puissance 
minimale de fonctionnement (Pmin) = 
66 % de la puissance maximale (Pmax)

  Variante avec les durées minimales 
d’arrêt (7 jours) et de marche (7 jours) 
augmentées

  2e variante : les durées d’arrêt (24 h) 
et de marche (24 h) diminuées

  3e variante : avec la puissance minimale 
de fonctionnement (Pmin) réduite à 20 % 
de la puissance maximale (Pmax)

  4e variante : avec la puissance minimale 
de fonctionnement (Pmin) réduite à 40 % 
de la puissance maximale (Pmax)
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De nombreuses solutions techniques 
peuvent permettre une meilleure 
gestion de ce phénomène
L’existence de « surplus » de production à bas coût, 
dans le scénario Ampère, constitue de manière 
générale une opportunité pour les différentes 
formes de stockage et de modulation de charge. 

Parmi celles-ci figurent les ballons d’eau chaude sani-
taire, les batteries des véhicules électriques pouvant 
être sollicitées lors du rechargement, les batteries 
installées par les particuliers en complément à des 
panneaux solaires sur toiture dans le cadre d’une 
opération d’autoproduction, ou encore les moyens 
de stockage dédiés au système électrique.

Ainsi, la modulation du parc nucléaire ne consti-
tue pas la seule solution technique envisageable 
pour répondre aux enjeux de l’intégration mas-
sive d’énergies renouvelables. Parmi toutes les 
solutions mentionnées, qui seront en concurrence 
pour répondre aux besoins de flexibilité du sys-
tème, certaines s’imposeront soit parce qu’elles 
sont intégrées par défaut lors de leur déploiement, 
soit parce qu’elles présentent un bilan économique 
favorable. L’analyse du déploiement groupé de ces 
flexibilités dans le cadre d’une politique d’accom-
pagnement du véhicule électrique figure parmi 
les prolongements identifiés des travaux du Bilan 
prévisionnel.
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Scénario Ampère (GW) 2016 2025 2030 2035

Nucléaire 63,1 54,9 48,5 48,5

Thermique 20,4 13,9 13,9 13,2

Cycles combinés au gaz 6,3 6,7 6,7 6,7

Charbon 2,9 - - -

Fioul lourd 3,7 - - -

 Turbines à combustion 2,1 1,7 1,7 1,5

fioul 1,4 1,0 1,0 1,0

gaz 0,6 0,6 0,6 0,4

Cogénérations 4,8 4,8 4,8 4,4

fioul 0,5 0,5 0,5 -

gaz 4,4 4,4 4,4 4,4

Autres moyens 
thermiques décentralisés 0,7 0,7 0,7 0,7

Énergies renouvelables 45,8 87,6 117,2 148,5

Hydraulique 25,5 25,5 25,5 25,5

dont STEP 4,2 4,2 4,2 4,2

Éolien 11,7 35,3 51,3 67,3

dont éolien terrestre 11,7 30,3 41,3 52,3

dont éolien en mer - 5,0 10,0 15,0

Photovoltaïque 6,7 23,7 36,0 48,5

Bioénergies 1,9 2,9 3,5 4,1

Énergies marines - 0,1 0,8 3,0

Effacements 2,5 4,5 2,5 2,5

Offre totale 131,9 160,8 182,0 212,7

Bilans

Parc installé
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Scénario Ampère (TWh) 2016 2025 2030 2035

Consommation France5 481,0  466,1 471,7 483,1 

Solde exportateur 42,2  105,4 109,5 134,3 

Pompage 6,7  4,5 6,4 9,4 

Énergie déversée -  0,4 2,3 8,7 

Demande totale 529,9 576,5  589,8  635,5 

Nucléaire 384,0  352,8 307,0 293,8 

Thermique 44,5  35,7 34,4 27,6 

Cycles combinés au gaz 22,1  24,0 22,7 17,0 

Charbon 7,1  - - - 

Fioul 0,3  - - - 

Turbines à combustion 0,6  0,1 0,1 0,1 

fioul 0,1	 	0,0	 	0,0	 0,0	

gaz 0,5	 	0,1	 	0,1	 0,1	

Cogénérations 13,3  10,5  10,5 9,5 

fioul 0,9	 	0,9	 	0,9	 - 

gaz 12,4	 	9,6	 	9,6	 9,5	

Autres moyens thermiques 
décentralisés 1,2  1,1  1,1 1,1 

Énergies renouvelables 101,4  187,9  248,3 314,2 

Hydraulique 63,5  63,4  65,4 67,8 

dont STEP 5,9	 	3,6	 	5,1	 7,5	

Éolien 20,9  82,9 122,2 161,7

dont éolien terrestre 20,9	 	66,5	 90,5	 	114,6	

dont éolien en mer - 	16,5	 	31,7	 	47,0	

Photovoltaïque 8,3  28,4  43,1  58,1 

Bioénergies 8,7  12,9  15,4  18,0 

Énergies marines -  0,3  2,3  8,7 

Offre totale 529,9  576,5  589,8  635,5 

Bilan électrique

5.  Consommation moyenne pouvant être différente de la consommation à températures de référence
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Principaux	résultats	et	hypothèses	à	l’horizon	2035

R
en

ou
ve

la
bl

es

116 GW
243 TWhHydraulique : 26 GW 

(65 TWh)
Photovoltaïque : 36 GW 

(43 TWh)
Éolien terrestre : 40 GW (88 TWh)

Environ 11 000 éoliennes
Éolien en mer : 10 GW (29 TWh)

Environ 1 500 éoliennes

Co
ns

om
m

at
io

n

480 TWh
15,6 millions de  

véhicules électriques
700 000 rénovations par anEnviron +2 % de PIB par an

72,1 millions d’habitants
34,2 millions de ménages

Eu
ro

pe

Capacité à l’import : 22 GW Capacité à l’export : 28 GW

Développement très soutenu des EnR : +327 GWUE

Déclassement du parc charbon et lignite : -27 GWD

Parc nucléaire : 4,5 GWGB

B
ila

n
N

uc
lé

ai
re 39 GW

252 TWh
-24 GW
Diminution du parc correspondant au 
déclassement de 25 réacteurs « 900 MW » 
et « 1 300 MW »*

 Fermeture des centrales au charbon
 +10 GW de centrales au gaz 
Objectif des 50 % de nucléaire atteint en 2030
Émissions de CO2 stables

Analyse des variantes :
 L’objectif des 50 % de nucléaire ne peut être atteint sans dégrader  
les émissions de CO2 si le rythme de développement des EnR  
n’augmente pas par rapport à la situation actuelle 

Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)  
Environ 14 300 éoliennes (sans repowering)

Éolien en mer : 15 GW (47 TWh )
Environ 3 000 éoliennes

CO
2

32 €/t

19 Mt CO2
émises par le système électrique

SDDR	2016,	dates	de	mise	en	service	prudentes

Hypothèses	sur	les	prix	des	combustibles	basées	sur	le	scénario	«	Current	policies	»	de	l’AIE,	prix	exprimés	en	€2016

EnR
45 %

Nucléaire
47 %

Thermique
8 %

SCÉNARIO

HERTZ
Un développement de moyens thermiques pour diminuer plus rapidement la 
part du nucléaire sans augmenter les émissions de CO2 du secteur électrique

* hors fermeture des deux réacteurs de Fessenheim
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Le scénario repose sur un pilotage du mix vers 
l’objectif des 50 % de production nucléaire dans 
le respect d’un plafond d’émissions de CO2. 

Ce plafond correspond au niveau actuel des émissions 
du secteur électrique.

Le scénario permet une diversification du mix 
de production plus rapide. La cible des 50 % de 
production nucléaire peut être atteinte en 2030. Par 
rapport à la variante du scénario Ampère basée sur 
un niveau de déploiement d’énergies renouvelables 
comparable (rythme PPE), le développement de nou-
velles centrales au gaz permet de « gagner » cinq ans 
pour atteindre la cible, et conduit à déclasser davan-
tage de réacteurs nucléaires (27 contre 18). 

Les effacements de consommation se développent ; 
ils évitent la construction d’un volume encore plus 
important de nouvelles centrales au gaz.

Par construction, les émissions de CO2 demeurent 
proches de leur niveau actuel sur toute la 
période.

Le pilotage du mix « par les émissions » ne 
constitue pas une contrainte très forte pour 
réguler le développement de centrales au 
gaz si le rythme de développement des éner-
gies renouvelables s’accélère par rapport à 
aujourd’hui. En revanche, l’analyse de sensibilité 
réalisée pour étudier une configuration avec un déve-
loppement des énergies renouvelables plus faible 
(calé sur le rythme historique) met en évidence que, 
dans ce cas de figure, le besoin en nouveaux moyens 
thermiques devient tel que le plafond d’émissions ne 
peut plus être respecté. 

Les moyens thermiques peuvent donc constituer un 
outil de la transition du secteur électrique si son 
objectif porte prioritairement sur la part du nucléaire. 
Dans un scénario s’appuyant sur de nouveaux 
moyens thermiques, le développement des énergies 
renouvelables doit néanmoins être soutenu pour pré-
server le bénéfice environnemental lié à la fermeture 
des centrales au charbon. 

Dans tous les cas de figure, l’économie d’un 
développement important de centrales au 
gaz repose sur des bases fragiles. Dans le cas 
d’une fermeture importante de réacteurs nucléaires, 
il existe un espace économique pour des centrales au 
gaz, mais cet espace n’est pas garanti à long terme 
avec la progression des énergies renouvelables en 
France comme à l’étranger. Construire des installa-
tions prévues pour fonctionner 40 années alors que 
leurs débouchés ne semblent assurés que sur une 
période limitée interroge sur le coût à long terme 
d’un tel mix de production. De ce fait, le bilan des 
échanges avec les pays voisins demeure expor-
tateur, mais faiblement. 

Ce scénario permet une meilleure diversifi-
cation des risques pesant sur la sécurité d’approvi-
sionnement par rapport à aujourd’hui car il conduit à 
remplacer une partie du parc nucléaire par d’autres 
moyens pilotables. 
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7. SCÉNARIO HERTZ :
UN DÉVELOPPEMENT DE MOYENS 

THERMIQUES POUR DIMINUER 
PLUS RAPIDEMENT LA PART DU 

NUCLÉAIRE SANS AUGMENTER LES 
ÉMISSIONS DE CO2 DU SECTEUR 

ÉLECTRIQUE

1.   Émissions de 0,36 t/MWh pour un cycle combiné au gaz récent et 0,99 t/MWh pour une centrale au charbon du début des années 80.

7.1 Une transition énergétique permise 
par la complémentarité des moyens 
thermiques

Le scénario Hertz porte lui aussi sur la recherche 
d’une bonne articulation entre la trajectoire 
nucléaire et renouvelable mais dans le cadre d’un 
déploiement plus faible des énergies renouvelables, 
de type « PPE » ou « tendanciel ». L’émergence coor-
donnée de nouveaux moyens thermiques est la 
solution étudiée pour réaliser les objectifs de diver-
sification de la loi de transition énergétique pour la 
croissance verte. En cohérence avec les orientations 
de la Programmation pluriannuelle de l’énergie et le 
Plan climat publié en juillet 2017, l’arrêt des cen-
trales au charbon d’ici à 2022 est supposé acquis 
et peut être compensé par des solutions moins 
carbonées afin d’assurer une transition maîtrisée. 
Les centrales au gaz sont alors de bons candidats 
du fait de leur grande maturité technologique et 
industrielle ainsi que d’émissions environ trois fois 
 inférieures1 aux unités au charbon.

7.1.1 L’objet d’étude : étudier 
le développement des moyens 
thermiques dans la poursuite des 
objectifs de la transition énergétique 
sous contrainte de maîtriser les 
émissions de CO2 du secteur électrique

Le scénario Ampère, présenté au chapitre précé-
dent, repose sur une substitution entre production 
nucléaire et renouvelable. Une conclusion impor-
tante concerne la faculté d’obtenir une bonne 
corré lation entre les rythmes de déclassement du 
nucléaire et de déploiement des énergies renou-
velables, pour atteindre l’objectif des 50 % autour 
de 2030 sans construction de nouvelles cen-
trales thermiques, tout en garantissant la sécurité 
d’approvisionnement.
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Les centrales fonctionnant au gaz présentent éga-
lement l’intérêt de limiter les investissements ini-
tiaux par rapport à d’autres moyens de production 
(d’après l’Agence internationale de l’énergie, en 
2035, le coût d’investissement sera de l’ordre de 
800 k€/MW pour un cycle combiné au gaz, contre 
1 200 k€/MW pour l’éolien ou 3 600 k€/MW pour le 
nouveau nucléaire). Elles sont également dotées 
de caractéristiques techniques adaptées à une 
augmentation des besoins de flexibilité du système 
électrique. Ces éléments peuvent conduire le gaz à 
être mobilisé dans certaines options de transition 
énergétique. Cependant, ces unités à coût variable 
relativement élevé doivent trouver des débouchés 
suffisants dans le cadre d’un développement sou-
tenu des énergies renouvelables sur les marchés 
européens.

La production associée à ces nouveaux moyens 
thermiques conduirait à des émissions de gaz à 
effet de serre supplémentaires. Quand bien même 
l’analyse des émissions de CO2 a moins de sens 
à l’échelle d’un secteur qu’à l’échelle d’une éco-
nomie, la dynamique engagée par les pouvoirs 
publics semble difficilement pouvoir aller de pair 
avec un accroissement des émissions du parc 
électrique français. Parmi les documents les plus 
récents de programmation énergétique, on peut 
ainsi relever que :

 u la Stratégie nationale bas carbone (SNBC) 
publiée en novembre 2015 ne fixe pas de limite 
spécifique pour le secteur électrique mais recom-
mande de ne pas investir dans des moyens ther-
miques à combustibles fossiles dont l’utilisation 
ne serait pas pertinente à moyen terme du fait 
du développement des énergies renouvelables ;

 u la Programmation pluriannuelle de l’énergie 
(PPE) publiée en octobre 2016 indique que les 
décisions de fermeture ne devront pas conduire 
à une augmentation des émissions de CO2 du 
parc de production d’électricité ;

 u le Plan climat publié en juillet 2017 propose de 
décarboner la production d’énergie dans son 
axe numéro 8.

L’arrêt des centrales au charbon offre néanmoins 
des marges de manœuvre à l’émergence de nou-
veaux moyens thermiques moins polluants grâce 
à la suppression des émissions de CO2 qui accom-
pagnent sa production. En 2016, celles-ci repré-
sentaient 7 millions de tonnes soit environ 30 % 
des émissions totales pour seulement 1 % de la 
production. Même en instaurant un plafond d’émis-
sions calé sur les niveaux d’aujourd’hui, il est pos-
sible d’envisager le développement de nouveaux 
moyens thermiques au gaz sachant que pour un 
même niveau d’émissions, leur production élec-
trique peut être environ trois fois plus importante 
que celle issue du charbon.

Une analyse technico-économique 
de ces enjeux est nécessaire
Plusieurs questions demeurent en suspens :

 u En construisant de nouveaux moyens ther-
miques, est-il possible d’atteindre l’objectif de 
la transition énergétique en part de la produc-
tion renouvelable et nucléaire tout en limitant 
les émissions de CO2 du secteur électrique ?

 u De tels investissements peuvent-ils trouver 
une rentabilité pour des acteurs privés dans 
la mesure où leurs débouchés s’assè cheraient 
progressivement au fur et à mesure de la pour-
suite du déploiement de l’éolien et du solaire ?

 u À quelle échéance ces nouveaux moyens 
doivent-ils être mis en service ?

 u Dans le cadre d’un scénario de combustible 
«	Current	 Policies	» avec un prix du CO2 attei-
gnant 32 €/t en 2035, quelles sont les techno-
logies les plus économiquement adaptées ?

 u Les nouveaux moyens thermiques sont-ils 
indispensables et peuvent-ils être en partie 
remplacés par des flexibilités (effacements, 
stockage, pilotage de la production renouve-
lable, etc.) ?

 u Est-il économiquement pertinent de fixer un 
seuil d’émissions de CO2 dans un scénario de 
transition s’appuyant sur de nouveaux moyens 
thermiques ?
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Figure 7.1 Nombre total de réacteurs déclassés 
par rapport à la situation actuelle (hors Fessenheim) – 
scénario	Hertz
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7.1.2 Le principe structurant : 
une réduction de la part du nucléaire 
en fonction du rythme d’installation 
des énergies renouvelables et de 
nouvelles centrales au gaz, sans 
augmenter les émissions

Un plafond d’émissions de CO2 fixé 
à 22 millions de tonnes
Le plafond d’émissions de CO2 de la production 
d’électricité permet de maintenir les rejets de 
gaz à effet de serre de la France parmi les plus 
bas niveaux européens, tout en permettant la 
construction de nouveaux moyens thermiques 
pour compenser la non-prolongation des réac-
teurs nucléaires au-delà de leur quatrième visite 
décennale.

La trajectoire nucléaire résulte d’une combinaison 
de trois contraintes :

 u la trajectoire de développement des énergies 
renouvelables ;

 u le calendrier d’arrêt des réacteurs nucléaires à 
leur quatrième visite décennale ;

 u les contraintes de sécurité d’approvisionnement 
sur la période 2020 à 2022.

Le scénario suppose un délai de construction de 
cinq années pour un nouveau cycle combiné au 
gaz. Le mouvement de diminution de la capacité 
nucléaire est ainsi engagé dans le respect des 

conclusions présentées au chapitre 4. À compter 
de 2022, le rythme de déclassement s’appuie sur 
le calendrier des visites décennales, tant que le 
rythme d’installation des nouvelles centrales au 
gaz est compatible avec le plafond d’émissions.

Comme dans le scénario Ampère, la trajectoire 
nucléaire est pilotée. Elle constitue un résultat 
des actions mises en œuvre pour développer les 
énergies renouvelables, arrêter les centrales au 
charbon d’ici à 2022 et poursuivre les objectifs de 
diversification du mix décrits dans la loi de transi-
tion énergétique pour la croissance verte.

La modalité retenue dans le scénario Ampère sur 
le calage des dates d’arrêt des réacteurs nucléaire 
est conservée : la non-prolongation d’un réacteur 
nucléaire est uniquement possible à l’échéance 
de sa visite décennale. Chaque année, certains 
réacteurs peuvent alors être déclassés, tandis 
que d’autres sont prolongés. Lorsque le niveau 
des 50 % de production nucléaire dans le mix de 
production est atteint, les réacteurs atteignant 
leur visite décennale sont considérés comme pro-
longés. La capacité nucléaire installée se stabilise 
alors à 39 GW en 2030.

Cette règle de pilotage ne prétend pas constituer 
un principe réglementaire. Il s’agit là encore de 
vérifier les propriétés d’une trajectoire de déclas-
sement du nucléaire qui serait conçue par rapport 
à un objectif climatique sur le secteur de l’électri-
cité, et de fournir les éléments permettant d’ana-
lyser ses conséquences sur les plans technique et 
économique.

Dans ce contexte, l’intérêt de nouvelles centrales 
thermiques est de relaxer la contrainte associée au 
développement des énergies renouvelables pour 
l’atteinte d’une part de 50 % d’énergie nucléaire 
dans le mix électrique français. Dans le même 
temps, le développement de nouvelles centrales 
thermiques ne peut s’envisager, d’un point de vue 
économique, que dans la mesure où la croissance 
des énergies renouvelables reste modérée. En 
conséquence, l’intérêt de nouveaux moyens ther-
miques contraints par un plafond d’émissions de 
CO2 ne peut s’entendre que dans le cadre d’une tra-
jectoire médiane (« rythme PPE ») ou tendancielle 
de développement des énergies renouvelables.
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La cohérence économique  
du scénario est évaluée
Le développement de nouveaux moyens thermiques 
en France renvoie à deux types d’interrogations.

La première porte sur l’existence de débouchés 
pérennes pour de nouvelles installations, compte 
tenu de la compétition croissante avec les éner-
gies renouvelables. Par exemple, des débouchés 
pourraient exister en 2025 et se réduire voire 
s’annuler à partir de 2030 ou 2035. L’analyse 
du Bilan prévisionnel doit permettre d’identifier 
ces configurations qui peuvent renchérir le coût 
de financement des projets et parfois en annuler 
l’opportunité.

Par la suite, les nouveaux moyens thermiques pour-
raient être concurrencés par des flexibilités. Cet 
effet a été étudié en détail dans le rapport publié 
en juillet 2017 par RTE sur les « réseaux électriques 
intelligents ». Avec un cas de base  correspondant 
au scénario Nouveau mix 2014, ce rapport indique 
qu’une partie des nouvelles capacités thermiques 
nécessaires pouvait être concurrencée par des 
smart grids dont la valeur capacitaire peut justifier 
le développement.

2.   World Energy Outlook 2016

7.1.3 Une analyse de sensibilité au 
rythme de développement des énergies 
renouvelables en France : des impacts 
forts sur la réalisation des objectifs 

Le scénario se distingue du scénario Ampère par la 
place qu’est amenée à prendre la production ther-
mique dans le mix électrique. Afin de disposer d’une 
base de comparaison, une partie des hypothèses 
est donc similaire à la variante du scénario Ampère 
explorant un développement des énergies renou-
velables au « rythme PPE ». Il s’agit notamment de 
la consommation dont la trajectoire la plus forte 
est retenue (« trajectoire haute ») et du rythme 
de développement des énergies renouvelables en 
France comme à l’étranger. Les prix de combustibles 
correspondent au scénario2 «	Current	 Policies	» de 
l’Agence internationale de l’énergie avec une tonne 
de CO2 valorisée à 32 euros en cohérence avec un 
développement des énergies renouvelables suivant 
le « rythme PPE » en France. Enfin, le développe-
ment des interconnexions est calé sur la trajectoire 
médiane car ce scénario ne devrait pas impliquer 
une augmentation substantielle de leur utilisation 
aux frontières françaises.

Toutes choses égales par ailleurs, une variante est 
étudiée avec le rythme « tendanciel » de dévelop-
pement des énergies renouvelables en France. Elle 
met en lumière l’impact de la croissance de cette 
filière sur l’atteinte des objectifs de la loi de transi-
tion énergétique, le respect des émissions de CO2, 
la structure de l’offre de production et la compéti-
tivité du parc de production français par rapport à 
ses voisins.
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7.2 Les bilans énergétiques : 
une diversification qui repose sur une 
diminution du nucléaire au profit des 
énergies renouvelables et de la filière gaz

Dans le scénario Hertz, le mix de production se 
diversifie du fait de la non-prolongation de réac-
teurs nucléaires entre 2020 et 2030 et de la crois-
sance régulière des énergies renouvelables. La 
filière thermique assure un rôle de transition en 
garantissant la sécurité d’approvisionnement sans 
voir sa part dans le mix augmenter très significati-
vement. La production totale du pays est globale-
ment stable autour de 540 TWh avec des exports 
qui se maintiennent à 50 TWh.

7.2.1 Un rythme de déclassement 
nucléaire qui permet d’atteindre 50 % 
du mix en 2030 sans augmentation 
des émissions de gaz à effet de serre

Les nouveaux moyens de production thermiques 
nécessitent des temps de construction de l’ordre 
de cinq ans au minimum pour un cycle combiné 
au gaz et quatre ans pour une turbine à combus-
tion. L’analyse de risque sur la période 2018-2022 

Figure 7.2 Évolution du parc de production – 
scénario	Hertz

Figure 7.3 Bilans énergétiques – scénario	Hertz

 Effacements  Énergies marines
 Bioénergies  Photovoltaïque
 Éolien  Hydraulique
 Autre thermique décentralisé  Cogénérations
 Turbines à combustion  Fioul lourd
 Cycles combinés au gaz  Charbon
 Nucléaire

G
W

2016 20302025 2035
0

20

40

60

80

100

120

140

160

180

200

 Consommation  
 Échanges
  Énergie  
déversée  

 Pompage

 Nucléaire 
  Cycles  
combinés  
au gaz 

  Turbines à  
combustion

 Cogénérations
  Autre thermique  
décentralisé

 Hydraulique
 Éolien
 Photovoltaïque
 Bioénergies

41 % 45 %

Bilan énergétique en 2030

21 Mt 41 % 50 %

513 TWh

33

472

96

33

36
6

<1

256

4

63

11
1

15

Bilan énergétique en 2035

19 Mt 45 % 47 %

541 TWh

65
483

117

43

48
7
2

252

18

323
10

Bilan énergétique en 2025

19 Mt 32 % 60 %

530 TWh 316

466
31

311

64

68 59

24 12

5
<1

32 %

1

1



216

indique qu’il n’est pas envisageable de déclasser 
simultanément l’ensemble des unités au charbon 
et des réacteurs atteignant 40 années de fonction-
nement. Il en résulte un déclassement maximum 
d’un réacteur par an entre 2020 et 2022. À  partir 
de cette date, la mise en service de premières 
unités thermiques devient possible, permettant 
d’accélérer le retrait des réacteurs au rythme des 
quatrièmes visites décennales.

Le parc nucléaire atteint alors 48 GW en 2025 puis 
39 GW en 2030. Cette diminution rapide affecte 
sensiblement la part de cette filière dans le mix 
électrique français, qui passe de 60 % en 2025 à 
50 % en 2030. La capacité nucléaire est ensuite 
maintenue à 39 GW, du fait de l’atteinte de l’objec-
tif concernant la part de nucléaire. Toutefois, la part 
de cette filière continue de diminuer au rythme du 
développement des énergies renouvelables pour 
s’établir à 47 % en fin d’horizon. Au total, ce sont 
25 réacteurs nucléaires qui ne sont pas prolongés 
au-delà de leur quatrième visite décennale d’ici à 
2030 dont 16 sur la période 2020-2025 et 9 sur la 
période 2025-2030.

Figure 7.4 Trajectoire de capacité nucléaire 
installée –	scénario	Hertz
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Contrairement au scénario Ampère, caractérisé par 
une augmentation du volume d’électricité produit 
en France qui entraîne mécaniquement un effet 
de dilution de la part du nucléaire, le scénario 
Hertz maintient une production totale relativement 
stable et s’appuie sur une réduction plus volonta-
riste du parc nucléaire pour atteindre les 50 % à la 
même date.

7.2.2 Un déploiement des énergies 
renouvelables qui permet d’atteindre 
40 % de la production en 2030

Le scénario Hertz étudie, dans un contexte de 
prix du carbone médian, un déploiement plus 
lent des énergies renouvelables. La trajectoire 
retenue pour le cas de base atteint les objectifs 
de la Programmation pluriannuelle de l’énergie 
en 2023 et conduit aux capacités suivantes en 
2035 : 40 GW d’éolien terrestre, 10 GW  d’éolien 
en mer et 36 GW de photovoltaïque. À cet hori-
zon, la production renouvelable atteint près de 
243 TWh3 soit pratiquement autant que la pro-
duction nucléaire. Par rapport à l’année 2016, 
il s’agit d’une diminution d’environ 150 TWh 
de  production nucléaire remplacée par environ 
150 TWh  d’énergie renouvelable.

Cette croissance permet de hisser la part de pro-
duction renouvelable à 32 % de la production 
totale en 2025, puis de légèrement dépasser 
40 % en 2030 pour finalement s’établir à 45 % 
en fin d’horizon. Les objectifs de diversification 
du mix définis dans la loi de transition énergé-
tique sont donc atteints en 2030, pour les éner-
gies renouvelables et le nucléaire. Comme dans le 
scénario Ampère, la corrélation entre les calen-
driers  permet de mieux concilier les objectifs de 
diversifi cation avec ceux de réduction des émis-
sions de gaz à effet de serre.

3.   Énergie hydraulique comprise
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7.2.3 Une part de la production 
thermique en augmentation mais qui ne 
dépasse pas 10 % de la production totale 

Avec un déclassement de 16 réacteurs nucléaires 
d’ici à 2025, un besoin de capacité significatif appa-
raît dès 2025. En tenant compte de la contribution 
des interconnexions, environ 11 GW de nouvelles 
capacités en France s’avèrent nécessaires pour 
garantir le respect du critère de sécurité d’approvi-
sionnement d’ici à 2025.

Ainsi, sur la période 2020 à 2025, ce besoin se 
traduit par la mise en service d’un nouveau cycle 
combiné au gaz, de 3,5 GW d’effacements sup-
plémentaires et d’environ 6,5 GW de turbines à 
 combustion (soit 33 unités de 200 MW).

De 2020 à 2030, d’autres besoins apparaissent 
avec la poursuite du déclassement du nucléaire 
(9 autres réacteurs sont déclassés). En parallèle, 
le développement des interconnexions et des éner-
gies renouvelables se poursuit. 

Le parc français n’est alors composé plus que de 
trois filières principales : renouvelable, nucléaire 
et gaz. Cette dernière joue un rôle de relais après 
l’arrêt des unités fonctionnant au charbon en 2022. 
Sa production augmente pour s’établir à 45 TWh 
(environ 10 % du mix de production). Cette part 
demeure relativement stable sur les trois horizons 
de temps étudiés. 

Les nouveaux moyens thermiques apportent éga-
lement de nouveaux services aux gestionnaires de 
réseaux. La réduction des temps de démarrage, par 
exemple, leur permet d’offrir de nouvelles options 
de flexibilité. L’analyse des différents scénarios de 
la partie 11 indique que les besoins de flexibilité 
du système électrique seront croissants. Ces nou-
velles centrales pourront donc apporter leur contri-
bution à l’instar des solutions smart grids décrites 
dans le rapport publié par RTE en juillet 20174 sur 
les « réseaux électriques intelligents » telles que le 
développement des effacements, des batteries ou 
la modulation de charge.

Figure 7.5 Évolution de la part des différentes filières 
dans la production d’électricité – scénario	Hertz
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2017 20302025 2035
0 %

10 %

20 %

30 %

40 %

50 %

60 %

70 %

80 %

7.2.4 La construction de nouveaux 
moyens thermiques permet d’anticiper 
de cinq ans l’atteinte des objectifs de 
la loi de transition énergétique par 
rapport à la logique de substitution 
du scénario Ampère

Le scénario Ampère étudie une transition fondée 
sur une substitution en énergie entre le nucléaire 
et les énergies renouvelables à partir de 2020, 
jusqu’à atteindre l’objectif d’une part de 50 % 
de production nucléaire. La variante du scénario 
Ampère explorant les mêmes conditions de déve-
loppement des énergies renouvelables que le scé-
nario Hertz	 (trajectoire	 «	rythme	 PPE	»), conclut 
que cet objectif ne peut être atteint qu’en 2035 en 
poursuivant cette logique de substitution.

L’analyse du scénario Hertz indique que 
l’investissement dans de nouveaux moyens 
de production et d’effacements permet bien 
d’accélérer le déclassement des réacteurs 
nucléaires afin d’atteindre l’objectif au plus 
tôt, en 2030. 

4.   Valorisation socio-économique des réseaux électriques intelligents », RTE, http://www.rte-france.com/sites/default/files/rei_synthese-commune_2017.pdf
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Figure 7.6 Trajectoires de capacité nucléaire installée – scénarios	Ampère	et	Hertz
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7.2.5 Un scénario et des conclusions 
proches du scénario Nouveau mix 
du Bilan prévisionnel 2014

Le scénario 2014 est proche du scénario « Nouveau 
mix » présenté dans le Bilan prévisionnel 2014 
et utilisé depuis dans de nombreuses études. 
La consommation est du même ordre de gran-
deur, aux alentours de 480 TWh. Les conclusions 

élaborées à l’époque, en matière de besoin de 
nouvelles capacités et de mix de production sont 
proches. En 2030, les nouvelles capacités ther-
miques s’élèvent à environ 10 GW, et le mix 
est ainsi composé de 50 % de nucléaire, 40 % 
d’énergies renouvelables et 10 % de production 
thermique. La production électrique totale et les 
échanges aux frontières sont similaires avec des 
valeurs respectives de 540 TWh et 48 TWh.
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7.3 Un déploiement des énergies 
renouvelables selon le « rythme PPE » 
nécessaire à l’atteinte des objectifs 
de la loi de transition énergétique

Dans le cas de base, la complémentarité entre 
moyens thermiques, nucléaires et renouvelables 
permet d’atteindre les objectifs de la loi de transi-
tion énergétique en 2030, tout en maintenant les 
émissions de CO2 du secteur électrique en dessous 
de leur niveau actuel. L’étude d’une variante basée 
sur la trajectoire « rythme tendanciel » de déploie-
ment des énergies renouvelables remet en question 
plusieurs des conclusions précédentes, illustrant la 
dépendance du scénario à la bonne réalisation des 
objectifs publics de la filière renouvelable.

D’une part, ce changement d’hypothèse a pour 
conséquence une hausse du besoin capacitaire 
identifié aux différents horizons temporels. Ainsi, 
14 GW de capacités supplémentaires sont néces-
saires dès 2025 et ce besoin atteint près de 19 GW 
en 2035 (soit respectivement 3 GW et 6 GW de plus 
que dans le cas de base). Cette variante nécessite 

Figure 7.7 Bilan de la variante de déploiement « tendanciel » des énergies renouvelables –	scénario	Hertz
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donc des investissements bien plus importants 
dans la filière thermique.

D’autre part, le « rythme tendanciel » d’installation 
des énergies renouvelables ne permet d’augmenter 
la production que de 70 TWh entre 2016 et 2035, 
soit deux fois moins que le cas de base. En consé-
quence, la part des énergies renouvelables n’at-
teint alors que 34 % de la production d’électricité 
en fin d’horizon. La diminution de l’effet de dilution 
de la production nucléaire dans la production totale 
rehausse la part de nucléaire à 52 % en 2030 ; l’ob-
jectif de 50 % de nucléaire est repoussé à 2035. 
Enfin, les moyens thermiques produisent davantage 
pour compenser le manque de production renouve-
lable augmentant d’autant les émissions de CO2. Les 
82 TWh produits par la filière thermique dépassent 
alors 15 % du mix de production total et émettent 
32 millions de tonnes de CO2. 

70
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Dans cette variante, il semble donc impossible de 
respecter à nouveau les trois objectifs : 40 % de pro-
duction renouvelable, 50 % de production nucléaire 
et la maîtrise des émissions de gaz à effets de serre. 

Enfin, la production globale du secteur électrique 
se trouve diminuée d’environ 20 TWh par rapport 

à aujourd’hui pour atteindre environ 511 TWh en 
2035. Dans un contexte européen orienté vers 
un développement massif des capacités renou-
velables, ceci se traduit par une réduction du 
solde exportateur (48 TWh en 2025, 24 TWh en 
2035).
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7.4 Les échanges aux frontières :  
un solde exportateur stable 

7.4.1 Une stabilité des exports 
entre aujourd’hui et 2035

Dans le scénario Hertz, la production du parc fran-
çais reste stable jusqu’en 2025 puis baisse en 2030 
à 513 TWh avant de remonter à 540 TWh en 2035 
du fait de la stabilisation du parc nucléaire. La 
baisse de la production nucléaire a été compensée 
par la hausse de la production renouvelable. De 
même, les échanges fluctuent entre 35 et 60 TWh 
selon les coupes et sont donc globalement stables 
par rapport à aujourd’hui. 

Dans un contexte de très forte pénétration des 
énergies renouvelables sur les marchés européens, 
le maintien d’un solde exportateur s’explique par la 
réduction de la production en base pour le nucléaire 
en Grande-Bretagne ou le charbon et le lignite en 

Figure 7.9 Les échanges en 2035 dans la variante 
EnR « rythme tendanciel » – scénario	Hertz
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Figure 7.8 Les échanges en 2035 dans le cas 
de base – scénario	Hertz
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Allemagne. De plus, le parc de production au gaz 
français est relativement récent, ce qui lui permet 
d’être compétitif par rapport aux cycles combinés 
au gaz d’autres États.

7.4.2 Avec un rythme plus faible 
de développement des énergies 
renouvelables, le solde exportateur 
se réduit

En cas de rythme plus faible de déploiement des 
énergies renouvelables (« rythme tendanciel »), la 
filière thermique occupe une place plus importante 
que dans le cas de base faisant diminuer la compé-
titivité du parc de production français par rapport à 
ses voisins. Le solde des échanges se réduit alors 
de moitié à partir de 2030.
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7.5  Un plafond des émissions de CO2 
respecté grâce au déploiement des énergies 
renouvelables et d’une structure de l’offre 
orientée vers les moyens de pointe

7.5.1 Dans le cas de base, 
une stabilité des émissions de CO2 
par rapport à aujourd’hui

Dans le scénario Hertz, la transition énergétique 
s’effectue en partie grâce au recours à de nouveaux 
moyens thermiques. La plupart des nouvelles ins-
tallations répondent à un besoin capacitaire, ce 
qui flèche les investissements vers des turbines 
à combustion (ou des effacements). Les moyens 
de pointe étant rarement appelés, le respect d’un 
 plafond d’émission de CO2 à 22 millions de tonnes 
est possible. 

Sur tout l’horizon d’étude, les émissions sont donc 
stables. Ceci indique que la part du nucléaire peut 
être ramenée à 50 % en 2030 sans augmentation 
des émissions de CO2 par rapport à aujourd’hui, en 
comptant sur un développement des énergies renou-
velables de type « rythme PPE » sur toute la période. 

En revanche, la fermeture des centrales au charbon 
sur la période 2021-2022 ne conduit pas à diminuer 
les émissions de CO2 pour le secteur électrique : le 
« crédit » d’émissions de CO2 associé à leur ferme-
ture (de l’ordre de 7 millions de tonnes par an) est 
intégralement compensé par l’émergence des nou-
velles centrales thermiques. 

Figure 7.10 Émissions de CO2 –	scénario	Hertz 
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7.5.2 Un rythme de développement 
des énergies renouvelables nécessaire 
au respect du plafond des émissions 
de CO2 

Dans la variante EnR, marquée par une progression 
plus lente des énergies renouvelables que la tra-
jectoire « rythme PPE » (évolution selon un rythme 
« tendanciel »), le plafond d’émissions ne peut pas, 
en revanche, être respecté. En effet, le besoin en 
nouvelles centrales thermiques est à la fois supé-
rieur en volume et différent en structure (il s’agit 
pour moitié environ, d’unités de semi-base, ayant 
vocation à fonctionner souvent). Il en résulte une 
augmentation significative des émissions de CO2, 
qui sont alors bien supérieures au seuil de 22 mil-
lions de tonnes. En fin d’horizon ce niveau s’établit 
alors à environ 32 millions de tonnes (cf.	 figure	
7.10).

Dans le cadre d’un seuil contraignant d’émissions 
de CO2 du secteur électrique qui orienterait tous 
les nouveaux investissements vers des moyens de 
pointe (qui fonctionnent moins et émettent donc 

Figure 7.11 Bilan net des émissions de CO2 du secteur électrique en 2035 –	scénario	Hertz
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moins), une sensibilité a été effectuée sur cette 
variante EnR. Dans ces conditions, malgré une 
amélioration sur le plan des émissions de CO2 en 
France, assurer la sécurité d’approvisionnement, 
ne permet pas de respecter le seuil de 22 millions 
de tonnes. Dans une telle hypothèse, la France 
deviendrait importatrice.

7.5.3 Une moindre contribution à la 
décarbonation à l’échelle européenne

Dans le scénario Hertz, les émissions évitées en 
Europe du fait des exports français (22 millions 
de tonnes) excèdent largement les émissions sup-
plémentaires induites en Europe par les imports 
(3 millions de tonnes). 

Les échanges du système français avec  l’Europe 
contribuent donc à réduire les émissions de CO2 
dans les autres pays européens, pour environ 
19 millions de tonnes. Cette réduction est du 
même ordre que les émissions du parc français : le 
bilan net du secteur électrique est donc nul.
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7.6 Une structure de l’offre privilégiant 
les moyens de pointe et dépendante 
de la trajectoire de développement 
des énergies renouvelables

7.6.1 Les nouveaux moyens de 
production et d’effacements sont 
essentiellement motivés par le 
maintien du niveau de sécurité 
d’approvisionnement

Le scénario Hertz permet d’étudier le recours aux 
moyens thermiques comme énergie de transition. 

Le développement des moyens thermiques 
est simulé sur une base économique. Les cen-
trales ajoutées sont ainsi celles qui trouvent des 
débouchés sur les marchés (énergie et capacité). 
L’équation économique de ces nouveaux moyens 
est complexe dans un scénario où de grandes 
quantités d’énergie à coût marginal très faible sont 
introduites sur les marchés. 

L’analyse économique du cas de base montre que 
les investissements sont orientés vers les moyens 
de pointe plutôt que les moyens de semi-base. 
Les débouchés ne semblent ainsi pas suffisants 
pour faire émerger plus d’un nouveau cycle com-
biné en 2025 et un autre en 2035. Dans le même 
temps, le parc actuellement en service trouve une 
rémunération suffisante à la couverture de ses 
coûts. L’essentiel du besoin capacitaire est alors 
comblé par la mise en service de 3,5 GW d’ef-
facements supplémentaires par rapport à ceux 
existants actuellement et d’au moins 6,5 GW de 
turbines à combustion (soit 33 unités de 200 MW) 
sur la période 2022 à 2025. Les cycles combinés 
au gaz modélisés fonctionnent alors autour de 
4 300 heures équivalentes à pleine puissance tan-
dis que les turbines à combustion fonctionnent aux 
alentours de 400 heures.

Les moyens de pointe ont, de par leur structure éco-
nomique et technique, une rémunération concentrée 
sur un faible nombre d’heures, pouvant varier for-
tement d’une année sur l’autre. Ceci expose leurs 

exploitants à un risque particulier. En complément 
des marchés de l’énergie, les marchés de capaci-
tés permettent d’envoyer les bons signaux écono-
miques aux acteurs, afin de garantir le maintien et la 
construction des unités de production nécessaires au 
respect du critère de sécurité d’approvisionnement. 
Leur rôle semble donc essentiel dans ce scénario, où 
les nouveaux moyens de production sont essentiel-
lement utilisés à la pointe de consommation.

Dans le scénario Hertz, il semble donc que 
les nouveaux moyens de production et d’effa-
cement ont plutôt une fonction assurantielle 
complémentaire à la production renouvelable 
et nucléaire qu’une fonction productive. C’est 
cette caractéristique qui permet le maintien des 
émissions de CO2 sous le seuil actuel de 22  millions 
de tonnes.

7.6.2 Une structure de l’offre 
dépendante de la quantité d’énergie 
renouvelable

Comme indiqué plus haut, le besoin capacitaire de 
la variante EnR bas est bien plus élevé que celui 
associé au cas de base. Ainsi, 14 GW de nouvelles 
capacités de production et d’effacements doivent 
émerger d’ici à 2025 et 19 GW en 2035. Il existe 
donc un premier changement d’échelle sur l’inves-
tissement total devant être engagé pour assurer la 
sécurité d’approvisionnement de ce scénario.

En plus d’une augmentation substantielle de la 
capacité totale devant être installée, la progres-
sion plus lente des énergies renouvelables à coût 
marginal très faible ouvre des perspectives pour 
les moyens thermiques de semi-base. La structure 
de l’offre est radicalement modifiée par rapport au 
cas de base. Le bouclage économique tend à faire 
émerger 3,5 GW de cycles combinés au gaz en 
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2025, puis 6,5 GW en 2030 et finalement un peu 
plus de 7,5 GW en 2035. Le parc est également 
complété par 3,5 GW d’effacements supplémen-
taires et environ 6,5 GW de turbines à combustion.

Contrairement au cas de base, les nouveaux 
moyens de production ne sont pas alors restreints 
à une fonction assurantielle, comme l’illustre l’aug-
mentation de la production thermique totale à 
environ 82 TWh. Dans cette variante, une  partie 
de l’énergie renouvelable manquante est donc 
compensée par la filière thermique. Un effet de ce 
changement est la forte hausse des émissions de 
CO2 du secteur électrique qui dépassent alors le 
seuil fixé à 22 millions de tonnes pour atteindre 
32 millions de tonnes.

7.6.3 Une place pour les nouvelles 
flexibilités et les effacements

L’analyse du cas de base et de sa variante met en 
lumière un fort besoin capacitaire à tous les hori-
zons de temps. 

La réponse peut alors combiner plusieurs solu-
tions techniques dont les structures de coûts et 
les modèles d’affaires sont différents, comme 
par exemple les effacements, les batteries ou les 
moyens de production thermique de pointe. Il 
semble tout d’abord cohérent d’utiliser le gisement 
d’effacements identifiés dans la Programmation 
pluriannuelle de l’énergie de 6 GW et dont l’équi-
libre économique semble plus pertinent que celui 
des nouveaux moyens thermiques. Au-delà de 
l’exploitation de ce gisement, la mise en service de 
nouvelles turbines à combustion semble plus com-
pétitive d’un point de vue économique sur l’horizon 
de temps étudié. Cependant, ces nouvelles cen-
trales dont la durée peut avoisiner 40 ans de fonc-
tionnement pourraient faire face à des difficultés 
économiques après 2035 du fait de la poursuite du 
développement des énergies renouvelables5.

Une analyse économique plus poussée mettrait 
en lumière le rôle que pourraient jouer d’autres 

technologies comme les batteries ou le pilotage de 
la charge.

7.6.4 Des coûts plus faibles que 
dans le scénario Ampère malgré 
l’intégration de nouvelles capacités 
thermiques et d’effacement

La figure 7.12 synthétise l’ensemble des dépenses 
annuelles dans le scénario Hertz pour les trois 
années d’étude considérées (2025, 2030 et 2035) 
selon une moyenne glissante sur cinq ans. Cette 
figure présente respectivement les coûts d’inves-
tissement, les coûts fixes annuels et les coûts 
variables annuels ainsi que l’impact de la balance 
commerciale s’agissant du coût des imports et des 
recettes des exports. Les hypothèses retenues sont 
identiques à celles du chapitre 6 pour l’analyse des 
coûts du scénario Ampère (hypothèse de coût de 
production ajustée). 

Des coûts d’investissement 
principalement déterminés par le 
moindre développement des énergies 
renouvelables et la fermeture d’une 
capacité nucléaire plus importante
Les éléments précédents considérés dans leur 
ensemble permettent d’évaluer les coûts impli-
qués par le scénario Hertz, tant du point de 
vue des coûts d’investissement, des coûts fixes 
annuels que des coûts variables. Ainsi, quoique 
nécessitant le développement de capacités 
thermiques supplémentaires, le scénario Hertz 
nécessite des investissements moindres que le 
scénario Ampère car les capacités renouvelables 
et nucléaires y sont plus faibles. La même dyna-
mique d’investissement dans les énergies renou-
velables se retrouve dans les scénarios Ampère 
et Hertz, quoique de façon plus modérée dans le 
scénario Hertz compte tenu d’une moindre capa-
cité installée. 

Les investissements dans les centrales thermiques 
représentent une faible part des investissements, 
soit moins de 10 % du montant total en 2025. 

5.   À capacité nucléaire supposée stabilisée.
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dans le scénario Hertz malgré le changement de 
structure du parc de production. Les coûts fixes 
annuels de la capacité renouvelable et thermique 
fossile se substituent aux coûts fixes annuels du 
parc nucléaire. 

Les coûts fixes annuels des effacements repré-
sentent globalement une faible proportion du mon-
tant total, de l’ordre de 2 %. 

Des coûts variables plus faibles 
mais davantage sujets aux variations 
de prix du CO2
Dans le scénario Hertz, le développement du parc 
thermique conduit à augmenter la part des com-
bustibles fossiles dans le montant total des coûts 
variables du parc électrique français. Ce mix est en 
conséquence plus dépendant des prix des combus-
tibles du gaz et du prix du CO2 ; une augmentation 
de ces grandeurs conduirait mécaniquement à ren-
chérir le coût de fonctionnement du parc électrique. 
Les technologies avec des coûts d’investissement 
élevés et des coûts variables faibles (nucléaire ou 
renouvelable) offrent une assurance contre l’évolu-
tion des coûts de combustibles contrairement aux 
moyens thermiques davantage développés dans ce 
scénario. 

Le montant total des coûts variables (hors coûts 
variables des bioénergies) diffère peu entre le scé-
nario Hertz et le scénario Ampère. Deux effets se 
compensent. D’une part la production thermique 
est plus forte dans le scénario Hertz, ce qui aug-
mente ce poste de dépenses. En revanche, le prix 
des combustibles est plus faible, ce qui conduit 
à un effet baissier. Avec la même hypothèse que 
dans le scénario Ampère, ce poste de coût serait 
beaucoup plus important. Par ailleurs, le coût 
variable des bioénergies est plus faible dans le 
scénario Hertz car les capacités installées sont 
plus faibles (rythme PPE).

 Dépenses annuelles nettes 
  Dépenses annuelles d’imports 
  Recettes annuelles d’exports 
  Interconnexions – CAPEX (investissements dans de 
nouvelles interconnexions) 

  Nucléaire – CAPEX (investissement EPR et maintenance 
et prolongation du parc existant) 

 Nucléaire – OPEX fixes annuels de fonctionnement 
  Nucléaire – OPEX variables annuels de production 
(combustible) 

 Thermique – CAPEX (investissements)
  Thermique – OPEX fixes annuels de fonctionnement
   Thermique – OPEX variables annuels de production 
(combustible et CO2)

  EnR et solutions de flexibilité – CAPEX (investissements) 
  EnR et solutions de flexibilité – OPEX fixes annuels de 
fonctionnement 

   EnR et solutions de flexibilité – OPEX variables annuels 
de production (combustible des bioénergies)

Figure 7.12 Dépenses annuelles corrigées 
de la balance commerciale –	scénario	Hertz
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Des coûts fixes annuels stables 
malgré l’évolution de la structure 
du parc de production
Alors que les coûts fixes annuels étaient crois-
sants dans le scénario Ampère (de l’ordre de 
10 milliards d’euros par an), ils sont stables 
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Figure 7.13 Coûts et revenus de marché du photovoltaïque 
(au sol) entre 2025 et 2035 –	scénario	Hertz

Figure 7.14 Coûts et revenus de marché de l’éolien 
terrestre entre 2025 et 2035 –	scénario	Hertz
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7.6.6 Une balance commerciale 
reflétant la stabilité des échanges 
par rapport à aujourd’hui

Le volume de production à faible coût variable 
(nucléaire et renouvelable), de l’ordre de 100 TWh, 
est plus faible dans le scénario Hertz que dans le 
scénario Ampère. Le solde exportateur du système 
électrique français du scénario Hertz est ainsi infé-
rieur d’environ 90 TWh. En conséquence, la balance 
commerciale électrique est plus faible dans le scénario 
Hertz que dans le scénario Ampère pour s’établir entre 
2,5 et 3,5 milliards d’euros sur la période d’étude. La 
comparaison avec le  scéna rio Ampère doit également 
tenir compte des diffé rences d’hypo thèses s’agissant 
des coûts de  combustibles et de prix du CO2. 

Bien que les volumes exportés soient plus faibles, 
la trajectoire médiane d’interconnexion reste justi-
fiée d’un point de vue économique dans ce scénario. 
À l’inverse du scénario Ampère dans lequel les inter-
connexions étaient quasi exclusivement justifiées 
par les exports, dans le scénario Hertz, les exports 
et les imports génèrent une part sensiblement simi-
laire des bénéfices marginaux des interconnexions. 
Enfin, il est remarquable que ce résultat soit obtenu 
alors que les hypothèses de prix des combustibles 
et du CO2 conduisent à des prix de fonctionnement 
des centrales thermiques plus faibles. 

7.6.5 Des énergies renouvelables 
développées selon le rythme de 
la PPE rentables malgré un prix  
du CO2 modéré

Dans le scénario Hertz, les coûts complets d’inves-
tissement du photovoltaïque au sol peuvent être 
couverts par les prix de marché, sans pour autant 
les excéder substantiellement en fin d’horizon. Les 
coûts de l’éolien terrestre sont, eux, quasiment 
couverts. 

Comparé au scénario Ampère, ce résultat n’était 
pas en lui-même acquis car les prix des combus-
tibles et du CO2 diffèrent dans ces deux scéna-
rios. En particulier, le prix du CO2 retenu dans le 
scénario Hertz peut conduire à modérer le coût 
variable des centrales thermiques (principalement 
des  centrales au gaz) qui, lors de leurs heures 
fonctionnement, participent à établir la rému-
nération de marché des moyens de production 
renouvelables. 

Dans le scénario Hertz, le développement de l’éo-
lien terrestre et du photovoltaïque au sol selon le 
rythme de la PPE peut être financé par les prix de 
marché, malgré un prix du CO2 modéré. Ceci est 
notamment dû à la réduction de la capacité du 
nucléaire. 
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7.7 Une sécurité d’approvisionnement 
qui repose davantage sur la filière gaz

7.7.1 La sécurité d’approvisionnement 
est assurée grâce aux nouveaux 
moyens et à la production renouvelable

Dans l’ensemble des scénarios de long terme 
 étudiés dans le cadre du Bilan prévisionnel 2017, 
le critère de sécurité d’approvisionnement actuel, 
fixé à trois heures par an en espérance, est res-
pecté. Cependant, les différentes structures de 
parcs et de consommation influent sur le profil de 
la défaillance aux horizons de temps futurs.

Dans le scénario Hertz, la sécurité d’approvision-
nement est assurée par les nouveaux moyens de 
production et de flexibilité qui doivent émerger 
sur la période 2020-2025 pour compenser la non- 
prolongation des réacteurs nucléaires. Ce nouveau 
parc thermique complète la filière gaz existante 

pour représenter environ 24 GW de puissance ins-
tallée en fin d’horizon (environ 20 GW de puissance 
disponible l’hiver).

Malgré l’imperfection d’une mise en regard de la 
consommation et des productions moyennes à la 
pointe hivernale, cette représentation illustre la 
manière dont le système s’adapte pour assurer l’équi-
libre offre- demande dans ces situations en 2035.

L’ensemble des moyens pilotables permet d’assu-
rer environ 75 % de la pointe de consommation en 
janvier à 19 h. Le parc thermique alimente dans 
ces situations en moyenne 15 % de la consom-
mation, et conserve une capacité en réserve 
de l’ordre de 8 GW. La production éolienne est 
conséquente et s’élève en moyenne à 19 GW pour 
une capacité installée de l’ordre de 50 GW ; elle 

Figure 7.15 Contribution moyenne à la pointe de 19 h 
sur une semaine de janvier –	2035	–	scénario	Hertz

Figure 7.16 Contribution moyenne à la pointe de 19 h 
un jour ouvré peu venteux –	2035	–	scénario	Hertz
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contribue au passage de la pointe à hauteur d’un 
peu moins de 25 %.

Le solde des échanges est pratiquement nul alors 
qu’il était exportateur d’environ 10 GW dans le 
scénario Ampère ce qui indique une moindre com-
pétitivité de ce parc dans ces situations.

Dans les situations de vent faible (premier décile 
des productions éoliennes), la production éolienne 
ne produit plus que 5 GW en moyenne. Ce manque 
de puissance est alors compensé par une contri-
bution plus importante des autres filières. Les 
centrales au gaz produisent 5 GW de plus et les 
imports sont massivement utilisés pour assurer 
l’équilibre offre- demande. Les 6 GW d’effacements 
sont également sollicités plus fréquemment.

La figure précédente met en évidence l’augmen-
tation de la consommation associée aux situations 
de vent faible (la corrélation entre consommations 
élevées et situations peu venteuses a été présen-
tée dans le chapitre consacré au scénario Ampère).

7.7.2 La vague de froid demeure 
le principal facteur de risque

Comme pour tous les scénarios étudiés, l’épisode 
de vague de froid reste le premier déterminant 

de la défaillance. Il est caractérisé par des tem-
pératures faibles et des vitesses de vent plutôt 
basses (cf.	 scénario	Ampère). La consommation 
électrique peut alors être élevée (pouvant dépas-
ser 100 GW) et la production éolienne est plutôt 
faible. Toutefois, la sensibilité à la vague de froid 
semble légèrement supérieure par rapport au scé-
nario Ampère : en effet environ 24 % des heures 
simulées dont la consommation est supérieure 
à 94 GW sont défaillantes alors que ce n’était le 
cas que de 12 % d’entre elles dans le scénario 
Ampère.

Comme indiqué plus haut, la thermosensibilité 
de la consommation française conduit à une sen-
sibilité spécifique aux vagues de froid. La défail-
lance reste ainsi concentrée sur les mois d’hiver 
comme aujourd’hui. Les mois de janvier et février 
concentrent le risque le plus élevé avec plus de 
80 % des situations de défaillance simulées.

7.7.3 Le profil de la défaillance évolue

Bien que les vagues de froid constituent la pre-
mière cause de défaillance, le profil de risque évo-
lue par rapport à aujourd’hui. Tout comme pour le 
scénario Ampère, la défaillance est plus fréquente 
en 2035 qu’aujourd’hui. Alors qu’un quart des com-
binaisons d’aléas simulées à parc de production et 

Figure 7.17 Évolution du profil mensuel de la défaillance entre 2019 et 2035 –	scénario	Hertz
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RÉSILIENCE DU SYSTÈME À DES ÉVÉNEMENTS EXTRÊMES

Figure 7.18 Température de la situation étudiée 

Méthode générale
La « semaine type » caractérisée par des tempéra-
tures de l’ordre de 10 degrés en dessous des nor-
males saisonnières pour un mois de janvier, ainsi que 
par un faible facteur de charge pour l’éolien a été 
simulée pour le scénario Hertz. La méthode utilisée a 
été  présentée au scénario Ampère (page	198).

Conclusions pour le scénario Hertz
L’analyse fait tout d’abord émerger des points com-
muns : des situations de défaillances apparaissent. 
Ce type de situations est en effet possible : sur la 
base du critère de sécurité d’approvisionnement 
défini par les pouvoirs publics, le système n’est pas 
dimensionné pour être en mesure de passer toutes 
les situations sans recourir aux délestages. Par ail-
leurs, comme rappelé au chapitre 4, les conséquences 
d’une impossibilité d’accommoder offre et demande 
peuvent être maîtrisées (utilisation des leviers excep-
tionnels, appels au civisme et, en dernier recours, 
délestages tournants).

Pour autant, dans le détail, les deux cas de figure 
ne sont pas exactement similaires : 

 u la production thermique assure une part plus 
importante du mix de production en 2035 ;

 u le potentiel d’import est supérieur, ce qui per-
met le transfert d’une grande quantité d’énergie 
pour compléter en partie le déficit de production 
éolienne ;

 u en 2035 toujours, la production solaire intervient 
et peut réduire la défaillance durant les heures 
méridiennes. Il s’agit d’un élément important, car 
il permet d’éviter des interruptions d’une douzaine 
d’heures d’affilées.

En revanche, le lien entre les températures froides et 
vent faible renforce le poids de l’absence de vent dans 
la caractérisation de la défaillance.
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Figure 7.19 Simulation de l’équilibre du système électrique la deuxième semaine de janvier –	scénario	Hertz
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Durée de défaillance
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consommation actuels comportent au moins une 
heure de défaillance, cette valeur s’élève à 40 % en 
fin d’horizon. Par ailleurs, les combinaisons les plus 
défavorables pourront générer un nombre d’heures 
de défaillance plus important à l’avenir. 

Tout comme pour le scénario Ampère, l’analyse 
indique que les périodes de défaillance de plusieurs 
heures continues seront plus courtes à l’avenir 
qu’aujourd’hui. 

Figure 7.20 Évolution de la monotone de défaillance entre 2019 et 2035 – scénario	Hertz
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Figure 7.21 Évolution des durées continues de défaillance entre 2019 et 2035 – scénario	Hertz

Enfin, le profil journalier confirme que la hausse de 
la production photovoltaïque permet de réduire la 
défaillance sur les heures méridiennes. Au respect 
d’un même critère de sécurité d’approvisionne-
ment, le risque se concentre sur la pointe du soir. 
Des situations de défaillance apparaissent égale-
ment la nuit alors que ces situations sont extrême-
ment rares aujourd’hui. 
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Figure 7.22 Évolution du profil journalier de défaillance entre 2019 et 2035 – scénario	Hertz
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7.7.4 Une coordination 
nécessaire avec le développement 
des infrastructures gazières

La sécurité d’approvisionnement de ce scénario 
repose en grande partie sur le développement de 
moyens thermiques de pointe fonctionnant au gaz. 
Ces centrales ont la particularité de produire de 

grandes quantités d’énergie mais sur des périodes 
très courtes. Or cette production d’électricité parti-
culière implique une consommation de gaz ayant le 
même profil. Il est donc essentiel que les réseaux 
de gaz soient adaptés à la construction de ces nou-
velles centrales, afin de permettre les appels de 
puissances nécessaires au maintien de la sécurité 
d’approvisionnement électrique.
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7.8  Les enjeux sur la courbe de charge : 
une modulation assurée par le parc 
thermique

L’analyse des courbes de charge sur des semaines 
particulières permet d’illustrer plusieurs phéno-
mènes caractéristiques des scénarios étudiés. 

La figure 7.23 présente une situation d’échanges 
en été illustrant le maintien d’un solde exporta-
teur en 2035, grâce à une importante produc-
tion renouvelable associée à un socle nucléaire 
compétitif. La filière thermique permet de gérer 
les pointes du matin et du soir, la puissance 
appelée étant bien inférieure à la capacité maxi-
male de production. Le parc nucléaire peut éga-
lement être amené à moduler, afin de limiter le 

déversement, même si certaines de ces situa-
tions apparaissent du fait d’une forte production 
photo voltaïque. Les STEP peuvent réaliser des 
arbitrages journaliers afin de profiter des faibles 
prix sur les heures correspondant aux plus fortes 
productions solaires.

En hiver la situation est tout à fait différente. Les 
situations d’import sont plus fréquentes. La pro-
duction thermique assure une partie importante du 
mix de production, contrairement à l’été, et offre 
une capacité de modulation utilisée pour suivre les 
variations de la courbe de charge.

Figure 7.23 Illustration de la production sur une semaine estivale –	2035	–	scénario	Hertz
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Figure 7.24 Illustration de la production sur une semaine hivernale –	2035	–	scénario	Hertz
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Bilans

Parc installé

Scénario Hertz (GW) 2016 2025 2030 2035

Nucléaire  63,1  48,5  39,1  39,1 

Thermique  20,4  21,1  23,3  23,2 

Cycles combinés au gaz  6,3  7,2  7,2  7,8 

Charbon  2,9  -  -  - 

Fioul lourd  3,7  -  -  - 

 Turbines à combustion  2,1  8,4  10,6  10,4 

fioul 	1,4	 	1,0	 	1,0	 	1,0	

gaz 	0,6	 	7,3	 	9,5	 	9,3	

Cogénérations  4,8  4,8  4,8 4,4

fioul 	0,5	 	0,5	 	0,5	 0,0

gaz 	4,4	 	4,4	 	4,4	 	4,4	

Autres moyens 
thermiques décentralisés  0,7  0,7  0,7  0,7 

Énergies renouvelables  45,8  77,3  97,2  116,0 

Hydraulique  25,5 25,5 25,5 25,5

dont STEP 	4,2	 	4,2	 	4,2	 	4,2	

Éolien  11,7  29,2  40,2  50,2 

dont éolien terrestre 	11,7	 	25,2	 	32,7	 	40,2	

dont éolien en mer  - 	4,0	 	7,5	 	10,0	

Photovoltaïque  6,7  19,7  27,7  35,7 

Bioénergies  1,9  2,7  3,1  3,5 

Énergies marines  -  0,1  0,6  1,0 

Effacements  2,5  6,0  6,0  6,0 

Offre totale  131,9  152,9  165,6  184,7 
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Scénario Hertz (TWh) 2016 2025 2030 2035

Consommation France6 481,0  466,1  471,7  483,1 

Solde exportateur 42,2 58,7  35,4  48,7 

Pompage 6,7 5,1  5,7  7,2 

Énergie déversée - 0,1  0,4  1,5 

Demande totale  529,9  529,9  513,1  540,6 

Nucléaire  384,0  316,0  256,0  251,9 

Thermique  44,5  45,7  49,0  45,7 

Cycles combinés au gaz  22,1  30,9  33,3  31,6 

Charbon  7,1  -  -  - 

Fioul  0,3  -  -  - 

Turbines à combustion  0,6  3,2  4,0  3,4 

fioul 	0,1	 	0,0	 	0,0	 	0,0	

gaz 	0,5	 	3,2	 	4,0	 	3,4	

Cogénérations  13,3  10,5  10,5  9,6 

fioul 	0,9	 	0,9	 	0,9	  - 

gaz 	12,4	 	9,6	 	9,6	 	9,6	

Autres moyens thermiques 
décentralisés  1,2  1,1  1,1  1,1 

Énergies renouvelables  101,4  168,1  208,1  242,9 

Hydraulique  63,5  63,9  63,4  64,6 

dont STEP 	5,9	 	4,1	 	4,5	 	5,8	

Éolien  20,9  68,4  96,2  117,3 

dont éolien terrestre 	20,9	 	55,3	 	71,7	 	88,1	

dont éolien en mer  - 	13,1	 	24,5	 	29,1	

Photovoltaïque  8,3  23,6  33,2  42,7 

Bioénergies  8,7  12,0  13,7  15,4 

Énergies marines  -  0,3  1,7  2,9 

Offre totale  529,9  529,9  513,2  540,6 

Bilan électrique

6.  Consommation moyenne pouvant être différente de la consommation à températures de référence
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Principaux	résultats	et	hypothèses	à	l’horizon	2035

R
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116 GW
243 TWhHydraulique : 26 GW 

(65 TWh)
Photovoltaïque : 36 GW 

(43 TWh)
Éolien terrestre : 40 GW (88 TWh)

Environ 11 000 éoliennes
Éolien en mer : 10 GW (29 TWh)

Environ 1 500 éoliennes

Co
ns

om
m

at
io

n

442 TWh
8,3 millions de  

véhicules électriques
500 000 rénovations par an+1,5 % de PIB par an

69,2 millions de personnes
32,7 millions de ménages

Eu
ro

pe

Capacité à l’import : 27 GW Capacité à l’export : 33 GW

Développement très soutenu des EnR : +231 GWUE

Déclassement du parc charbon et lignite : -27 GWD

Parc nucléaire : 4,5 GWGB

B
ila

n
N

uc
lé

ai
re 55 GW

346 TWh
-8 GW
Diminution du parc correspondant au 
déclassement de 9 réacteurs « 900 MW »*

 Fermeture des centrales au charbon
 Pas de nouveau moyen thermique supplémentaire
Diminution de la part du nucléaire sans atteindre 50 %
 Réduction des émissions de CO2

Analyse des variantes :
 Les points d’équilibres sont modifiés mais demeurent cohérents en faisant varier 
les différents paramètres. Ceux qui ont le plus d’influence sur l’équilibre économique  
du scénario sont le prix du carbone et le développement des EnR en Europe. 
Le développement du nucléaire hors de France a également un impact.

Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)  
Environ 14 300 éoliennes (sans repowering)

Éolien en mer : 15 GW (47 TWh )
Environ 3 000 éoliennes

CO
2

32 €/t

9 Mt CO2
émises par le système électrique

TYNDP	2016,	dates	de	mise	en	service	prudentes

Hypothèses	sur	les	prix	des	combustibles	basées	sur	le	scénario	«	Current	policies	»	de	l’AIE,	prix	exprimés	en	€2016

EnR
40 %

Nucléaire
56 %

Thermique
4 %

SCÉNARIO

VOLT
Un développement soutenu des énergies renouvelables et une évolution du  
parc nucléaire en fonction des débouchés économiques à l’échelle de l’Europe 

* hors fermeture des deux réacteurs de Fessenheim
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L’évolution du nucléaire français résulte d’arbi-
trages économiques, dans un contexte de 
développement significatif des énergies renou-
velables. Les arbitrages économiques découlent 
des débouchés accessibles à l’ensemble de la pro-
duction décarbonée sur les marchés européens de 
l’électricité. 

Un croisement de nombreuses variantes visant à 
tester les débouchés physiques et économiques 
de la production d’électricité française compétitive 
sur les marchés est réalisé et permet de déterminer 
l’évolution de la part du nucléaire. Elle ne vise pas à 

atteindre un pourcentage fixé ex ante de production 
nucléaire dans le mix de production électrique. 

Les différentes variantes testées intègrent notam-
ment les configurations défavorables pour la pro-
duction décarbonée afin de renforcer la robustesse de 
l’analyse : (i) retard dans le développement des inter-
connexions, (ii) faible prix du CO2 et des combustibles, 
(iii) augmentation du volume des énergies renouvelables 
en France et dans les pays étrangers, (iv) augmenta-
tion de la production nucléaire en Grande-Bretagne, 
(v) maintien du parc charbon et lignite en Allemagne et 
des moyens thermiques en Italie et en Espagne.

Le scénario permet une diversification du mix, réelle 
mais plus progressive que dans les autres scéna-
rios. La fermeture d’environ neuf réacteurs est possible 
d’ici à 2035 sur des bases économiques. La part de la 
production nucléaire s’approcherait alors de 55 % et 
resterait majoritaire.

Il n’y a pas de renoncement aux choix publics de 
développer les énergies renouvelables : par rap-
port à aujourd’hui, la production éolienne et photo-
voltaïque est multipliée par cinq. L’objectif des 40 % est 
atteint à l’horizon 2035. 

Il n’existe pas d’espace économique pour de nouvelles 
unités au gaz. 

Les analyses permettent de montrer qu’il existe des 
limites à un parc constitué d’énergies renouve-
lables et de nucléaire en France s’il est trop impor-
tant. Au-delà d’un certain seuil, « l’effet prix » associé à 
une production trop abondante en France l’emporte sur 
« l’effet volume », et dégrade la valeur économique de 
la balance commerciale.

A	contrario, une fermeture rapide de nombreux réac-
teurs nucléaires conduit à renoncer à des débou-
chés économiques certains. Ces débouchés dépendent 
de l’évolution des parcs de production étrangers : là où le 
recours à la production thermique existe en complément 
des énergies renouvelables, l’espace économique pour la 
production d’origine renouvelable et nucléaire française 
existe si les interconnexions sont développées. 

Du point de vue de l’économie générale du système 
électrique, il est donc possible de fermer certains 
réacteurs nucléaires sur l’horizon d’étude selon un 
rythme à définir et lié au prix du CO2, au rythme effectif 
des interconnexions et au développement des énergies 
renouvelables en France. 

La place du nucléaire prend son sens dans le 
cadre de complémentarités assumées entre États 
membres dans la construction de leur mix élec-
trique. Le système français est fortement exportateur 
sur toute la période considérée, ce qui est la traduction 
mécanique de la compétitivité de ces énergies sur les 
marchés de l’électricité et contribue favorablement à la 
balance commerciale de la France. 

Le scénario repose sur des capacités d’échanges 
importantes avec les pays voisins de la France 
mais il n’est pas forcément indispensable de se 
placer dans la trajectoire de développement des 
interconnexions la plus volontariste : l’analyse des 
variantes montre qu’une trajectoire d’interconnexion 
médiane, qui correspond à celle du dernier Schéma 
décennal de développement du réseau mais qui retient 
des dates de mise en service prudentes, n’empêche pas 
la réalisation de ce scénario. Sur le plan économique, 
il semble néanmoins logique de s’appuyer sur la 
trajectoire d’interconnexion haute retenue dans 
le Bilan prévisionnel dans la mesure où la France 
se dote de moyens de production lui permettant 
d’exporter beaucoup et souvent. 

Ce scénario est le plus performant du point de vue 
des émissions de CO2. Les émissions du mix élec-
trique français sont diminuées de plus de 60 % par rap-
port à la situation actuelle et s’établissent à 9 millions 
de tonnes en fin de période. Au niveau européen, le 
parc français permet d’éviter la production d’émissions 
de CO2 européenne à hauteur de 53 millions de tonnes. 

L’économie du scénario repose, comme dans le 
scénario Ampère, sur des investissements impor-
tants dans toutes les composantes du système 
électrique, notamment sur le parc de production. 
L’hypothèse sur le prix du CO2 est déterminante : une 
valeur d’environ 30 €/tCO2 permet d’assurer l’équilibre, 
tandis qu’une valeur plus basse est problématique. 
Les choix énergétiques des pays voisins sont égale-
ment déterminants, ainsi une forte augmentation de la 
production nucléaire en Grande-Bretagne réduirait les 
débouchés pour le nucléaire français. 

La sécurité d’alimentation française est assurée 
et demeure largement tributaire de la performance du 
parc nucléaire. Les moyens de stockage ou les possi-
bilités de modulation de la consommation permettant 
de gérer les situations de « surplus » de production élec-
trique bon marché présentent un fort intérêt écono-
mique pour assurer l’équilibre en temps réel du système 
électrique français, majoritairement composé de moyens 
peu flexibles (énergies renouvelables intermittentes et 
nucléaire). 
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8. SCÉNARIO VOLT :
UN DÉVELOPPEMENT SOUTENU 

DES ÉNERGIES RENOUVELABLES 
ET UNE ÉVOLUTION DU PARC 

NUCLÉAIRE EN FONCTION 
DES DÉBOUCHÉS ÉCONOMIQUES 

À L’ÉCHELLE DE L’EUROPE

8.1 Un scénario axé sur l’économie 
du parc de production français dans 
une Europe fortement interconnectée

La perspective d’une croissance durablement éle-
vée de la consommation d’électricité au cours des 
prochaines années n’est pas retenue dans les scé-
narios 2017 de RTE. Un tel régime de croissance 
résulterait en effet de transferts massifs vers 
l’électricité – qui nécessiteraient un changement 
de politiques publiques – ou d’un faible effet des 
politiques d’efficacité énergétique. À long terme, 
l’électrification du secteur des transports peut 
certes conduire à une inflexion conduisant à une 
augmentation de la consommation d’électricité, 
mais cet effet ne semble pas dimensionnant au 
cours des prochaines années. 

L’examen d’un scénario reposant sur un déploie-
ment massif des énergies renouvelables, combiné 
à un déclassement de la capacité nucléaire qui 
ne soit pas réalisé de manière trop marquée, doit 
donc être analysé sous un angle différent. 

8.1.1 L’objet d’étude : étudier la 
compatibilité entre un déploiement 
important des énergies renouvelables 
et une évolution du parc nucléaire 
réalisée en fonction des débouchés 
économiques du parc de production 
français en Europe

L’intérêt d’étudier la place 
économique du nucléaire dans 
un environnement sans croissance 
de la consommation électrique et 
avec une pénétration importante 
des énergies renouvelables 
En théorie, la diversification du mix pourrait résul-
ter mécaniquement du déploiement progressif des 
énergies renouvelables sans fermeture de réac-
teurs nucléaires. Une telle configuration repose 
sur une croissance forte de la consommation élec-
trique en France. 
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Dans le scénario Volt, la place du nucléaire dans le 
mix de production découle de ses débouchés écono-
miques dans une Europe fortement interconnectée. 

Ceci revient à analyser les possibilités effectives 
pour le système électrique français de devenir 
plus exportateur qu’aujourd’hui, en se basant sur 
la compétitivité des énergies renouvelables et de 
l’énergie nucléaire sur les marchés de l’électricité 
au niveau européen. L’analyse doit ainsi essayer 
d’identifier les limites physiques et économiques 
aux exports, dans une situation où les autres pays 
européens auront également déployé fortement 
les énergies renouvelables. Le Bilan prévisionnel 
est basé sur une modélisation des pays voisins de 
la France. Il permet ainsi de représenter le fonc-
tionnement du système électrique européen et 
les échanges entre pays, afin de mener une telle 
analyse. 

De nombreuses interrogations sur 
l’économie d’un système électrique 
basé sur une capacité nucléaire et 
renouvelable très développée en France
Plusieurs questions, qui sont fréquemment reve-
nues lors de la consultation publique, sont à ins-
truire dans ce contexte :

 u Une capacité nucléaire très importante conduit-
elle à un écroulement des prix de marché, qui 
rendrait impossible le financement de la pro-
longation du parc ou renchérirait le coût pour 
les finances publiques du soutien aux énergies 
renouvelables ?

 u Quel est le niveau d’export sous-jacent à un 
scénario où le parc nucléaire demeurerait 
important ? Un tel niveau d’export n’est-il envi-
sageable que si la trajectoire haute est atteinte 
pour le développement des interconnexions ?

 u Un tel scénario n’est-il viable que sous réserve 
d’un prix du carbone élevé en Europe ? Quelles 
sont alors les conséquences si ces niveaux de 
prix ne sont pas atteints ?

 u Le scénario est-il conditionné à des trajectoires 
spécifiques d’évolution du mix électrique des 
voisins de la France ?

 u Comment peut-on caractériser la contribution 
du parc électrique français aux objectifs euro-
péens en matière de décarbonation dans ce 
scénario ?

8.1.2 Le principe structurant : 
une analyse économique de 
la capacité nucléaire en tenant 
compte du déploiement des énergies 
renouvelables et des échanges 
d’électricité

Des trajectoires nucléaires corrélées aux 
débouchés physiques et économiques en 
tenant compte du déploiement des EnR
La présentation du scénario Volt est organisée 
autour de deux configurations. Dans ces deux 
configurations, le rythme de déploiement des EnR 
est soutenu et conforme aux objectifs de la PPE, 
prolongés à l’horizon 2035.

Dans le cas de base, le nombre de réacteurs est 
déterminé en tenant compte des débouchés identi-
fiés pour la production française à faible coût mar-
ginal (renouvelable et nucléaire) sur les marchés 
de l’électricité. La trajectoire, sur les trois coupes 
temporelles, aboutit à une capacité nucléaire 
installée de 55 GW en 2035. Cette valeur a été 
déterminée à l’issue du croisement de nombreuses 
variantes faisant apparaître qu’une capacité com-
prise entre 50 et 60 GW semblait pertinente (au 
sens du surplus collectif français et en intégrant 
l’impact des échanges d’électricité sur la balance 
commerciale), dans le plus grand nombre de cas 
(cf.	 paragraphe	 8.3). Les variantes présentées 
dans ce scénario sont restituées pour illustrer la 
sensibilité de cette analyse. 

Le cas de base est complété d’une variante dans 
laquelle la capacité nucléaire atteint le plafond fixé 
par la loi (63 GW) durant toute la période. Cette 
variante est utilisée pour mettre en perspective les 
résultats obtenus en matière de débouchés écono-
miques par rapport au cas de base.

Le scénario Volt ne vise pas à 
déterminer un mix EnR/nucléaire 
optimal
Le scénario Volt est orienté autour de l’analyse 
des débouchés physiques et économiques acces-
sibles pour la production d’électricité en France, 
et notamment pour la production à coût variable 
faible (énergies renouvelables et nucléaire). 
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Les analyses sont réalisées en tenant compte des 
politiques décidées concernant le déploiement des 
énergies renouvelables : la trajectoire EnR est 
considérée comme une hypothèse ; elle ne consti-
tue pas un résultat du modèle. 

Les conclusions de l’étude ne peuvent ainsi pas être 
extrapolées au-delà de leur contexte. Notamment, 
elles ne peuvent être mobilisées dans un exercice 
qui porterait sur les mérites économiques des diffé-
rentes trajectoires envisageables pour le dévelop-
pement des énergies renouvelables.

Le scénario Volt ne vise pas à calculer 
un optimum énergétique pour la France
Plusieurs résultats présentés dans le scéna-
rio Volt – et notamment certaines trajectoires 
nucléaires – reposent sur le calcul économique. 
Cette construction entend répondre aux demandes 
de plusieurs acteurs lors de la consultation publique, 
visant à disposer d’éléments de nature économique 
dans la construction des scénarios. L’objet d’étude 
du scénario Volt n’est à ce jour abordé que dans une 
seule étude : celle-ci, réalisée par les think	 tanks 
Agora Energiewende et IDDRI et annoncée pour 
décembre 2017, examine de manière approfondie 
cette question avec une approche franco-allemande. 

Pour autant, ce travail économique sur le scéna-
rio Volt ne prétend pas suffire à caractériser une 
situation optimale pour la France.

Tout d’abord, les analyses effectuées dans le cadre 
du Bilan prévisionnel sont de nature microécono-
mique. Les effets macroéconomiques ne sont pas 
évalués, non plus que les conséquences en matière 
d’emploi, de maintien ou de constitution en France 
de filières spécifiques. Un tel éclairage serait indis-
pensable en complément des analyses restituées 
dans ce rapport. Les travaux menés sous l’égide 
de l’État dans le cadre de la préparation de la pro-
chaine programmation pluriannuelle de l’énergie 
comprennent un programme d’analyse macro-
économique et devraient ainsi contribuer à enrichir 
la compréhension commune de ces enjeux.

Les effets étudiés dans le Bilan prévisionnel de RTE 
portent, pour leur part, uniquement sur le secteur 
électrique, et pas sur l’ensemble de la probléma-
tique énergie-climat.

Le calcul économique à l’échéance 2035 est effec-
tué par référence au coût de production d’élec-
tricité à la charge de la collectivité française, une 
fois déduites les recettes associées aux exports et 
aux rentes de congestions. Cette analyse présente 
l’avantage d’intégrer la contribution des échanges 
électriques au solde de la balance commerciale 
française, et ainsi de donner suite aux demandes 
formulées par plusieurs participants à la consulta-
tion publique menée au printemps 2017. 

Il ne s’agit donc pas de déterminer la configuration 
préférable :

 u pour les finances publiques (ce qui nécessite-
rait d’intégrer les taxes perçues y compris sur la 
vente d’électricité, mais également de matériels 
comme les panneaux photovoltaïques, etc.) ; 

 u pour la filière nucléaire (ce qui conduirait à calcu-
ler les revenus du ou des opérateurs en charge) ; 

 u pour la collectivité en Europe (qui obéirait à la 
méthode de maximisation du bénéfice socio- 
économique européen utilisée, par exemple, 
dans les analyses menées pour évaluer l’intérêt 
des projets d’interconnexions transfrontalières). 

Enfin, les analyses sur la capacité nucléaire sont 
réalisées de manière agrégée. RTE ne dispose pas 
d’information sur les coûts de prolongation réac-
teur par réacteur : les références de coût utilisées 
sont donc celles de la Cour des Comptes et des 
dernières communications financières d’EDF, et la 
méthode utilisée repose sur l’hypothèse que les 
coûts complets associés au parc nucléaire pour le 
fonctionnement et la prolongation se décomposent 
de façon homogène sur les différents réacteurs. 
L’étude vise ainsi à déterminer des ordres de gran-
deurs pertinents, et non à servir de base à une 
évaluation au cas par cas.

8.1.3 Les analyses de sensibilité : 
de nombreuses variantes pour tester 
la robustesse des résultats

Dans le scénario Volt, les simulations sont réalisées 
soit en considérant la capacité nucléaire comme 
résultant d’arbitrages économiques (cas de base 
du scénario), soit en considérant le parc comme 
étant maintenu à son volume actuel (variante 
« nucléaire »). 
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Dans le premier cas, la capacité nucléaire pré-
sentée en 2035 constitue bien le résultat d’une 
analyse technico-économique. Cette étude doit 
alors nécessairement porter sur l’ensemble des 
facteurs susceptibles de faire varier la valeur éco-
nomique du parc de production, et notamment du 
parc nucléaire. Comme dans le scénario Ampère, 
toutes les variables recensées dans le Bilan prévi-
sionnel ont donc été testées : prix du CO2, choix de 
politiques énergétiques chez nos voisins, rythme 
effectif de déploiement des énergies, consomma-
tion, etc.

Sensibilité au développement effectif 
des énergies renouvelables 
La variante « EnR » vise à saisir l’influence du 
rythme effectif de déploiement des énergies renou-
velables. Elle consiste à prévoir un déploiement 
plus important en France (trajectoire « rythme 
PPE haut »), sans pour autant que le déploiement 
des EnR dans le reste de l’Europe ne soit supposé 
modifié (i.e. restant à un niveau médian). 

Sensibilité à la consommation en France
Le cas de base du scénario Volt retient la consom-
mation « intermédiaire 3 », qui se situe environ 
40 TWh sous la trajectoire haute. Ceci représente 
la production annuelle de 7 réacteurs 900 MW, et 
constitue donc un choix de premier ordre pour le 
dimensionnement du scénario.

La variante « consommation » consiste à retenir la 
trajectoire haute, et ainsi à étudier un mix structu-
rellement moins exportateur.

Sensibilité au développement effectif 
des interconnexions
Le cas de base est assis sur une trajectoire 
d’inter connexion haute, ce qui est cohérent avec 
le caractère a priori exportateur du parc de pro-
duction français et avec la volonté des autorités 
européennes de favoriser le développement des 
interconnexions entre les pays. De manière à 
vérifier si l’atteinte de ce niveau élevé constitue 
une condition nécessaire en matière de cohé-
rence économique, le scénario a également été 
testé en considérant un niveau d’interconnexion 
médian.

Sensibilité au prix du CO2
Dans le scénario Volt, le mix installé en France pré-
sente des caractéristiques particulières en matière 
d’émissions et de structure de coût, encore plus 
marquées que dans le scénario Ampère. Ce mix 
est très peu émetteur de gaz à effet de serre (les 
filières les plus représentées étant le nucléaire, 
l’éolien, le photovoltaïque et l’hydraulique), et 
constitué de moyens à coûts marginaux faibles ou 
nuls. Ces caractéristiques influent grandement sur 
la compétitivité du parc sur la plaque européenne. 

L’hypothèse de référence du scénario Volt repose 
sur la trajectoire médiane de prix du CO2 et des 
combustibles. Deux variantes sont testées :

 u en considérant un prix du CO2 et des com-
bustibles plus bas, de manière à identifier les 
impacts sur les débouchés économiques pour 
une production EnR et nucléaire en France ;

 u en retenant un prix du CO2 plus élevé (trajec-
toire « 450 ppm » de l’Agence internationale de 
l’énergie, qui prévoit notamment un prix du CO2 
à 100 $/t en fin de période). 

Ces variantes permettent notamment d’examiner 
si l’atteinte d’un prix très élevé pour le carbone 
est indispensable à la mise en œuvre du scénario 
Volt, ou si celui-ci pourrait également présenter de 
l’intérêt dans des circonstances où les politiques 
de lutte contre le changement climatiques ne se 
traduiraient pas par une augmentation rapide du 
prix du carbone.

Sensibilité aux choix de politique 
énergétique des pays voisins de 
la France
Enfin, est testé le cas de figure où les pays voisins 
de la France disposeraient de surcapacités et/ou de 
production à coût variable faibles plus importantes. 

Dans ce cas, les débouchés pour des exports 
origi naires de France seraient réduits. Toutes les 
variantes présentées au chapitre 3 ont été testées. 
De manière à alléger la restitution, leurs effets sont 
agrégés dans une seule configuration comprenant : 

 u un développement des EnR plus soutenu dans 
tous les pays européens, ainsi qu’un haut niveau 
de déploiement du nucléaire au Royaume-Uni ;

 u un déclassement du charbon et du lignite moins 
important en Allemagne.
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8.2 Les bilans énergétiques : 
un scénario  qui repose sur des moyens 
de base fortement développés

Figure 8.1  Évolution du parc de production – scénario Volt
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Figure 8.2 Bilan énergétique prévisionnel – scénario Volt
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8.2.1 Une part du nucléaire 
demeurant majoritaire mais en 
dessous de 60 % au-delà de 2030

Dans son cas de référence, basé sur l’atteinte d’une 
capacité nucléaire installée de 55 GW en 2035, le 
scénario Volt est construit sur le principe d’une 
réduction progressive de la capacité nucléaire. Le 
rythme de réduction sur les points de passage 2025 
et 2030 constitue une hypothèse, et non un résul-
tat. La décroissance est progressive : 2 GW sont 
déclassés d’ici à 2025, 3 GW entre 2025 et 2030, et 
3 GW supplémentaires entre 2030 et 2035. 

Cette trajectoire, conjuguée à la progression 
des énergies renouvelables, conduit la part du 
nucléaire à se rétracter progressivement. Au-delà 
de 2030, cette part se situe en dessous de 60 %, et 
elle  s’approche de 55 % en 2035. 

8.2.2 Un développement important 
des énergies renouvelables

Dans le scénario Volt, la France ne renonce pas à 
développer les énergies renouvelables. En 2035, la 
capacité éolienne et photovoltaïque a été multipliée 
respectivement par 3,5 et 5, par rapport à 2016, soit 

un total porté à 86 GW, pour une production de 
160 TWh. La filière éolienne en mer se développe 
significativement selon une trajectoire identique à 
celle actuellement envisagée par les pouvoirs publics 
et prolongée pour atteindre 10 GW en 2035. Le parc 
hydraulique qui maintient sa capacité de production, 
les bioénergies (3,5 GW), et les énergies marines 
(3 GW) complètent le mix énergétique renouvelable.

Cette trajectoire nécessite une accélération par 
rapport à aujourd’hui. Elle pourrait être complé-
tée par un développement supplémentaire pour 
la filière solaire, car le photovoltaïque au sol peut 
trouver un espace économique au-delà des tra-
jectoires envisagées par les pouvoirs publics (cet 
effet n’est pas restitué dans le présent scénario, 
de manière à pouvoir analyser l’effet d’un chan-
gement de trajectoire régulée de déploiement des 
EnR, mais il est analysé au chapitre 11).

L’objectif de 40 % d’EnR dans le mix fixé par la loi 
serait atteint en 2035.

Ces rythmes de développement feraient de la 
France le deuxième pays européen pour le parc 
éolien (ex aequo avec la Grande-Bretagne) produi-
sant 117 TWh et le troisième pays européen pour 
le photovoltaïque avec 43 TWh.

 Nucléaire  
 Énergies renouvelables  
 Thermique

Figure 8.3 Évolution de la part des différentes filières dans la production d’électricité – scénario Volt
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Figure 8.4 Rentabilité des cycles combinés dans le scénario Volt – 55 GW

8.2.3 Un espace économique 
insuffisant pour de nouveaux moyens 
thermiques

Dans une configuration où le nombre de réacteurs 
nucléaires en service demeure élevé, la croissance 
soutenue des énergies renouvelables conduit à une 
production à bas coûts très fréquemment appelée 
à l’échelle européenne. Il n’existe alors pas d’es-
pace économique en France, pour de nouvelles 
unités thermiques, quelles qu’elles soient. Dans 
l’hypothèse de référence sur les prix du gaz et du 
carbone (scénario «	Current	Policies	» de l’AIE), les 
niveaux de prix de marché permettent néanmoins 

de couvrir les coûts opérationnels fixes annuels. 
Les cycles combinés au gaz tournent autour de 
3 000 heures équivalentes pleines puissance 
par an. 

Cependant, leur équilibre économique demeure-
rait fragile, et apparaît fortement dépendant du 
prix du CO2 et du scénario de combustible. Ainsi, 
les revenus semblent suffisants pour couvrir les 
coûts annuels fixes, ou encore « coûts cash » (donc 
sans remboursement ni rémunération des CAPEX 
initiaux) dans le cas de base (scénario «	Current	
Policies	» de l’AIE) mais pas dans la trajectoire 
basse de prix du CO2 et des combustibles. 

C
oû

ts
 e

t 
b

én
éf

ic
es

 a
n

n
u

al
is

és
(k

€
/

M
W

/
an

) Scénario de rentabilité
économique des CCG
existants mais pas de

nouveaux CCG

Coûts fixes Marges marchés1

Cycles
combinés

au gaz
neufs

Cycles
combinés

au gaz
existants

0

20

40

60

80

100

120

Scénario de 
non-rentabilité économique

des CCG existants

 OPEX fixes 
 CAPEX annualisé
 Revenus marchés

1.  La marge marchés est définie comme la différence entre les revenus marchés et les dépenses de combustibles et CO2.

CO2 médian 

€
2

0
1

6
/

t

2025 2030 2035

0

20

40

60

80

100

120

140

Prix du CO2

€
2

0
1

6
/

M
W

h

2025 2030 2035

0

20

40

60

80

100

120

140

Prix du gaz

€
2

0
1

6
/

t

2025 2030 2035

0

20

40

60

80

100

120

140

Prix du charbon

2035

€
2

0
1

6
/

b
b

l

2025 2030

0

20

40

60

80

100

120

140

Prix du pétrol brut

CO2 bas 

€
2

0
1

6
/

t

2025 2030 2035

0

20

40

60

80

100

120

140

Prix du CO2

€
2

0
1

6
/

M
W

h

2025 2030 2035

0

20

40

60

80

100

120

140

Prix du gaz

€
2

0
1

6
/

t

2025 2030 2035

0

20

40

60

80

100

120

140

Prix du charbon

2035

€
2

0
1

6
/

b
b

l

2025 2030

0

20

40

60

80

100

120

140

Prix du pétrol brut



BILAN PRÉVISIONNEL de l’équilibre offre-demande d’électricité en France I ÉDITION 2017 249

SCÉNARIO VOLT 8

8.3 À l’horizon 2035, le maintien 
d’une capacité nucléaire installée 
de l’ordre de 55 GW peut résulter 
d’une analyse économique intégrant 
la balance commerciale électrique

La capacité de 55 GW à horizon 2035 a été déter-
minée à l’issue d’un calcul économique mené sur 
plusieurs variantes. Le principe et les étapes de ce 
calcul sont détaillés ci-dessous.

Dans ce qui suit, l’analyse économique porte sur le 
coût de production d’électricité restitué à la collec-
tivité française (producteurs et consommateurs), 
une fois prises en compte les recettes associées 
aux exports. Précisément, ce coût est constitué de 
la manière suivante :

 u l’ensemble des dépenses futures réalisées sur la 
période étudiée par les producteurs d’électricité 
(et éventuellement les consommateurs pour 
l’effacement) sont prises en compte (dépenses 
d’investissement, d’exploitation/maintenance et 
de fonctionnement) ; 

 u le solde de la balance commerciale électrique 
(considéré intégralement restitué à la collectivité) 
et la moitié de la rente de congestion sur les inter-
connexions (déduite des coûts de réseau à finan-
cer par les consommateurs au travers du tarif 
d’utilisation des réseaux) sont ensuite retranchés.

Les résultats sont nécessairement tributaires des 
méthodes et des outils de simulations utilisés, ainsi 
que des références de coûts utilisées, et peuvent 
conduire à de nombreux débats d’experts. Le 
nombre d’hypothèses à intégrer est considérable, 
et certaines sont susceptibles de ne pas faire 
consensus. Il n’existe pas de valeur brute qui serait 
valable de toute évidence. 

Afin de centrer l’analyse sur l’influence des diffé-
rents paramètres étudiés, les analyses sont pré-
sentées uniquement de manière différentielle, 
c’est-à-dire l’une par rapport à l’autre. Cette 
méthode vise à neutraliser les éventuels biais 
inhérents à la modélisation. Elle reste tributaire 

de l’hypothèse considérée sur le coût de la prolon-
gation des réacteurs nucléaires.

8.3.1 La valeur économique des 
exports d’électricité varie en fonction 
de la capacité de production nucléaire 
et renouvelable

Énergies renouvelables et nucléaire 
constituent une production massive 
très compétitive sur les marchés 
de l’électricité, mais qui tire les prix 
vers le bas 
L’analyse des échanges électriques permet d’isoler 
un « effet volume », qui est positif quand la capa-
cité compétitive installée en France croît, et un 
« effet prix », qui évolue dans le sens contraire.

En premier lieu, l’accroissement de la capacité 
nucléaire, à capacité renouvelable fixe, conduit 
mécaniquement à augmenter le volume d’exports 
(« effet volume »). Les coûts marginaux de l’éolien 
et du photovoltaïque sont en effet nuls, et ceux du 
nucléaire très faibles. Dans la grande majorité des 
configurations de marché, ces capacités sont ainsi 
retenues dans la préséance économique, évaluée à 
l’échelle européenne. 

Les seules limites à ce raisonnement sont fixées :
 u par les capacités d’interconnexion, qui peuvent 
être saturées et rendre impossible une valorisa-
tion sur les marchés voisins (en considérant par 
défaut le réseau interne en capacité d’évacuer ces 
quantités d’énergie) ;

 u par les débouchés dans les pays voisins, notam-
ment si ces derniers se sont également dotés 
de capacités présentant les mêmes caractéris-
tiques de coût. 
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Figure 8.5 Durée de marginalité EnR et nucléaire 
en fonction de la capacité nucléaire installée  
Horizon	2035	–	Hypothèses	de	référence	
du scénario Volt

Dans le même temps, ces mêmes capacités sélec-
tionnées dans la préséance économique au niveau 
européen entraînent un « effet prix » sur  l’ensemble 
du parc de production : à capacité renouvelable 
fixe, un parc nucléaire français important aug-
mente le nombre d’heures de marginalité2 des 
capacités à coûts variables faibles. 

La figure 8.6 permet de représenter cet effet : 
le prix de marché simulé en France pour l’année 

2035 y est représenté en fonction de la capacité 
nucléaire du parc français. L’écart de prix résultant 
du volume de nucléaire en France peut représen-
ter jusqu’à 20 €/MWh. Un tel effet sur les prix est 
susceptible de modifier le régime de financement 
de nombreux actifs (développement marchand des 
EnR et de moyens thermiques), mais également 
de la prolongation de certains réacteurs nucléaires 
eux-mêmes. 

Un parc éolien, solaire et nucléaire très 
important peut conduire à une valorisation 
des exports à des prix plus faibles
La sensibilité de « l’effet prix » peut être caracté-
risée de manière précise en comparant plusieurs 
variantes.

Ainsi, dans la figure 8.7, on représente le niveau 
de valorisation des exports selon la taille du parc 
nucléaire toutes choses étant égales par ailleurs 
(notamment le niveau de déploiement des éner-
gies renouvelables). Cette représentation illustre 
l’influence de la taille du parc sur le nombre de 
situations durant lesquelles la production est écou-
lée à un prix faible. Ces situations correspondent 
aux périodes de marginalité nucléaire en France 
(à interconnexions saturées) ou en Europe (inter-
connexions non saturées).

Figure 8.6 Prix spot moyen France en fonction 
de la capacité nucléaire installée – écart par rapport 
à l’hypothèse d’une capacité nucléaire de 55 GW – 
Horizon	2035	–	Hypothèses	de	référence	scénario	Volt 

Figure 8.7 Exports selon leur niveau de valorisation 
pour un parc nucléaire à 55 GW et à 63 GW
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Cette représentation ne porte que sur le prix auquel 
les producteurs valorisent leur électricité sur les 
marchés. Le bilan pour la collectivité est différent, et 
doit intégrer la rente de congestion prélevée en cas 
de différentiel de prix entre zones (voir paragraphe 
suivant), qui est restituée à hauteur de 50 % à la 
zone exportatrice (respectivement importatrice). 

L’effet net des échanges électriques sur 
la balance commerciale peut être mis en 
regard des coûts de production
Les éléments ci-dessus permettent de mettre en 
regard le coût associé à développer ou maintenir 
des installations de production d’une part, et le 
bilan économique des échanges d’électricité d’autre 
part. La méthode est générique et n’est donc pas 
propre au scénario Volt. Seules les différences 
de coûts entre les deux parcs de production 
sont comparées : le reste du parc est consi-
déré inchangé, et sa composition précise 
(réacteurs existants 900 MW, 1 300 MW, N4 
ou nouveaux réacteurs) ne joue aucun rôle 
dans l’analyse. 

S’agissant des postes de coût pour les unités de 
production :

 u les coûts associés à un parc nucléaire plus impor-
tant sont constitués des capitaux à engager 
(pour la prolongation de certains réacteurs dans 
le cas étudié), des coûts opérationnels associés 
(OPEX fixes), et des coûts de combustibles ;

 u les gains associés correspondent aux coûts 
variables de production évitée par d’autres 
moyens (il s’agit de coûts évités pour les filières 
gaz, charbon et fioul) et au différentiel d’éner-
gie vendue sur les marchés européens (exports 
supplémentaires ou imports évités).

S’agissant des postes de coût pour les inter - 
connexions : 

 u la valeur de la balance commerciale est estimée 
en valorisant les quantités vendues au prix de 
marché en France ;

 u la rente de congestion est calculée frontière par 
frontière sur la base des différentiels de prix de 
marché horaires entre la France et les pays voi-
sins : la moitié est affectée en réduction des 
coûts portés par le consommateur français.

Figure 8.8 Surcoût d’un parc nucléaire à 63 GW par rapport à un parc à 60 GW (M€/an)  
Hypothèse	de	référence	scénario	Volt,	horizon	2035
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On peut ainsi décomposer les effets associés au pas-
sage d’une configuration à l’autre. Dans le graphe 
suivant, on montre que cet effet est important, 
même pour un faible écart dans la capacité installée 
(exemple d’un passage de 63 GW à 60 GW). 

Cette analyse est bien entendue largement tri-
butaire de nombreux facteurs, au premier rang 
desquels figurent le volume et la répartition du 
potentiel de production dans chaque pays euro-
péen. Les variantes restituées ci-dessous sont ainsi 
indispensables à l’analyse du sujet, dont l’interpré-
tation renvoie en réalité à la projection des poli-
tiques énergétiques et des dynamiques de marché 
en Europe. 

8.3.2 La valeur de 55 GW permet de 
rendre compte des points d’équilibre 
atteints en testant de nombreuses 
variantes

De très nombreuses variantes ont 
été testées pour évaluer la crédibilité 
du résultat
L’étude économique du scénario Volt a fait l’objet de 
nombreuses analyses de sensibilité pour s’assurer 
de sa robustesse. Toutes les variantes mentionnées 
au § 8.1 ont ainsi été testées. La plupart visent à 

tester un cas plus défavorable que les hypothèses 
du cas de base du scénario Volt (accroissement de 
la part des sources de production électriques plus 
compétitives que le nucléaire sur les marchés euro-
péens, réduction des débouchés physiques acces-
sibles, faible prix du carbone). Deux variantes sont 
au contraire plus favorables (une consommation 
plus haute, et un prix du CO2 plus élevé).

Les résultats sont exposés à la figure 8.9. 

Entre 50 et 60 GW, de nombreux 
équilibres sont voisins
Les points d’équilibre varient selon les simulations. 
Au-delà des valeurs brutes, l’intérêt de l’analyse 
consiste plutôt à examiner à quel moment l’aug-
mentation des coûts résultant d’un parc trop faible 
(dégradation de la balance commerciale par « effet 
volume ») ou d’un parc trop important (dégrada-
tion de la balance commerciale par « effet prix ») 
devient importante. Sans prétendre être prescrip-
tif, on peut tirer plusieurs enseignements.

La plupart des points d’équilibre se situent de 
manière distinctive au-dessus de 50 GW, et en 
dessous de la valeur du parc actuel (63 GW). Une 
réduction progressive et modérée de la capacité 
nucléaire installée à horizon 2035 semble donc 
pouvoir se justifier. 

Figure 8.9 Surcoût du système électrique français (hors réseau) intégrant les recettes d’interconnexions 
(par rapport à un parc nucléaire à 55 GW) – horizon	2035
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Plusieurs variantes conduisent à des effets 
proches, suggérant des points d’équilibre compris 
entre 50 et 60 GW. Il n’en résulte pas que ces 
dimensionnements conduisent exactement aux 
mêmes conséquences, mais plutôt que des ana-
lyses complémentaires, modélisant plus finement 
différents aspects, seraient nécessaires pour les 
départager.

À la lumière de ces différentes variantes, la 
valeur de 55 GW constitue un bon représen-
tant des différentes variantes étudiées. Cette 
valeur ne constitue pas un optimum en tant que 
telle : elle rend compte d’un ordre de grandeur 
(la zone 50-60 GW) et d’une méthode (l’ana-
lyse du coût porté par la collectivité française, 
une fois la valeur des exports nets déduite). 

Cette analyse est effectuée en tenant compte des 
informations connues « à date » et n’intègre pas 
d’analyse des meilleures décisions à prendre en 
avenir incertain.

Les situations permettant de dégrader 
l’économie d’un parc de production 
composé d’un volume important d’EnR 
et de nucléaire ont été analysées
Au-delà de l’analyse brute des résultats, un parc 
de production composé d’un volume important 
d’EnR et de nucléaire semble une solution écono-
miquement performante. 

En deçà de 50 GW, le coût du système électrique 
diminué de la balance commerciale est systémati-
quement supérieur (sauf pour la variante « prix du 
CO2 faible », mais l’écart de coût est très faible). 
Ainsi, les économies sur les coûts de prolongation 
des réacteurs nucléaires ne compenseraient pas 
les pertes de revenus associés. 

L’étude menée permet également de hiérarchiser les 
configurations, et d’identifier les conditions les plus 
importantes pour l’équilibre d’un scénario reposant 
sur le déclassement d’un nombre réduit de réac-
teurs. Le cas de figure le plus défavorable est celui 
qui correspond à la trajectoire basse pour les prix du 
combustible et du CO2. Cela montre a contrario que 
l’hypothèse selon laquelle l’augmentation du prix du 
CO2 atteint à long terme une valeur de l’ordre de 
30 €/tCO2 est une condition importante pour assurer 

l’économie de ce type de parc de production. À par-
tir de ces niveaux de prix, la production décarbonée 
(renouvelable et nucléaire) augmente en effet sa 
compétitivité par rapport aux autres productions, ce 
qui accroît la valeur du solde exportateur. 

Les variantes reposant sur un déploiement impor-
tant des énergies renouvelables conduisent égale-
ment à des résultats différenciés. Selon le rythme 
de déploiement des EnR en France, l’écart de pro-
ductible est en effet de 64 TWh, soit l’équivalent 
de la production annuelle de 11 réacteurs 900 MW.

En revanche, les variantes reposant sur le maintien 
de surcapacités en Europe ne modifient pas struc-
turellement l’équilibre économique. Ceci est lié au 
fait que ces capacités n’entrent pas en concurrence 
avec les EnR ou le nucléaire dans la préséance éco-
nomique, et que leur seul effet est de réduire les 
revenus perçus sur les marchés au voisinage des 
situations de défaillance. 

8.3.3 Des coûts stables 
ou en diminution 

La figure 8.10 synthétise l’ensemble des dépenses 
annuelles dans le scénario Volt pour les trois 
années d’étude considérées (2025, 2030 et 2035) 
selon une moyenne glissante sur cinq ans. Cette 
figure présente respectivement les coûts d’inves-
tissement, les coûts fixes annuels et les coûts 
variables annuels ainsi que l’impact de la balance 
commerciale s’agissant du coût des imports et des 
recettes des exports.

Les hypothèses retenues sont identiques à celles 
du chapitre 6 pour l’analyse des coûts du scénario 
Ampère. 

Des investissements importants 
Une fois établie d’un point de vue économique 
la capacité nucléaire utile dans le scénario Volt, 
il est possible d’étudier plus en détail la compo-
sition des coûts de l’ensemble du parc français. 
À l’horizon 2035, la réduction du montant d’inves-
tissement annuel résulte de la contraction du 
parc nucléaire et d’une réduction des coûts uni-
taires d’investissement des technologies renouve-
lables les plus matures (photo voltaïque et éolien). 
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En conséquence, le montant d’inves tissement 
annuel décroît globalement sur la période d’étude, 
même s’il connaît un pic à l’hori zon 2030 pour les 
besoins d’investis sement des interconnexions. 
Globalement, le coût de ces interconnexions repré-
sente toutefois un faible montant comparé aux 
investissements en  production à engager. 

Des coûts fixes annuels stables 
dont la répartition suit l’évolution 
de la structure du parc de production
Les coûts fixes annuels du scénario Volt sont stables 
malgré le changement de la structure du parc de 
production. Les coûts fixes annuels, de la capa-
cité renouvelable en augmentation, se substituent 
aux coûts fixes annuels de la capacité nucléaire en 
réduction. La capacité renouvelable bénéficie éga-
lement d’une réduction du montant unitaire des 
coûts fixes annuels par effet d’apprentissage. 

Des coûts variables stables grâce à la 
réduction de la production thermique 
plus coûteuse et dans une moindre 
mesure de la production nucléaire
Dans le scénario Volt, le montant total des coûts 
variables (hors coûts variables d’exploitation et de 
combustibles des bioénergies) est stable. Les parcs 
nucléaire et conventionnel produisent moins car 
la capacité nucléaire continue et le coût des cen-
trales au gaz (combustible et CO2) augmente. Les 
centrales thermiques restantes (cycles combinés 
au gaz et turbines à combustion) sont ainsi moins 
solli citées du fait de l’augmentation des coûts 
(combustibles et CO2). De plus, le parc de produc-
tion français, déjà résolument caractérisé par des 
coûts variables très faibles du fait de l’abondance 
de production nucléaire, voit cette caractéristique 
renforcée par le développement soutenu de la pro-
duction renouvelable. 

Une relative stabilité du coût des émissions de CO2 
est à noter. Elle résulte de deux effets contraires, 
une baisse des émissions de CO2 (de 14 millions de 
tonnes en 2025 à 9 millions de tonnes en 2035 – 
cf.	partie	8.5), compensée par une augmentation 
du coût du CO2 (quasiment plus 50 % entre 2025 
et 2035 par hypothèse, de 22 €/tCO2 à 32 €/tCO2).

Dans ce scénario, les coûts variables d’exploitation 
et de combustibles des bioénergies évoluent modé-
rément entre 400 millions et un milliard  d’euros 
entre 2025 et 2035 avec leur capacité installée.

Figure 8.10 Dépenses annuelles corrigées  
de la balance commerciale – scénario Volt
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8.4 Les échanges aux frontières : 
une France très exportatrice 

8.4.1 Une situation qui demeure 
favorable pour la production française 
à bas coût dans l’ordre de préséance 
économique européen

Dans le scénario Volt, les exports sont, en volume, 
un peu plus importants que ceux du scénario 
Ampère. Ceci est logique : la production totale en 
2035 dans le scénario Volt est inférieure de 20 TWh 
à celle du scénario Ampère, mais avec une consom-
mation intérieure également inférieure de 40 TWh.

Ces niveaux d’exports sont, de manière marquée, 
supérieurs à ceux d’aujourd’hui, et deux fois plus 
importants que le plus haut solde exportateur fran-
çais atteint ces dernières années. 

Figure 8.11 Offre et demande dans les pays modélisés –	jour	typique	d’hiver,	à	16	h	en	2035

Dans une configuration caractérisée par des capa-
cités d’échanges aux frontières nettement plus 
fortes qu’aujourd’hui, de tels niveaux d’échanges 
sont possibles. Ils correspondent à une véritable 
optimisation économique du fonctionnement du 
système électrique européen, qui verrait la France 
exporter très fréquemment au niveau des limites 
techniques de transit. 

Dans la suite, on représente des exemples de 
courbes de préséance économique à l’horizon 
2035. Ainsi, même avec une forte progression 
des volumes éolien et solaire installés partout en 
Europe, les moyens thermiques demeurent le plus 
souvent nécessaires à l’équilibrage du système : il 
suffit ainsi que des centrales au gaz ou au charbon 
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Figure 8.12 Offre et demande dans les pays modélisés –	samedi	typique	d’été,	à	18	h	en	2035

soient dans la préséance économique pour que la 
production européenne soit valorisée à ce prix. 

Ces débouchés physiques pour les énergies 
renouvelables et le nucléaire se traduisent en 
débouchés économiques si un prix du carbone 
élevé est appliqué.

8.4.2 Une augmentation de la 
balance commerciale du secteur 
électrique français

Dans le scénario Volt, la diminution de la production 
nucléaire est plus que compensée par le dévelop-
pement de la production renouvelable. L’avantage 
compétitif du parc de production français (majori-
tairement caractérisé par des coûts variables très 
faibles) s’en trouve accrue. Ceci est d’autant plus 
vrai que les coûts variables du parc thermique 
européen résultant des coûts de combustibles et 
du CO2 augmentent par hypothèse. 
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Les exports sont donc très fréquents et seulement 
bridés par la saturation du réseau ou une abon-
dance généralisée de production à coût nul sur 
l’ensemble de l’Europe. 

À l’horizon 2030-2035, le solde des exports et des 
imports contribue à hauteur de 10 milliards d’euros 
(revenu d’inter connexion comptabilisé pour moitié 
 compris) à la balance commerciale du secteur élec-
trique français. 

8.4.3 Un scénario cohérent 
du point de vue économique 
sur les interconnexions

Le scénario Volt est basé sur l’hypothèse d’une 
trajectoire d’interconnexion haute. Ces inter-
connexions sont fortement utilisées dans le sens 
des exports et leur rentabilité est assurée par le 
différentiel de coût variable entre la production 
nucléaire en France et les productions fossiles dans 
les pays voisins.

Cette trajectoire ne constitue pas, comme précisé 
dans le chapitre 3, la vision la plus importante 
du potentiel d’interconnexion de la France, et est 
associée à des dates de mise en service prudentes. 
Pour autant, elle traduit une vision volontariste, 
avec un accroissement de 17 GW d’ici à 2035 dans 
le sens des imports et des exports.

Les montants à investir dans les 
interconnexions sont faibles au regard 
des enjeux économiques mobilisés 
dans le scénario Volt
Afin d’apprécier l’importance de l’effort finan-
cier correspondant au développement des inter-
connexions, ce dernier peut être mis en regard 
des autres dépenses qui seraient consenties sur la 
même période pour faire évoluer le mix de produc-
tion. À ce titre, la figure ci-dessous compare les 
éléments suivants :

 u le coût total des projets d’interconnexion portés 
par la France entre 2025 et 2035 pour atteindre 
la trajectoire haute ;

 u le coût total d’investissement dans les filières 
éolienne et photovoltaïque sur la même période 
et sur la base des hypothèses de coût retenues 
après consultation publique ;

 u le coût d’investissement dans le nucléaire pour 
prolonger des réacteurs au-delà de 40 ans, sur 
la base des hypothèses retenues par la Cour des 
comptes.

Ces postes de coûts peuvent, à leur tour, être 
confrontés à la valeur estimée d’une balance com-
merciale positive dans le secteur électrique sur la 
même période. 

La comparaison permet de remettre en perspective 
l’importance de l’investissement à consentir dans 
les interconnexions. 

Cette analyse est nécessairement simplifiée. Ainsi, le 
coût de développement des interconnexions pourrait 
par exemple être complété des coûts de renforce-
ment de réseau associés. Pour autant, cette réserve 
ne suffit pas à invalider l’analyse au premier ordre :

 u d’une part, en toute rigueur, une telle correction 
devrait alors concerner au premier chef l’inves-
tissement dans les énergies renouvelables, qui 
devrait être complété des coûts « réseaux » 
associés à leur intégration ;

 u d’autre part, même en supposant le coût total 
associé aux interconnexions comme étant deux 
fois plus important une fois les coûts du réseau 
amont pris en compte, le montant associé aux 
interconnexions reste encore faible par rapport 
au total. 

Figure 8.13 Valeur des échanges d’électricité 
de la France – scénario Volt

 Valeur des exports au prix France   Valeur des imports au prix France 
 Revenu d’interconnexion des exports  Revenu d’interconnexion des imports
 Balance commerciale électrique

M
ill

ia
rd

s 
d

'e
u

ro
s 

p
ar

 a
n

20302025 2035
-5

0

5

10

15

-5

0

5

10

15

-5

0

5

10

15



258

Figure 8.14 Ordres de grandeurs économiques 
sur la période 2025-2035
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La trajectoire « interconnexion haute » 
est rentable pour la collectivité dans 
ce scénario
Au-delà de l’analyse des ordres de grandeur asso-
ciés, il est possible de procéder à une analyse de la 
rentabilité spécifique associée à la trajectoire haute. 

Ce test de cohérence économique est pratiqué dans 
tous les scénarios du Bilan prévisionnel, afin de 
vérifier la robustesse du scénario. Il vise unique-
ment à vérifier, de manière macroscopique, que, 
au sens de la marginalité économique, les inves-
tissements nécessaires à l’atteinte de la trajectoire 
haute sont bien couverts par un accroissement du 
surplus collectif. 

Il ne s’agit pas d’une analyse projet par projet 
(qui nécessiterait de se baser sur une prise en 
compte fine des contraintes individuelles à chaque 

configuration), et ainsi une analyse positive au 
niveau de la trajectoire globale peut masquer de 
fortes disparités entre projets (certains étant très 
rentables alors que d’autres ne le seraient pas).

L’analyse globale permet de conclure à la rentabilité 
de la trajectoire haute dans le scénario Volt. Il est 
important de garder à l’esprit que l’évaluation du 
bénéfice des interconnexions est adhérente au(x) 
scénario(s) considéré(s) (prix de combustibles et 
du CO2, parc de production installé dans les diffé-
rents pays, niveau de consommation, etc.). Des 
analyses complémentaires sur différents scéna-
rios et avec davantage de détails seront réalisées 
pour évaluer la valeur des interconnexions et leur 
robustesse, notamment dans le cadre du TYNDP 
mené par ENTSO-E. 

8.4.4 Un scénario robuste à un cas 
de figure avec moins d’interconnexions

Les variantes du Bilan prévisionnel permettent de 
tester d’autres configurations que celles qui pré-
sentent les meilleures propriétés économiques. Tel 
est le cas de la variante du scénario basée sur la 
trajectoire médiane d’interconnexion. 

Les analyses de cette variante permettent de 
conclure :

 u que les grands équilibres du scénario sont 
conservés au premier ordre, même avec des 
interconnexions plus basses ;

 u que son équilibre économique est alors moins 
favorable. Avec des interconnexions plus 
faibles, les exports sont plus fréquemment 
bridés, la durée de marginalité de la produc-
tion nucléaire en France (c’est-à-dire la durée 
pendant laquelle la production nucléaire est 
la dernière à fonctionner dans l’ordre de la 
 préséance économique et fixe donc le prix 
 marginal) augmente.
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8.5  Une forte contribution aux objectifs 
européens de réduction des émissions de CO2

8.5.1 Au niveau français, une réduction 
de moitié des émissions du système 
électrique 

Dans le scénario Volt, les émissions de CO2 sont en 
nette diminution dès le début d’horizon (14 millions 
de tonnes en 2025), pour la même raison que dans le 
scénario Ampère, à savoir la fermeture des centrales 
au charbon et l’absence de nouveaux moyens ther-
miques. Par la suite, les émissions continuent à dimi-
nuer pour atteindre 9 millions de tonnes à horizon 
2035, c’est-à-dire une valeur extrêmement faible. 

De même que dans le scénario Ampère, cette bonne 
performance s’explique par une utilisation modérée 
des centrales à cycles combinés au gaz (de l’ordre de 
3 000 heures équivalentes pleine puissance par an en 
fin d’horizon). Par ailleurs, le parc de cogénérations 
est en diminution dans le scénario Volt (la puissance 
installée des cogénérations au gaz passe de 4,4 GW 
en 2016 à 1,2 GW en fin d’horizon).

Ce niveau d’émissions est peu sensible à une hausse 
de consommation. Dans la variante « comparaison », 
marquée notamment par une consommation éle-
vée, ce niveau s’établit à 11 millions de tonnes à 
l’horizon 2035, soit une division par deux des émis-
sions de CO2 par rapport à la situation actuelle.

Le secteur électrique participe ainsi à l’effort de 
décarbonation pour environ une dizaine de millions 
de tonnes de CO2. Si ce niveau peut paraître faible 
par rapport aux émissions globales de CO2 en France 
(de l’ordre de 330 millions de tonnes en 2016), il 
faut prendre en compte les effets suivants : 

 u le scénario Volt permet le déploiement de 
8,3 millions de véhicules électriques, suscep-
tibles d’éviter de l’ordre de 9 millions de tonnes 
au secteur routier (qui émet de l’ordre de 
120 millions de tonnes de CO2 en 2016).

 u le scénario Volt permet au reste de  l’Europe de 
bénéficier de plus de 150 TWh d’électricité très 
faiblement carbonée exportée. 

Figure 8.15 Émissions de CO2 – scénario Volt
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Figure 8.16 Bilan net des émissions de CO2
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Ce deuxième aspect peut être analysé plus préci-
sément en calculant le bilan net des émissions de 
CO2 du secteur électrique. 

8.5.2 Au niveau européen, un effet 
amplifié qui permet une forte 
décarbonation de la production 
d’électricité

Suivant les principes exposés dans le chapitre 3 et 
le scénario Ampère, la prise en compte ou non des 
échanges entre le système électrique français et le 
reste de l’Europe permet d’évaluer la contribution 
du système électrique français aux émissions sur 
un périmètre plus large. 

Dans le scénario Volt, les émissions supplémen-
taires engendrées par la consommation française 

en Europe du fait des imports sont négligeables. 
En revanche, à horizon 2035, les émissions évi-
tées ailleurs en Europe, de l’ordre de 60 millions 
de tonnes, excèdent très largement les émis-
sions produites en France, d’un facteur proche 
de six. 

Le bilan net qui en résulte est ainsi le plus 
favorable des différents scénarios étudiés. 
Il s’établit autour de -50 millions de tonnes, 
ce qui signifie que, sans la production et la 
consommation française, l’Euro pe émettrait 
50 millions de tonnes de CO2 en plus. 

Cette tendance demeure dans les différentes 
variantes testées, et notamment dans le cas de la 
variante comparaison, caractérisée notamment par 
une consommation plus importante (bilan net de 
-38  millions de tonnes).
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8.6 La sécurité d’approvisionnement : 
un scénario associé à un risque de 
défaillance en diminution

8.6.1 Des marges de capacité 
permettant de durcir le critère de 
sécurité d’approvisionnement

Sur tout l’horizon, le scénario Volt est caractérisé 
par une espérance de défaillance très inférieure à 
trois heures par an. C’est-à-dire que le système 
possède de la marge par rapport au critère de 
sécurité d’approvisionnement. 

Cette situation résulte de plusieurs effets conju-
gués : un parc de production très dimensionné 
composé d’une capacité nucléaire de 55 GW et 
d’une forte croissance des énergies renouvelables 
(«rythme PPE »), un développement des inter-
connexions volontariste qui sont utilisées à la fois 
pour exporter une grande quantité d’énergie mais 
également en pour importer lors des situations de 
tension, et une consommation (« intermédiaire 3 ») 
qui diminue tout au long de  l’horizon, libérant des 
marges au fur et à mesure. 

La capacité installée est supérieure à celle néces-
saire pour respecter le critère de sécurité d’approvi-
sionnement. La marge de capacité s’élève à 2,3 GW 

en 2025 et elle atteint 5,3 GW en 2035 (soit moins 
d’une heure de défaillance en moyenne). 

8.6.2 La nature du risque évolue

Les analyses menées sur le profil de défaillance 
du scénario Volt ne peuvent pas directement être 

Figure 8.17  Marges de capacité estimées –  
scénario Volt
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Figure 8.18 Évolution du profil mensuel de la défaillance entre 2019 et 2035 – scénario Volt

0 %

10 %

20 %

30 %

40 %

50 %

60 %

70 %

80 %

90 %

100 %

juille
t

ao
ût

se
pte

m
bre

octo
bre

nove
m

bre

déce
m

bre

jan
vie

r

fé
vri

er
m

ar
s

av
ril m

ai juin

 Moyen terme – 2019  
 Scénario Volt – 2025  
 Scénario Volt – 2030  
 Scénario Volt – 2035



262

RÉSILIENCE DU SYSTÈME À DES ÉVÉNEMENTS EXTRÊMES

Figure 8.19 Température de la situation étudiée 

Méthode générale
La « semaine type » caractérisée par des tempéra-
tures de l’ordre de 10 degrés en dessous des nor-
males saisonnières pour un mois de janvier, ainsi que 
par un faible facteur de charge pour l’éolien a été 
simulée pour le scénario Volt. La méthode utilisée a 
été  présentée au scénario Ampère (page	198).

Conclusions pour le scénario Hertz
L’analyse fait tout d’abord émerger des points com-
muns : des situations de défaillances apparaissent. 
Ce type de situations est en effet possible : sur 
la base du critère de sécurité d’approvisionnement 
défini par les pouvoirs publics, le système n’est pas 
dimensionné pour être en mesure de passer toutes 
les situations sans recourir aux délestages. Par 
ailleurs, comme rappelé au chapitre 4, les consé-
quences d’une impossibilité d’accommoder offre 
et demande peuvent être maîtrisées (utilisation 
des leviers exceptionnels, appels au civisme et, en 
 dernier recours, délestages tournants).

Pour autant, dans le détail, les deux cas de figure 
ne sont pas exactement similaires : 

 u le parc nucléaire est légèrement réduit par 
 rapport à la situation 2019 ;

 u en 2035 toujours, la production solaire intervient 
et peut réduire la défaillance durant les heures 
méridiennes. Il s’agit d’un élément important, 
car il permet d’éviter des interruptions d’une 
douzaine d’heures d’affilées.

En revanche, le lien entre températures froides et 
vent faible renforce le poids de l’absence de vent 
dans la caractérisation de la défaillance.

Même dans ce scénario où la capacité nucléaire 
est de l’ordre de 55 GW et qui possède 5,3 GW 
de marge à l’horizon 2035, cet épisode de froid 
intense en début janvier ne peut pas être passé 
sans défaillance du système.
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Figure 8.20 Simulation de l’équilibre du système électrique la deuxième semaine de janvier
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comparées aux profils des autres scénarios car la 
défaillance y est beaucoup plus faible. Toutefois, en 
raisonnant de manière relative, certains éléments 
illustrent des transformations qui sont communes 
à tous les scénarios.

Tout d’abord, la défaillance reste concentrée sur les 
mois d’hiver de novembre à mars car la vague de 
froid reste le principal déterminant de la défaillance. 

De même, les évolutions sur le profil journalier 
de la défaillance permettent de mettre en avant 
le rôle que peut jouer le photovoltaïque dans la 

Figure 8.21 Évolution des durées continues de défaillance entre 2019 et 2035 – scénario Volt
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réduction du risque de défaillance sur les heures 
méridiennes. Comme pour les autres scénarios, 
l’équilibre offre- demande lors de la pointe du soir 
devient proportionnellement plus compliqué à 
assurer que durant les autres heures de la journée. 

Enfin, les défaillances rencontrées dans ce scéna-
rio seront proportionnellement moins longues que 
les défaillances rencontrées aujourd’hui – cette 
situation étant également commune aux différents 
scénarios. Par exemple, les épisodes courts d’une 
heure représentent environ 45 % des situations de 
défaillance en 2035 dans le scénario Volt.

 Moyen terme – 2019  
 Scénario Volt – 2025  
 Scénario Volt – 2030  
 Scénario Volt – 2035

Figure 8.22 Évolution des durées continues de défaillance entre 2019 et 2035 – scénario Volt
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8.6.3 La gestion de l’abondance 
d’une production à coût quasi nul 
devient un enjeu de fin de période

Le maintien d’un parc nucléaire conséquent, conjugué 
avec le développement des EnR conduit à des situa-
tions de surplus de production à bas coût. Ce phéno-
mène, déjà observé dans le scénario Ampère, conduit 
à du déversement de production l’été : dans ce cas, 
les exports ne suffisent pas à éviter la baisse des  
productions à coût variable faible (EnR, nucléaire). 

Les flexibilités sur la consommation (pilotage 
de la recharge des véhicules électrique, de l’eau 
chaude sanitaire, modulation des consommateurs 

Figure 8.23 Illustration de la production sur une semaine hivernale – 2035 – scénario Volt
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industriels, etc.) présentent alors un intérêt évident 
pour maximiser l’utilisation de ce parc de produc-
tion à coût variable faible.

Cependant, la rentabilité d’investissement dans 
des actifs de stockage dédiés à ce besoin (batte-
ries, STEP) apparait problématique. En effet, les 
chroniques de prix simulées ne conduisent pas à 
des différentiels suffisamment importants, et la 
valorisation capacitaire est faible ou nulle.

Ainsi, un enjeu important réside dans la mobilisa-
tion des leviers existants (comme le pilotage de 
l’eau chaude sanitaire) ou qui émergeront pour 
d’autres besoins (comme les véhicules électriques).

Figure 8.24 Illustration de la production sur une semaine estivale – 2035 – scénario Volt
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Bilans

Parc installé

Scénario Volt (GW) 2016 2025 2030 2035

Nucléaire  63,1 61,2 57,6 54,9

Thermique 20,4 13,1 11,1 10,0

Cycles combinés au gaz 6,3 6,7 6,7 6,7

Charbon 2,9 - - - 

Fioul lourd 3,7 - - - 

 Turbines à combustion 2,1 1,7 1,7 1,5

fioul 1,4	 1,0	 1,0	 1,0	

gaz 0,6	 0,6	 0,6	 0,4

Cogénérations 4,8 4,0 2,0 1,2

fioul 0,5	 0,5	 0,5	 -

gaz 4,4	 3,6 1,6 1,2

Autres moyens 
thermiques décentralisés 0,7 0,7 0,7 0,7 

Énergies renouvelables 45,8 77,3 97,2 116,0 

Hydraulique 25,5 25,5 25,5 25,5 

dont STEP 4,2	 4,2	 4,2	 4,2	

Éolien 11,7 29,2 40,2 50,2 

dont éolien terrestre 11,7	 25,2	 32,7	 40,2	

dont éolien en mer - 4,0	 7,5	 10,0	

Photovoltaïque 6,7 19,7 27,7 35,7 

Bioénergies 1,9 2,7 3,1 3,5 

Énergies marines - 0,1 0,6 1,0 

Effacements 2,5 2,5 2,5 2,5

Offre totale 131,9 154,1 168,3 183,4
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Scénario Volt (TWh) 2016 2025 2030 2035

Consommation France3 481,0 454,8 447,8 443,4

Solde exportateur 42,2 134,2 152,3 159,3

Pompage 6,7 6,1 6,8 8,3

Énergie déversée - 0,2 0,8 2,7

Demande totale 529,9 595,4 607,7 613,7

Nucléaire 384,0 395,6 369,7 346,1

Thermique 44,5 31,6 28,9 23,7

Cycles combinés au gaz 22,1 20,8 22,5 20,0

Charbon 7,1 - - -

Fioul 0,3 - - -

Turbines à combustion 0,6 0,2 0,1 0,1

fioul 0,1 0,0 0,0 0,0

gaz 0,5 0,2 0,1 0,1

Cogénérations 13,3 9,6 5,2 2,5

fioul 0,9 0,9 0,9 -

gaz 12,4 8,7 4,3 2,5

Autres moyens thermiques 
décentralisés 1,2 1,1 1,1 1,1

Énergies renouvelables 101,4 168,1 209,1 243,8

Hydraulique 63,5 63,8 64,3 65,5

dont STEP 5,9 4,9 5,4 6,6

Éolien 20,9 68,4 96,2 117,3

dont éolien terrestre 20,9 55,3 71,7 88,1

dont éolien en mer - 13,1 24,5 29,1

Photovoltaïque 8,3 23,6 33,2 42,7

Bioénergies 8,7 12,0 13,7 15,4

Énergies marines - 0,3 1,7 2,9

Offre totale 529,9 595,4 607,7 613,7

Bilan électrique

3.  Consommation moyenne pouvant être différente de la consommation à températures de référence
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Principaux	résultats	et	hypothèses	à	l’horizon	2035

R
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150 GW
314 TWhHydraulique : 28 GW 

(68 TWh)
Photovoltaïque : 48 GW 

(58 TWh)
Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)

Environ 14 300 éoliennes
Éolien en mer : 15 GW (47 TWh)

Environ 2 200 éoliennes

Co
ns
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m

at
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n

410 TWh
5,5 millions de  

véhicules électriques
500 000 rénovations par an+1,5 % de PIB par an

69,2 millions de personnes
32,7 millions de ménages

Eu
ro

pe

Capacité à l’import : 22 GW Capacité à l’export : 28 GW

Développement très soutenu des EnR : +327 GWUE

Déclassement du parc charbon et lignite : -27 GWD

Parc nucléaire : 4,5 GWGB

N
uc

lé
ai

re 8 GW
48 TWh

-55 GW
Diminution du parc correspondant 
au déclassement de 52 réacteurs*

 Fermeture des centrales au charbon
 + 21 GW de centrales au gaz
 Augmentation de la part des EnR pour atteindre 70 % de la production
 Augmentation des émissions de CO2

Analyse des variantes :
 La réalisation du scénario repose sur une diminution importante  
de la consommation et un développement soutenu des EnR

Éolien terrestre : 52 GW (115 TWh)  
Environ 14 300 éoliennes (sans repowering)

Éolien en mer : 15 GW (47 TWh )
Environ 3 000 éoliennes

CO
2

108 €/t

32 Mt CO2
émises par le système électrique

SDDR	2016,	dates	de	mise	en	service	prudentes

Hypothèses	sur	les	prix	des	combustibles	basées	sur	le	scénario	«	450	»	de	l’AIE,	prix	exprimés	en	€2016

EnR
71 %

Nucléaire
11 %

Thermique
18 %

SCÉNARIO

WATT
Un déclassement automatique du parc nucléaire après 40 ans 
de fonctionnement

* hors fermeture des deux réacteurs de Fessenheim
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La conception de certains matériels et équipements 
des réacteurs nucléaires en service en France a été 
réalisée en prenant comme hypothèse une durée de 
fonctionnement de 40 ans. L’expérience internatio-
nale suggère qu’il est possible d’augmenter la durée 
de vie des réacteurs, et l’exploitant du parc nucléaire 
a annoncé son intention de prolonger la durée de vie 
d’au moins dix ans. Néanmoins, les conditions de 
cette prolongation, qui nécessitera des travaux sur 
chaque site, ne sont pas encore connues, et l’Autorité 
de sûreté nucléaire a annoncé récemment repous-
ser de deux ans ses orientations génériques sur la 

prolongation du premier palier de réacteurs (palier 
« 900 MW »). 

Ce scénario permet donc d’étudier les conséquences 
d’une non-prolongation de l’autorisation d’exploita-
tion des réacteurs. Il est assis sur l’hypothèse d’une 
fermeture de chaque réacteur après 40 ans de 
fonctionnement.

La nécessité de se passer très rapidement de réac-
teurs nucléaires pose la question des technologies 
disponibles pour assurer la transition. 

Il s’agit d’un scénario de rupture : la production 
issue des énergies renouvelables s’établit à 
70 % du mix de production en 2035. Bien qu’en 
forte croissance (314 TWh en 2035), cette production 
est insuffisante en volume pour couvrir la diminution 
de la production nucléaire sur la même période (de 
l’ordre de 350 TWh correspondant à la fermeture des 
54 réacteurs ayant atteint 40 ans de fonctionnement). 

En l’état actuel des technologies, le scénario ne 
pourrait pas être conduit sans l’installation 
massive de nouveaux moyens thermiques (de 
l’ordre du double de la capacité des cycles combi-
nés au gaz actuellement en fonctionnement). Si les 
besoins sont très importants, la rentabilité à long 
terme de certaines de ces nouvelles installations 
sur les marchés de l’électricité européens n’est pas 
assurée dans un contexte de fort développement des 
énergies renouvelables. 

L’équilibre du scénario existe, et repose sur une 
combinaison volontariste de mesures en faveur 
du développement des énergies renouvelables 
et de la baisse de la consommation d’électri-
cité à l’horizon 2035. Si l’une de ces conditions 
n’est pas remplie, les besoins thermiques s’accrois-
sent et les émissions de CO2 augmentent de manière 
importante.

A	 contrario, il serait possible d’installer un volume 
d’énergies renouvelables plus important que dans le 
cas de base. L’analyse révèle en effet qu’il existe 
un espace économique pour un déploiement 
d’énergies renouvelables supérieur aux objec-
tifs les plus ambitieux de la Programmation plu-
riannuelle de l’énergie prolongés jusqu’en 2035. 
Dans ce scénario, les questions d’acceptabilité du 
développement des énergies renouvelables se posent 
de manière encore plus forte par rapport aux autres 
scénarios. 

Les émissions de CO2 ne peuvent diminuer avec 
les technologies actuelles dans un tel scéna-
rio ; elles s’établissent alors à 32 millions de tonnes 
en fin de période, ce qui correspond à une augmen-
tation modérée par rapport au niveau actuel des 
émissions du système électrique. Néanmoins, ce 
chiffre reste faible par rapport à celui observé dans 
d’autres pays. Les variantes basées sur une consom-
mation supérieure ou un développement des éner-
gies renouvelables moindre peuvent conduire à des 
niveaux largement supérieurs, ce qui confirme a pos-
teriori l’importance des hypothèses initiales dans ce 
scénario. 

Le système électrique français maintient un solde 
exportateur dans le cas de base, mais la France 
peut devenir importatrice nette dans certaines 
variantes, notamment celle basée sur la trajec-
toire haute de consommation élaborée par RTE. 
Dans tous les cas de figure, le solde exportateur est 
largement inférieur aux niveaux actuels malgré l’aug-
mentation de la capacité d’interconnexion entre la 
France et ses voisins. 

Enfin, dans ce scénario, le maintien de la sécurité 
d’approvisionnement représente un véritable 
enjeu, et repose sur tous les leviers envisa-
geables. Il existe ainsi un espace pour le dévelop-
pement de l’effacement, du stockage par batteries 
ou barrage hydraulique, ou le pilotage en temps réel 
de la charge des véhicules électriques. Ces leviers et 
les nouvelles centrales thermiques sont complémen-
taires et non pas rivaux ; ils contribuent au passage 
des pointes de consommation, ou à la gestion de 
l’intermittence des renouvelables. Sur le plan tech-
nique, des questions sur l’inertie du système élec-
trique apparaissent : elles doivent être instruites pour 
identifier les solutions qui permettent d’y répondre.
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9.1 Un scénario axé sur un développement 
rapide des énergies renouvelables 
pour faire face à une brusque réduction 
du parc nucléaire

9.1.1 L’objet d’étude : 
étudier les conséquences d’une 
non-prolongation du parc nucléaire 
au-delà de 40 ans d’exploitation

La concentration des mises en 
service dans les années 1980 
conduit de nombreux réacteurs à 
atteindre l’échéance de leur quatrième 
réexamen de sûreté au cours 
des prochaines années 
Les centrales nucléaires qui composent le parc 
électrique français ont été initialement dimen-
sionnées pour être exploitées durant 40 ans. 
Le parc actuel, décrit au chapitre 2, comprend 
19 centrales nucléaires composées de 58 réac-
teurs, qui ont été mis en service entre 1977 
(Fessenheim) et 1999 (Civaux 2). Plus particuliè-
rement, les mises en service ont été concentrées 
pendant la période 1980-1990 : la puissance 
nucléaire installée pendant ces dix années tota-
lise 47 GW, avec une pointe à 7 GW en 1980 (huit 
réacteurs). 

L’exploitant des centrales nucléaires françaises, 
EDF, a annoncé en 2009 son intention de prolon-
ger significativement la durée de fonctionnement 

des réacteurs au-delà de 40 ans. Des investis-
sements associés sont prévus dans le cadre du 
vaste programme industriel du « grand caré-
nage ». Ceci nécessiterait de prolonger l’exploi-
tation des centrales existantes au-delà de leur 
quatrième visite décennale voire de passer le cap 
d’une cinquième visite décennale.

Le Code de l’environnement impose à l’exploitant 
d’un réacteur nucléaire de réaliser un réexamen 
périodique de la sûreté de son installation tous 
les dix ans. Ces visites décennales permettent de 
procéder à un examen de conformité afin de véri-
fier que l’installation respecte bien l’ensemble des 
règles qui lui sont applicables. Elles comprennent 
un second volet, dit de réévaluation de sûreté, 
intégrant l’évolution des connaissances et des 
pratiques de sûreté ainsi que le retour d’expé-
rience national et international. Ce réexamen de 
sûreté doit permettre de vérifier que les diffé-
rents phéno mènes de vieillissement des installa-
tions sont maîtrisés pendant une période de dix 
années supplémentaires. À l’issue de ce réexa-
men, l’Autorité de sûreté nucléaire (ASN) prend 
position sur la poursuite du fonctionnement de 
l’installation. 

9. SCÉNARIO WATT : 
UN DÉCLASSEMENT AUTOMATIQUE DES 
RÉACTEURS NUCLÉAIRES ATTEIGNANT 

40 ANS DE FONCTIONNEMENT
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Les quatrièmes visites décennales de chacun des 
réacteurs nucléaires français en service sont plani-
fiées par l’ASN, qui publie leur calendrier sur son 
site. Elles devraient démarrer à partir de 2019 par 
le réacteur de Tricastin 1 et se poursuivre jusqu’en 
2042. 

Compte tenu de la similarité des caractéristiques 
techniques des réacteurs d’un même palier, le 
processus de réexamen intègre une phase prépa-
ratoire générique propre à tous les réacteurs 
concernés. L’ASN considère le quatrième réexa-
men décennal du palier 900 MW comme parti-
culièrement important à double titre. D’une 
part, il est l’occasion de terminer l’intégration 
des modifications prescrites à l’issue des études 
complé mentaires de sûreté réalisées à la suite de 
l’accident de la centrale de Fukushima-Daiichi au 
Japon. D’autre part, il est l’occasion d’examiner 
une extension de la sûreté de fonctionnement des 
réacteurs significativement au-delà de la durée 
initialement retenue pour la conception de ces 
installations. 

L’ASN a annoncé son intention de rendre un avis 
sur les orientations génériques du réexamen 
périodique de sûreté associé aux quatrièmes 
visites décennales des réacteurs de 900 MW. Cette 
 dernière a annoncé récemment que les conclusions 
de cet avis seraient publiées en 2020. 

Les conditions techniques et 
économiques de la prolongation ne sont 
pas encore connues avec certitude
De manière générale, les conditions techniques 
et économiques de la prolongation de la durée 
de fonctionnement des réacteurs au-delà de 
40 années ne sont donc pas connues avec préci-
sion. Elles dépendront notamment des exigences 
générales que pourrait formuler l’ASN (dans le 
cadre de ses orientations génériques) ainsi que 
des exigences spécifiques qui pourraient concerner 
individuellement certains réacteurs. 

Le scénario Watt vise à explorer les conséquences 
d’une fermeture des réacteurs existants à leur date 
limite de réexamen après avoir atteint une durée 
de fonctionnement de 40 ans, sans développement 
de nouveaux réacteurs sur cet horizon.

Un scénario basé sur une hypothèse 
de réduction radicale du parc nucléaire 
afin d’étudier les conséquences sur 
le système électrique
Il s’agit bien, dans ce scénario, de considérer une 
hypothèse radicale conduisant à une décroissance 
très rapide de la capacité de production nucléaire 
en France afin d’en tirer des enseignements en 
matière de sécurité d’approvisionnement ou de 
dimensionnement du système électrique.

Les questions associées sont nombreuses :
 u En fonction du rythme de déploiement des éner-
gies renouvelables, faut-il construire de nou-
velles centrales thermiques pour respecter la 
sécurité d’approvisionnement ? Si oui,  combien 
et dans quels délais ? 

 u Du point de vue de la sécurité d’approvisionne-
ment, comment le système électrique français 
peut-il supporter le rythme de déclassement 
imposé par un tel rythme de fermeture ?

 u Comment le solde des échanges de la France 
avec ses voisins évoluerait-il ? La France se 
trouverait-elle en situation d’importer massi-
vement de l’électricité, ou de manière ponc-
tuelle pour passer les pointes ? Cet éventuel 
recours aux interconnexions est-il compatible 
avec l’évolution des parcs de production des 
pays voisins ? 

 u Quel serait le résultat en matière d’émissions 
de CO2 ? La France respecte-t-elle, alors, ses 
objectifs environnementaux ?

 u Le mouvement de diminution de la capacité de 
production nucléaire doit-il être nécessairement 
« accompagné » par une décroissance de la 
consommation électrique ? 

 u Dans quelles proportions les énergies renouve-
lables pourraient-elles soutenir la diminution de 
la capacité de production nucléaire ?

 u Quels seraient les jalons essentiels à respecter 
pour assurer la sécurité d’approvisionnement ? 

 u Quel bouquet de sources de flexibilités (effa-
cements, stockage, pilotage des EnR) doit être 
déployé pour accompagner ce scénario ?

 u Quelles sont les conséquences d’un tel scénario 
sur les prix de l’électricité ?

 u Ce scénario conduit-il à atteindre des fron-
tières techniques concernant le fonctionnement 
du système électrique, et quels seraient les 
moyens à mettre en œuvre pour les repousser ? 
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9.1.2 Le principe structurant : 
un arrêt des réacteurs à la date 
de leur quatrième visite décennale

Seule la trajectoire nucléaire est 
considérée comme une hypothèse 
d’entrée
Sur le plan technique, l’analyse consiste à fermer 
les réacteurs nucléaires (900 MW et 1 300 MW) de 
façon systématique à la date théorique de remise 
du rapport de la quatrième visite décennale par 
l’exploitant à l’ASN en suivant le calendrier public 
élaboré par cette dernière (voir	chapitre	2).

Le parc nécessaire pour respecter le critère public 
de sécurité d’approvisionnement est estimé par un 
bouclage économique. Celui-ci permet d’évaluer 
le nombre de centrales thermiques susceptibles 
d’être installées ainsi que le volume de flexibilité 
susceptible d’être déployé. Dans certaines simu-
lations, le même principe peut être adopté pour 
déterminer si des énergies renouvelables peuvent 
se développer au-delà des trajectoires définies par 
les pouvoirs publics.

Sur la période 2020-2035, tous les réacteurs de 
paliers 900 MW et 1 300 MW atteignent l’horizon 

Figure 9.1  Évolution du parc nucléaire – scénario Watt

Puissance nucléaire installée Nombre de réacteurs déclassés 
(hors Fessenheim)

de leur quatrième visite décennale (le dernier 
étant Golfech 2, en 2035). Demeure ainsi en ser-
vice à l’issue de la période une capacité de 7,6 GW, 
composée des quatre réacteurs du palier N4 ainsi 
que de l’EPR de Flamanville. Durant ces quinze 
années, le principe du scénario Watt implique 
donc la fermeture de 52 réacteurs (hors réacteurs 
de Fessenheim), pour un total de 55 GW, soit un 
rythme de près de 4 GW par an, sans équivalent 
dans l’histoire électrique de la France. 

Un cas de base envisageant cette 
réduction du nucléaire avec un fort 
déploiement des énergies renouvelables 
et une réduction structurelle de la 
consommation d’électricité
Le remplacement accéléré des centrales nucléaires 
par d’autres sources de production d’électricité 
peut s’envisager dans plusieurs configurations plus 
ou moins favorables d’un point de vue technique et 
économique.

Le cas de base testé pour le scénario Watt corres-
pond à un « cas favorable ». Parmi les différents 
« paramètres clés », le scénario est caractérisé par :

 u une demande en baisse significative, basée sur la 
trajectoire « intermédiaire 2 » (croissance du PIB 
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médiane – +1,5 % par an en moyenne – et effi-
cacité énergétique forte), en recul d’ici à 2035 de 
14 % par rapport à la consommation de 2016 ;

 u un rythme de développement des énergies 
renouvelables élevé (trajectoire « rythme PPE 
haut ») permettant de compenser au moins en 
partie le rythme de réduction du nucléaire ;

 u des interconnexions en croissance significative 
(trajectoire médiane) permettant d’importer 
ou d’exporter des quantités d’électricité impor-
tantes en fonction de la production de l’éolien et 
du photovoltaïque en France ;

 u un prix du CO2 et des combustibles élevé 
(trajec toire haute, ou « 450 ppm ») propice à 
un investissement substantiel dans les énergies 
renouvelables ;

 u enfin, s’agissant du parc thermique, un dévelop-
pement conséquent du parc de cogénération a 
été intégré (développement de 4 GW de cogé-
nérations au gaz).

9.1.3 Les analyses de sensibilité : 
de nombreuses variantes pour évaluer 
les conséquences d’un déclassement 
rapide et les moyens d’y faire face

Des variantes permettant de faire 
moduler indépendamment chacun 
des paramètres
Les paramètres retenus dans le cas de base du 
 scénario Watt sont les plus favorables pour envisa-
ger un déclassement massif du nucléaire, notam-
ment pour ce qui concerne la consommation et le 
niveau de développement des énergies renouve-
lables. Les variantes sont mobilisées pour enrichir 
le tableau des conséquences, en analysant notam-
ment des cas de figure plus contraints. 

Comme dans le scénario Ampère, deux variantes 
sur le rythme de déploiement des énergies renou-
velables sont étudiées. La première vise à vérifier 
la pertinence économique de la trajectoire haute 
de développement dans le scénario, en prévoyant 
un développement « économique » des énergies 
renouvelables. La seconde évalue les impacts d’un 
développement moins rapide des énergies renou-
velables (trajectoire médiane, ou « rythme PPE ») 
sur le déploiement des moyens nécessaires à assu-
rer l’équilibre offre- demande.

S’agissant de la consommation, une variante est 
testée en simulant une consommation plus impor-
tante (trajectoire « haute »). Cette simulation vise 
spécifiquement à tester la robustesse du scénario 
en matière de sécurité d’approvisionnement.

Dans le scénario Watt, le mix de production en 
France évolue selon deux directions antagonistes 
sur le plan des émissions : la croissance des éner-
gies renouvelables peut contribuer aux objectifs 
publics de réduction des émissions de gaz à effet 
de serre si elle s’effectue au détriment de moyens 
thermiques, mais ces derniers peuvent être néces-
saires pour compenser la diminution brutale du 
nucléaire. 

Il est dès lors intéressant d’envisager cette évolu-
tion en considérant différentes hypothèses sur le 
prix des combustibles fossiles (charbon, gaz, fioul) 
et du CO2. L’hypothèse retenue dans le cas de base 
(trajectoire « 450 ppm », qui prévoit notamment 
un prix du CO2 à 108 €/t en fin de période) favo-
rise la compétitivité des énergies renouvelables 
au détriment de nouveaux moyens thermiques. 
Afin d’évaluer la sensibilité des résultats à cette 
hypothèse, le scénario est également testé sur la 
base d’autres hypothèses (trajectoire «	Current	
Policies	» qui prévoit un prix du CO2 de 32 €/t en 
fin de période), qui impliquent une compétitivité 
moindre pour le renouvelable mais meilleure pour 
les moyens thermiques.

Enfin, des variantes sont simulées pour tester 
diffé rentes configurations dans les pays voisins de 
la France. Elles permettent notamment d’examiner 
dans quelle mesure la France pourrait « s’appuyer » 
sur les parcs voisins pour assurer sa sécurité 
d’approvisionnement dans le cas d’une réduction 
rapide du nucléaire, dans la limite des capacités 
d’échanges aux interconnexions. 

Des variantes permettant d’agréger 
plusieurs effets
Pour ne pas alourdir la restitution des résultats, 
seules certaines de ces variantes sont restituées 
dans ce chapitre :

 u un scénario Watt basé sur la trajectoire « rythme 
PPE » (au lieu de « rythme PPE haut ») ;

 u un scénario sans diminution de la consomma-
tion d’électricité à horizon 2035 (trajectoire de 
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consommation « haute ») avec un prix du CO2 
stabilisé à 32 €/t ;

 u une variante agrégeant ces effets (déploiement 
des EnR selon la trajectoire « rythme PPE », 
consommation selon la trajectoire haute et un 
prix du CO2 élevé).

Ce croisement d’hypothèses caractérise un envi-
ronnement plus contraignant pour mener à bien le 
déclassement massif du parc nucléaire. Il permet 
de tester la robustesse du scénario.
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9.2 Les bilans énergétiques : un scénario 
de rupture qui se traduit par une 
transformation profonde du mix électrique

Figure 9.2  Évolution du parc de production –  
scénario Watt

Figure 9.3 Bilan énergétique prévisionnel – scénario Watt

 Effacements  Énergies marines  Bioénergies 
 Photovoltaïque  Éolien  Hydraulique
  Autre thermique  Cogénérations  Turbines à combustion 
décentralisé   Fioul lourd  Cycles combinés au gaz

 Charbon  Nucléaire

G
W

2016 20302025 2035

0

50

100

150

200

250

 Consommation  
 Échanges
  Énergie  
déversée  

 Pompage

 Nucléaire 
  Cycles  
combinés  
au gaz 

  Turbines à  
combustion

 Cogénérations
  Autre thermique  
décentralisé

 Hydraulique
 Éolien
 Photovoltaïque
 Bioénergies

56  %

2030

28 Mt 56 % 29 %

439 TWh

42
423

122

43
10

6

1 127

3
1

65
18

18

2025

21 Mt 36 % 55 %

512 TWh 280

439

30
1

16

61

83
69

28 13

4<1

36 %

Dans le scénario Watt, la rupture intervient sur 
toutes les composantes du mix.

S’agissant du parc nucléaire, il se réduit de 55 GW 
et n’est plus constitué en fin d’horizon que de 
7,6 GW (quatre réacteurs du palier N4 et un EPR) 
représentant 10 % de la production totale.

Le nucléaire est remplacé en majorité par les éner-
gies renouvelables, dont la part s’établit à 70 % de 
la production d’électricité en 2035. 

Même en conjuguant une forte croissance de cette 
production (314 TWh en 2035, soit une progres-
sion de 213 TWh par rapport à aujourd’hui) et 
une diminution de la consommation (une baisse 
de 71 TWh), il n’est pas possible de compenser la 
diminution de la production nucléaire sur la même 
période (de l’ordre de 340 TWh correspondant à la 
fermeture des 54 réacteurs ayant atteint 40 ans de 
fonctionnement). Dans le cas de base du scénario 
Watt, des moyens thermiques (34 GW de capaci-
tés installés en fin d’horizon) ainsi qu’un recours 
accru aux imports (et de moindres exports) sont 
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Figure 9.4 Évolution de la part des différentes filières 
dans la production d’électricité – scénario Watt
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nécessaires pour compenser la diminution de la 
production nucléaire.

Dans l’ensemble, la production totale d’électricité 
en France recule de plus de 90 TWh par rapport à 
la production de l’année 2016. 

9.2.1 Un scénario à 70 % d’EnR 
dans le mix en 2035

Dans le scénario Watt, les énergies renouvelables 
représentent respectivement 35 %, 55 % et plus 
de 70 % de la production d’électricité en France en 
2025, 2030 et 2035. 

Cette progression bénéficie à toutes les filières, et 
essentiellement à l’éolien et au photovoltaïque. 

Un scénario présentant un tel taux de production 
renouvelable en 2035 figure parmi les plus ambi-
tieux testés à ce jour (c’est aussi le cas du scénario 
Ampère) :

 u le scénario issu de l’étude « Un mix électrique 
100 % renouvelable ? » publié par l’ADEME en 
octobre 2015 représente une situation où toute 
la production est d’origine renouvelable, mais 
à une échéance beaucoup plus tardive (2050). 
Des variantes complètent ce scénario, avec de 
moindres niveaux de développement : 95 %, 
80 % et 40 %. En considérant une évolution 
linéaire, on peut considérer que ces scénarios 
tablent sur une part des énergies renouvelables 
inférieures à l’horizon 2035. Les mix à fort taux 
d’EnR décrits dans ces scénarios nécessitent un 
fort développement des capacités de stockage. 
Notamment un stockage intersaisonnier repo-
sant sur le power-to-gas est nécessaire au-delà 
de 80 % d’EnR, seuil non atteint ici. 

 u le scénario négaWatt « 2017-2050 », publié en 
2017, retient comme hypothèses (i) le déclas-
sement des réacteurs nucléaires au plus tard 
à l’échéance de leur quatrième visite décen-
nale, (ii) la non-mise en service de l’EPR de 
Flamanville, et (iii) la fermeture complète 
du parc achevée dès 2035. Ce scénario vise 
100 % d’énergie renouvelable en 2050 sur l’en-
semble du système énergétique (pas seule-
ment électrique). Il repose sur une évolution de 
la demande énergétique fortement empreinte 

d’efficacité énergétique, mais surtout de 
sobriété énergétique, supposant des mutations 
comportementales importantes. L’équilibrage 
du système repose très largement, dans le scé-
nario négaWatt, sur l’émergence d’une large 
filière power-to-gas (électrolyse complétée par 
une filière de méthanation).

Le scénario Watt du Bilan prévisionnel 2017 de RTE 
diffère de ces deux scénarios : 

 u il n’est pas fondé sur le postulat de disponi-
bilité de certaines ruptures technologiques qui 
constituent des prérequis indispensables dans 
les scéna rios précités. La contribution des 
échanges est prise en compte par une modéli-
sation explicite de la consommation et des capa-
cités de production dans les pays étrangers. 
Dans le scénario de RTE, l’horizon étudié est 
la période 2020-2035 et il convient de décider 
dès les prochaines années des moyens à mettre 
en œuvre pour compenser une diminution du 
nucléaire. Cet objet d’étude conduit à ne pas 
retenir une approche de prospective technolo-
gique ou de backcasting qui permettrait d’envi-
sager des avenirs très différents d’aujourd’hui ;

 u il repose sur une configuration à la fois subie 
(l’impossibilité de prolonger les réacteurs 
nucléaires) et choisie (l’absence de construction 
de nouveaux réacteurs nucléaires), conduisant 
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à aller au-delà des objectifs de la loi, qui ne 
prévoit pas de sortie du nucléaire. L’objectif 
du scénario Watt est de vérifier les conditions 
de viabilité d’un tel scénario, de recenser les 
actions qu’il faudrait mettre en œuvre s’il se 
matérialisait.

Cette approche prudente permet en revanche 
d’étudier de manière pratique les consé-
quences d’un mix basé à 70 % sur les éner-
gies renouvelables à un horizon de temps 
« proche » au sens des temporalités du sec-
teur électrique. Elle donne ainsi de premières 
réponses aux nombreux débats qui agitent le 
monde de l’énergie sur la faisabilité de tels scé-
narios, ses conséquences en matière de sécurité 
d’approvisionnement, et ses coûts. 

9.2.2 Une part du nucléaire atteignant 
55 % en 2025 et 10 % en 2035 

La part du nucléaire atteint 10 % en fin de période. 
Il est néanmoins marquant de constater que, 
même selon l’hypothèse de non-prolongation de 
toutes les centrales au-delà de 40 ans, le nucléaire 
représente encore 55 % de la production d’électri-
cité en 2025. 

Ainsi, même une politique de fermeture de tous 
les réacteurs à l’échéance de leur quatrième visite 
décennale ne permet pas d’atteindre une part de 
50 % du nucléaire dans la production d’électricité 
en 2025. Cette conclusion conforte celle du scé-
nario Ohm	(chapitre	5), et souligne une nouvelle 
fois le caractère particulièrement structurant d’un 
critère de diversification portant sur la production 
effective d’électricité. Elle conduit notamment pour 
la coupe 2025 :

 u à ne pas anticiper de fermeture par rapport aux 
quatrièmes visites décennales (22 réacteurs 
sont fermés, contre 24 dans le cas de base de 
Ohm) ;

 u à modérer le besoin de mise en service de 
 nouvelles centrales thermiques (de l’ordre de 
7 GW en 2025 au lieu de plus de 10 GW pour le 
scéna rio Ohm) ; 

 u à rendre possible une fermeture des centrales 
au charbon dans un échéancier compatible avec 
le Plan climat annoncé en juillet 2017 ;

 u à ne pas augmenter les émissions de gaz à effet 
de serre à cette échéance.

Dans le scénario Watt, la réduction la plus impor-
tante de la capacité nucléaire intervient plus tard, 
entre 2025 et 2030 (environ 25 GW de puissance 
à déclasser). C’est à ces échéances que le com-
plément par des groupes thermiques s’avère 
indis pensable. Ces échéances sont suffisamment 
lointaines pour rendre possible le scénario, mais 
les délais de mise en service nécessiteraient dans 
tous les cas des décisions rapides. 

9.2.3 Des moyens thermiques 
indispensables mais ne dépassant pas 
20 % de la production en France

Une conclusion importante du scénario Watt porte 
sur les moyens thermiques. Ceux-ci sont indis-
pensables à la mise en œuvre du scénario. Ni les 
volumes considérés, ni les échéances de temps 
associées, ne permettent en effet d’assurer la 
sécurité d’approvisionnement sans l’installation 
massive de nouveaux moyens thermiques.

Dans ce scénario, la production d’origine ther-
mique double en proportion dans le mix (près de 
20 % en 2035 contre moins de 10 % aujourd’hui). 
Cette augmentation porte sur la filière gaz, par 
une utilisation plus importante des cycles com-
binés au gaz et des installations de cogénération 
existantes, ainsi que par la construction de nou-
veaux moyens. Le parc thermique atteint en 2035 
un total de 34 GW : 

 u ces nouveaux moyens thermiques sont essen-
tiellement des moyens utilisés pour passer la 
pointe. Ainsi, 11 GW de nouvelles turbines à 
combustion sont nécessaires pour assurer la 
sécurité d’approvisionnement ;

 u de l’ordre de 6,5 GW de nouveaux cycles com-
binés au gaz trouvent un espace économique ;

 u près de 4 GW de cogénérations au gaz sont 
développées.

Ainsi, les besoins en nouveaux moyens de pro-
duction sont majoritairement d’ordre capacitaire 
(moyens de secours pour passer les pointes et 
remédier à la variabilité de la production éolienne 
et solaire, sensible aux aléas météorologiques).
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L’évaluation du besoin en nouvelles capacités 
 thermiques, dont la robustesse aux hypothèses est 
testée par la suite, constitue un acquis important 
des simulations sur le scénario Watt. Ce travail 
conduit à ne valider aucune des thèses « extrêmes » 
parfois avancées dans le débat public.

D’une part, développer un système reposant à 
70 % sur des EnR ne conduit en aucun cas à « dou-
bler » la capacité renouvelable par des moyens 
thermiques : il est tout à fait possible d’assurer 
la sécurité d’approvisionnement en se basant sur 
un développement « modéré » de ces moyens et 
des flexibilités.	 A	 contrario, les argumentaires 
alarmistes consistant à considérer nécessaire le 
développement de moyens de secours systéma-
tiques font fi, d’une part, de l’interconnexion de la 
France avec ses voisins qui permet de mutualiser 
les flexibilités, et d’autre part, d’une analyse de 
la contribution statistique de l’éolien et du photo-
voltaïque à la sécurité d’approvisionnement.

D’autre part, le développement des moyens ther-
miques est en revanche indispensable : vu les 
échéances associées, il ne serait pas raisonnable 
de baser un tel scénario sur des paris technolo-
giques, et une fermeture des groupes nucléaires 
après 40 années de fonctionnement se traduirait 
immanquablement par la construction de nou-
veaux moyens thermiques, qui devraient être 
décidés aujourd’hui pour pouvoir être mis en ser-
vice progressivement entre 2025 et 2030 pour la 
 plupart d’entre eux.

9.2.4 Des flexibilités indispensables 
à la mise en œuvre du scénario

Dans le scénario Watt, le développement des 
flexibilités ne constitue pas une alternative au 
développement des moyens thermiques, mais un 
complément.

Par rapport à l’étude sur les réseaux électriques 
intelligents publiée par RTE en juillet 2017, ce 
 scénario constitue un cas de figure particulier 
en ce sens qu’il ne conduit pas à un quelconque 
 phénomène de concurrence mais de complémen-
tarité entre les sources de flexibilité smart grids :

 u l’effacement trouve une place à hauteur de 
6 GW ;

 u le gisement techniquement accessible de 
2 GW en nouvelles STEP est économiquement 
pertinent ;

 u les batteries deviennent rentables en fin d’hori-
zon d’étude et peuvent ainsi venir compléter le 
mix de moyens flexibles. 

Le système électrique décrit par le scénario 
Watt, composé de 70 % d’EnR, appuyé sur des 
moyens thermiques et sur de nombreuses solu-
tions de flexibilité, est donc très différent de celui 
d’aujourd’hui. Il suppose des adaptations des 
méthodes d’exploitation du système électrique, 
une fiabilisation du pilotage de la demande sur 
lequel reposerait réellement l’équilibre entre 
l’offre et la demande, et la mise en pratique effec-
tive des mots d’ordre sur la flexibilisation du sys-
tème et les réseaux électriques intelligents. Les 
consommateurs engagés dans les programmes 
de flexibilités devront notamment pouvoir adap-
ter réellement leur consommation aux besoins du 
système électrique. 
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9.3 L’analyse du scénario en fonction 
des hypothèses d’énergies renouvelables 
et de consommation

Le diagnostic résultant de la présentation du cas de 
base du scénario Watt doit être complété par l’exa-
men de ses principales variantes. En effet, comme 
indiqué au paragraphe 9.1, les hypothèses sur la 
consommation et la progression des EnR envisa-
gées dans le cas de base constituent une situation 
favorable pour ce scénario. Pour enrichir l’analyse 
et disposer d’un véritable diagnostic sur la sécurité 
d’approvisionnement, il est nécessaire de considé-
rer également les configurations plus défavorables 
qui seraient rencontrées avec une consommation 
plus élevée (trajectoire « consommation haute ») 
et/ou un déploiement des énergies renouvelables 
moins rapide (« rythme PPE »). 

9.3.1 Dans tous les cas de figure, 
le rythme de croissance des EnR est 
insuffisant pour couvrir la diminution de 
la production nucléaire

Dans le cas de base, la croissance des énergies 
renouvelables ne permet pas de compenser la 

réduction de la production nucléaire, ni en énergie 
produite, ni en puissance disponible pour la sécurité 
d’approvisionnement. L’effet « falaise » est particu-
lièrement visible entre 2025 et 2030, avec la perte 
de plus de 150 TWh de productible nucléaire en cinq 
ans, qui ne peut trouver une compensation dans 
une croissance des énergies renouvelables (dans 
la trajectoire « rythme PPE haut », la production 
renouvelable progresse de 60 TWh durant ces cinq 
mêmes années). Même avec un développement très 
poussé des énergies renouvelables (52 GW  d’éolien 
terrestre, 15 GW d’éolien en mer et 48 GW de 
photovoltaïque en fin de période), leur production 
annuelle moyenne cumulée en 2035 ne représen-
tera que 80 % de la production nucléaire actuelle.

L’hypothèse retenue pour la consommation joue 
alors un rôle de premier ordre sur l’évaluation du 
bilan énergétique :

 u avec la trajectoire de consommation « intermé-
diaire 2 », la décrue de la consommation accom-
pagne progressivement celle de la production 
nucléaire en France. Les moyens thermiques 

Figure 9.5 Évolution de la production nucléaire et renouvelable annuelle – scénario Watt 
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installés peuvent suffire à produire l’essentiel de 
l’énergie manquante, les imports/exports per-
mettant d’équilibrer l’offre et la demande selon 
les situations. Cette représentation  permet 
de mieux comprendre la nature majoritaire-
ment « capacitaire » des besoins en  nouvelles 
capacités ;

 u avec la trajectoire « consommation haute » en 
revanche, un écart important apparaît à  partir 
de 2030. Cet écart doit être comblé par une aug-
mentation de la production d’origine  thermique 
ou par des imports réguliers.

Ce phénomène est sans surprise amplifié en consi-
dérant un développement moins soutenu des éner-
gies renouvelables. Un déploiement basé sur la 
trajectoire médiane « rythme PPE » ne permettrait 
à la production annuelle des énergies renouve-
lables de couvrir que seulement 60 % de la produc-
tion annuelle nucléaire actuelle en fin de période. 

La comparaison avec la consommation permet de 
distinguer deux cas de figure :

 u avec une consommation en baisse (« intermé-
diaire 2 »), il demeure un besoin en énergie 
de plus de 100 TWh à couvrir par des moyens 
thermiques ;

 u avec une consommation en légère croissance en 
fin de période (trajectoire «haute »), le besoin 
de compensation est porté à près de 200 TWh.

Figure 9.6 Évolution de la production nucléaire et renouvelable annuelle – scénario	Watt,	variante	«	rythme	PPE	» 
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Des besoins thermiques importants
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Figure 9.7 Puissance thermique installée dans différentes variantes – scénario Watt

G
W

 in
st

al
lé

s

20
16

C
as

 d
e 

ba
se

Va
ria

nt
e 

En
R 

ry
th

m
e 

PP
E

Va
ria

nt
e 

co
m

pa
ra

is
on

C
as

 d
e 

ba
se

Va
ria

nt
e 

En
R 

ry
th

m
e 

PP
E

Va
ria

nt
e 

co
m

pa
ra

is
on

C
as

 d
e 

ba
se

Va
ria

nt
e 

En
R 

ry
th

m
e 

PP
E

Va
ria

nt
e 

co
m

pa
ra

is
on

Va
ria

nt
e 

co
ns

om
m

at
io

n
ha

ut
e 

et
 E

nR
 ry

th
m

e 
PP

E

0

10

20

30

40

50

60

203520302025

supérieur. Ce surcroît peut être modéré (3 GW 
dans la variante « rythme PPE ») ou important (une 
capacité entre 45 et 50 GW est nécessaire en 2035 
dans les deux variantes basées sur une consom-
mation plus importante).

Enfin, la répartition entre moyens de pointe et 
moyens de semi-base varie selon les variantes : 
si dans le cas de base la majorité des nouveaux 
moyens seraient des centrales de pointe, il n’en 
va pas de même dans les variantes comprenant 
une consommation plus importante, qui conduit à 
installer davantage de cycles combinés. C’est cette 
répartition qui permet d’expliquer les résultats 
associés sur le bilan imports/exports et les émis-
sions de CO2. 

La question des débouchés pour 
ces nouveaux moyens thermiques
La question des débouchés pour les moyens ther-
miques interroge sur la concordance entre les 
besoins du système électrique à court terme et son 
évolution à plus long terme. En effet, des centrales 
au gaz peuvent parfaitement apparaître comme 

des moyens pertinents, sur le plan technique et 
économique, pour répondre à une configuration 
donnée du système électrique, sans pour autant 
que cette pertinence soit pérenne dans la durée. La 
complexité est renforcée par le caractère incertain 
de l’évolution du système à plus long terme, qui 
place les investisseurs face à des avenirs radicale-
ment différents – certains conduisant à une renta-
bilité importante pour les projets qu’ils envisagent, 
tandis que d’autres non. 

Les actifs de production d’électricité comme un 
cycle combiné au gaz ont une durée de vie de 
40 ans. L’investissement initial doit être amorti sur 
une longue période. La pertinence de tels inves-
tissements ne peut pas, dès lors, être envisagée 
uniquement par rapport à une situation donnée, et 
nécessite d’être analysée sur le temps long.

Les nouveaux scénarios intègrent trois coupes tem-
porelles et permettent donc de procéder à une telle 
analyse. Celle-ci confirme, sur le scénario Watt 
comme sur le scénario Hertz, la prégnance de la 
question temporelle pour les investissements dans 
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les actifs thermiques. Ainsi, la répartition entre 
des cycles combinés au gaz et des turbines à com-
bustion varierait si les décisions d’investis sement 
étaient considérées de manière indépendante sur 
les points 2025, 2030 et 2035. Les scénarios de 
RTE retiennent donc une trajectoire lissée pour 
tenir compte de l’interdépendance entre les pas de 
temps considérés, et la nécessité de considérer la 
durée de vie des actifs sur une période suffisam-
ment longue.

Ceci conduit parfois à renoncer à un investisse-
ment dans un cycle combiné au gaz en 2030 du 
fait d’un nombre d’heures de fonctionnement trop 
faible, et ainsi à privilégier des turbines à combus-
tion en début d’horizon. 

Dans une telle configuration, les flexibilités jouent 
un rôle clé, car elles présentent justement des 
caractéristiques de coût plus intéressantes en 
 avenir incertain. La place des flexibilités est spéci-
fiquement étudiée au paragraphe 9.7.

9.3.3 Les conséquences pratiques 
du besoin de développement du parc 
thermique doivent être prises en 
compte

Un rythme de développement 
très rapide
Dans tous les cas, le scénario Watt prévoit un 
changement de dimensionnement majeur pour le 
parc thermique français (le parc de cycles combi-
nés au gaz est doublé, le parc de turbines à com-
bustion multiplié par six, et le parc de cogénération 
doublé également). Le rythme de développement 
doit également trancher avec le rythme historique.

La filière gaz n’est pas celle qui est soumise aux 
plus forts problèmes d’acceptabilité en France. 
Dans un passé récent, 12 nouvelles centrales au 
gaz, totalisant plus de 5 GW, ont été mises en ser-
vice en France en cinq ans (entre 2008 et 2013, 
en partie sur des sites de production thermiques 
existants ou reconvertis). Les difficultés rencon-
trées pour les projets les plus récents montrent 
néanmoins qu’un tel rythme ne peut être tenu pour 
acquis, en particulier pour des installations en sites 
vierges. 

Pourtant, le scénario Watt conduirait à un rythme 
de même nature, voire plus rapide dans certaines 
variantes. Dans ce scénario, la question de l’accep-
tabilité de nouvelles installations thermiques 
deviendrait dès lors un enjeu prépondérant. 

Une problématique de couplage 
des réseaux électriques et des réseaux 
gaziers
Au-delà du rythme de développement, il convient 
de vérifier que le système gazier est suffisamment 
dimensionné pour accueillir ce nouveau parc de 
production et permettre son exploitation au regard 
des besoins de flexibilité du système électrique 
correspondant à ce scénario.

Tout comme le système électrique, le système 
gazier repose sur un réseau de transport inter-
connecté au niveau européen, permettant de faire 
appel à différentes sources d’approvisionnements 
et à de larges capacités de stockages. Compte tenu 
de la puissance des infrastructures gazières et des 
efforts d’efficacité énergétique envisagés sur les 
usages traditionnels du gaz, assurer la continuité 
d’acheminement pour de nouvelles installations de 
production d’électricité à partir de gaz ne devrait 
pas induire de modifications très significatives du 
réseau, à l’exception de renforcements du réseau 
régional susceptibles d’être nécessaires selon la 
localisation et le dimensionnement des futurs pro-
jets de cycles combinés au gaz ou de turbines à 
combustion. Par ailleurs une forte part d’énergies 
renouvelables intermittentes dans le mix de pro-
duction d’électricité requiert une adaptation rapide 
des programmes de production des groupes ther-
miques permettant de pallier les aléas liés aux pré-
visions météorologiques. Ce besoin de flexibilité du 
système électrique se reporte dans ce scénario sur 
le système gazier, requérant une gestion dyna-
mique des flux de gaz proche du temps réel.

Les analyses de ce scénario Watt supposent que le 
système gazier dispose des capacités nécessaires, 
tant pour l’adéquation que la flexibilité, même 
pour une très forte augmentation des puissances 
installées de production d’électricité à partir de 
gaz. Dans le cadre d’un partenariat avec GRT gaz, 
RTE travaille sur les analyses, méthodes et outils 
permettant de vérifier et d’optimiser ces couplages 
entre systèmes électrique et gazier.
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9.4 Les échanges aux frontières : 
la fin d’une France structurellement 
exportatrice

Dans le scénario Watt, les réacteurs nucléaires 
sont fermés à leur date limite de visite décennale, 
après 40 ans de fonctionnement :

 u une partie de ces moyens est remplacée par des 
énergies renouvelables à coûts variables nuls : 
toutes choses étant égales par ailleurs, cette 
substitution n’a pas d’impact sur les échanges ;

 u une autre partie du parc nucléaire est remplacée 
par des centrales au gaz : celles-ci sont moins 
compétitives que le nucléaire sur les marchés 
européens, ce qui conduit à réduire les exports ;

 u enfin, une partie de ces moyens n’est pas rem-
placée, dans un contexte de diminution de la 
consommation. 

L’effet agrégé de ces évolutions peut être analysé 
en mobilisant les différentes variantes, qui repré-
sentent des situations contrastées en matière de 
solde exportateur.

9.4.1 Le bilan net des échanges 
dépend du taux de couverture de 
la consommation par la production 
d’origine renouvelable

Dans le cas de base, la France peut 
conserver un solde exportateur net
Le cas de base du scénario Watt permet de mainte-
nir un solde marginalement exportateur (18 TWh). 
Cette faible valeur traduit le fait que la France 
passerait d’une situation structurellement expor-
tatrice à une position différente où les imports et 
les exports se compensent dans l’ensemble en 
volume. L’analyse des coûts conduirait à nuancer 
ce premier diagnostic, puisque les imports français 
auraient lieu principalement durant les périodes 
où les prix sont importants, tandis que la France 
exporterait quand les prix sont faibles.

Conserver un solde très légèrement exportateur 
peut sembler paradoxal dans une situation où la 
capacité nucléaire installée se réduirait de manière 
très importante. Ce résultat est la conséquence 
directe de la substitution entre un parc à un coût 
marginal faible et un parc avec un coût marginal 
nul : indépendamment de leurs coûts complets, 
les énergies renouvelables sont systématiquement 
compétitives sur les marchés de l’énergie. Ainsi, 
mis à part un effet volume (les EnR ne compensent 
pas entièrement la perte de productible nucléaire), 
la structure de l’interclassement des coûts au 
niveau européen ne se trouve pas complètement 
modifiée par rapport à aujourd’hui. En ce sens, la 
substitution prévue par ce scénario est très diffé-
rente de celle qui consisterait pour un pays donné, 
par exemple, à remplacer des centrales thermiques 
par des énergies renouvelables.

Carte 9.1 Solde des échanges en 2035 – 
scénario Watt
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Carte 9.2 Soldes des échanges en 2035 – 
scénario	Watt,	«	rythme	PPE	»

Figure 9.8 Répartition mensuelle des volumes d’import et d’export (somme des volumes évalués au pas horaire) 
en 2035 – scénario Watt
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Dans les variantes, la France 
devient importatrice nette 
Dans les variantes testées, le taux de couverture 
de la consommation par les EnR est inférieur (soit 
parce que la consommation est plus élevée, soit 
parce que les EnR sont moins développées). Moins 
ce taux est important, plus la production thermique 
effective sera élevée. Cette production peut être 
installée en France ou dans les pays voisins. Dans 
ce dernier cas, le bilan net peut devenir importateur.

Ainsi, avec la trajectoire médiane de dévelop-
pement des EnR (« rythme PPE »), la France 
deviendrait importatrice nette d’électricité, avec 
un solde importateur de 31 TWh en 2035. Cette 
conclusion serait conservée voire accentuée si la 
consommation était plus importante.

9.4.2 Une utilisation des 
interconnexions équilibrée 
entre imports et exports

Une utilisation toujours soutenue 
des interconnexions
La représentation en bilan net est fruste et peut 
dissimuler des réalités très différentes. Dans le cas 
de base du scénario Watt par exemple, malgré un 
bilan net faible, l’utilisation des interconnexions est 
en réalité très soutenue et pratiquement équilibrée 
entre les exports (71 TWh) et les imports (53 TWh) : 
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les échanges en hiver sont équilibrés, voire légère-
ment importateurs, tandis que les mois d’été restent 
exportateurs.
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Figure 9.9  Répartition mensuelle des volumes d’import et d’export (somme des volumes évalués au pas horaire) 
en 2035 –	scénario	Watt,	variante	EnR	«	rythme	PPE	»

 Exports
 Imports

V
ol

um
e 

m
en

su
el

 (
TW

h)

0

1

2

3

4

5

6

7

8

9

10

Ja
nvie

r

Févri
er

M
ar

s
Avri

l
M

ai
Ju

in
Ju

ille
t

Août

Septe
m

bre

Octo
bre

Nove
m

bre

Déce
m

bre

En outre, les interconnexions jouent un rôle  crucial 
pour permettre l’équilibrage en temps réel du sys-
tème électrique : les chroniques de production et 
de consommation montrent qu’avec un volume 
d’énergies renouvelables intermittentes impor-
tant, les échanges varient fréquemment (la France 
exportera en période de forte production éolienne 
et photovoltaïque, et importera sinon). L’apport 
d’une modélisation explicite des pays voisins 
apparaît alors de manière évidente : une analyse 

menée au seul périmètre de la France conduirait 
à des conclusions manifestement erronées sur le 
besoin de moyens de secours en France (qui serait 
alors surdimensionné). 

Des situations d’import qui progressent 
fortement
Ce résultat est confirmé par l’analyse des volumes 
importés au pas horaire. Des imports compris entre 
5 et 10 GW, voire supérieurs à 10 GW, existent dans 

Figure 9.10 Évolution de la répartition du volume d’import et du volume d’export entre 2016 et 2035 – scénario Watt
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Figure 9.12 Illustration des importations en hiver, semaine avec peu de vent – 2035 – scénario Watt

 Déversement  
 Export  
 Pompage STEP  
 Nucléaire  
 Charbon  
 Bioénergies  
 Gaz  
 Hydraulique  
 Turbinage STEP  
 Fioul
 Import 
 Marine  
 Éolien  
 Solaire  
 Effacements  
 Défaillance   

 Consommation

G
W

lundi 5 fév. mardi 6 fév. mercredi 7 fév. jeudi 8 fév. vendredi 9 fév. samedi 10 fév. dimanche 11 fév.
-40

-30

-20

-10

0

10

20

30

40

50

60

70

80

90

100

110

Figure 9.11 Évolution de la répartition du volume d’import et du volume d’export entre 2016 et 2035 – scénario 
Watt,	«	rythme	PPE	»
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les trois coupes temporelles, avec des  occurrences 
largement supérieures à aujourd’hui. 

En hiver, la France peut ainsi devenir importatrice 
sur des semaines entières, alors que la consomma-
tion reste à des niveaux relativement modérés. Le 
recours significatif aux importations ne traduit pas ici 
un risque sur la sécurité d’approvisionnement, mais 
une perte de compétitivité du mix de production 

français par rapport à la production disponible en 
Europe (dans cette situation, les centrales au gaz ne 
fonctionnent pas à leur pleine puissance).

La figure 9.10 illustre le recours aux importations 
lors d’une semaine d’hiver avec une faible produc-
tion éolienne. Dans l’exemple présenté, on constate 
un recours aux importations sur des plages horaires 
où les turbines à combustion ne sont pas utilisées. 
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9.5 Des émissions de CO2 du système 
électrique en croissance

9.5.1 Au niveau français, les émissions 
du système électrique marquent une 
rupture à la hausse

L’analyse des émissions de CO2 dans le scénario 
Watt se décline selon la même grille de lecture que 
dans les paragraphes précédents : des différences 
marquées apparaissent entre le cas de base (asso-
cié aux mesures volontaristes sur la consommation 
et les énergies renouvelables) et les variantes.

Dans le cas de base, les émissions atteignent 
32 millions de tonnes en fin de période. Il s’agit 
d’une augmentation par rapport aux niveaux 
actuels, mais deux facteurs peuvent nuancer cette 
appréciation :

 u d’une part, les émissions demeurent stables 
en 2025 par rapport aux niveaux actuels : cela 
conforte la différence entre les scénarios Ohm et 

Watt, ce dernier pouvant être conduit sans prolon-
gation des centrales au charbon à l’horizon 2025 ;

 u d’autre part, cette augmentation demeure 
 modérée au regard des émissions totales de la 
France (le secteur électrique étant peu émetteur). 

Les variantes basées sur une consommation 
 supérieure ou un développement des énergies 
renouvelables moindre peuvent conduire à des 
niveaux largement plus élevés :

 u pour un même niveau de consommation, si le 
rythme de déploiement des EnR est moins rapide 
(trajectoire « rythme PPE »), le niveau d’émis-
sions de CO2 du système électrique français 
atteint environ 37 millions de tonnes en 2035 ;

 u dans la variante « comparaison », qui explore 
une consommation haute et des prix de com-
bustibles « CO2 médian », ce chiffre est porté à 
environ 49 millions de tonnes ;

Figure 9.13 Évolution des émissions de CO2 en France – scénario Watt
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 u enfin, dans le cas le plus défavorable, à hori-
zon 2035, pour une variante qui combine une 
consommation haute et un développement des 
EnR, les émissions en fin d’horizon peuvent être 
évaluées à environ 75 millions de tonnes – une 
très forte augmentation. 

9.5.2 Cet effet est accentué une fois 
évalué à l’échelle européenne

Dans les scénarios Ampère, Hertz	et Volt présentés 
précédemment, la France contribue à la réduction 
des émissions du secteur électrique en Europe. 
Les exports français se substituent en effet à 
d’autres productions, généralement beaucoup plus 
carbonées.

Le scénario Watt rompt avec cette situation. Le 
parc français est en effet bien moins exporta-
teur, voire importateur dans certaines variantes, 
et plus intensif en carbone. Ces deux effets 
se cumulent : le scénario Watt est le seul 
pour lequel le bilan net en 2035 est sensi-
blement positif, de près de 30 millions de 
tonnes à plus de 50 millions de tonnes dans 
la variante de comparaison (EnR « rythme PPE 
haut » et trajectoire de consommation « haute »). 

Figure 9.14 Bilan net des émissions de CO2 du 
système électrique français en 2035 – scénario Watt

Figure 9.15  Bilan net des émissions de CO2 du 
système électrique français en 2035 – scénario	Watt,	
variante	«	comparaison	»	(trajectoire	de	consommation	
«	haute	»	et	prix	de	CO2	«	médian	»)

9.5.3 Le dilemme du scénario Watt : 
devenir importateur ou augmenter 
les émissions de CO2 en France

Dans le scénario Watt, des moyens thermiques sont 
nécessaires à l’équilibrage du système. La répar-
tition entre cycles combinés au gaz et turbines à 
combustion dépend des débouchés économiques, 
évalués au sens des marchés européens et pas 
 uniquement des besoins français. 

In	fine,	 les moyens de semi-base disposant d’un 
espace économique peuvent se trouver en France 
ou dans les pays voisins. Dans le premier cas de 
figure, le bilan des échanges est exportateur, mais 
il en résulte un surcroît d’émissions de CO2 en 
France. Dans le second, les exports diminuent et la 
France devient importatrice nette, et les émissions 
de CO2 augmentent ailleurs. 

Cet effet de « vases communicants » peut être 
illustré par les études menées sur le scénario 
Watt. À titre d’exemple, indépendamment des 
critères économiques, l’étude d’une sensibilité 
sur la répartition entre turbines à combustion et 
cycles combinés au gaz sur le scénario de base 
permet d’estimer l’impact sur les émissions de 
CO2. En substituant les cycles combinés au gaz 
ajoutés (de l’ordre de 6,5 GW) par des turbines 
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à combustion, la production électrique diminue-
rait en France, le solde des échanges deviendrait 
légèrement importateur, les émissions de CO2 
 produit en France baisseraient d’environ 7  millions 
de tonnes, mais augmenteraient de 11 millions 
de tonnes ailleurs en Europe. Ainsi, sur le péri-
mètre d’Europe de l’Ouest, les émissions de CO2 
 augmenteraient de 4 millions de tonnes. 

De manière symétrique, dans le cas où la 
répar tition entre les moyens de production au 
gaz  évoluerait dans le sens d’une plus grande 
 proportion de cycles combinés au gaz (par 
exemple en prenant une hypothèse extrême selon 
laquelle toutes les nouvelles turbines à combus-
tion sont remplacées par des cycles combinés 
au gaz), la production électrique augmenterait 
en France, le solde des échanges deviendrait 
plus exportateur, les émissions de CO2 produit 
en France  augmenteraient d’environ 9 millions 
de tonnes, mais diminueraient de 13 millions de 
tonnes  ailleurs en Europe. 

9.5.4 Une part croissante de gaz 
d’origine renouvelable permettrait de 
modérer la hausse des émissions

La part de gaz d’origine renouvelable actuellement 
injectée dans le réseau est actuellement anecdo-
tique (0,5 TWh, soit environ 0,01 % de la consom-
mation de gaz). Pour autant, à l’avenir, plusieurs 
technologies émergentes permettent d’envisager 
le développement d’une filière de production de 
gaz d’origine renouvelable. La loi pour la transition 
énergétique fixe un objectif de 10 % en 2030 mais 
les incertitudes sur la dynamique de croissance 
et sur la part de gaz d’origine renouvelable attei-
gnable en 2035 sont très fortes. Ces incertitudes 
conduisent à retenir une approche prudente (la 
part de gaz d’origine renouvelable est alors négli-
gée) pour le calcul des émissions de CO2. 

Ceci est sans impact sur les conclusions des diffé-
rents scénarios présentés jusqu’à présent. En 
effet, les émissions de CO2 sont déjà maîtrisées 
(Hertz) ou largement en baisse (Ampère	et	Volt) 
ou bien l’horizon d’étude (Ohm) est trop proche 
pour que la production de gaz d’origine renouve-
lable devienne notable (moins de 3 %).

Dans le scénario Watt en revanche, l’utilisation 
de gaz renouvelable est susceptible d’atténuer 
les conclusions sur les émissions de CO2 du sec-
teur électrique (CO2 émis essentiellement par les 
centrales au gaz) si les scénarios ambitieux se 
matérialisent pour cette filière (voir	encadré	à	 la	
partie	11.8).

La prise en compte d’une part de biogaz injectée 
dans les réseaux modère les émissions de CO2 
mais ne remet pas en cause, à elle seule, la ten-
dance haussière constatée des émissions de CO2 
du scénario Watt. 

9.5.5 Des transferts entre secteurs 
à prendre en compte pour relativiser 
la hausse des émissions du secteur 
électrique 

Les transferts d’usage entre vecteurs énergétiques 
ne sont pas propres au scénario Watt. Leur prise 
en compte conduit :

 u à relativiser la hausse des émissions de CO2 
affectée au secteur électrique au regard des 
émissions évitées ou comptabilisées dans 
d’autres secteurs d’activité ;

 u à accentuer pour autant la différence avec les 
scénarios Ampère et Volt qui prévoient davan-
tage de transferts d’usage. 

Le scénario Watt comporte moins de véhicules 
électriques que les autres scénarios (5,5 millions 
en 2035 pour une consommation électrique de 
10,9 TWh). Ces véhicules électriques évitent tout 
de même environ 5 millions de tonnes de CO2 dans 
le secteur du transport routier (près du triple dans 
les scénarios Ampère et Hertz).

Le scénario Watt est le seul scénario à être carac-
térisé par une hausse significative du parc de 
centrales pouvant fonctionner en cogénérations 
(un quasi-doublement du parc par rapport à 
aujourd’hui). Ces centrales produisent de l’électri-
cité et de la chaleur dans des proportions variables 
selon la période de l’année, les débouchés pour 
la chaleur et les prix de marché. Dans certaines 
configurations, les unités peuvent fonctionner en 
cycle ouvert (seule l’électricité est alors valorisée). 
Compte tenu des incertitudes sur le fonctionnement 
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1.  En considérant qu’un kWh de gaz produit 0,35 kWh électrique, 0,53 kWh de chaleur et 0,12 kWh de pertes.

futur de ces unités, et dans une approche pru-
dente, les émissions de CO2 de ces unités (environ 
10 millions de tonnes de CO2 pour 18 TWh de pro-
duction électrique en 2035) ont été intégralement 
affectées au secteur électrique. Au maximum, en 

prévoyant un fonctionnement intégral en cogéné-
ration, jusqu’à 60 % de ces émissions pourraient 
être affectées aux différents secteurs qui valo-
risent la chaleur1 (principalement l’industrie et le 
résidentiel-tertiaire).
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9.6 Une première analyse économique 
d’un scénario de rupture

9.6.1 Un scénario qui repose sur des 
investissements importants, des coûts 
opérationnels réduits, et des coûts 
variables élevés

Le cadrage économique du scénario Watt obéit à 
un principe de cohérence macroéconomique d’en-
semble, consistant à apparier a priori les hypo-
thèses qui paraissent les plus compatibles. Ce 
cadrage prévoit notamment une croissance éco-
nomique médiane (+1,5 % par an en moyenne). 
Le niveau d’investissement mis en œuvre dans ce 
scénario est ainsi plus faible, par exemple, que 
dans le scénario Ampère : 

 u la demande d’électricité est marquée par 
une forte diffusion de l’efficacité énergétique 
(rythme accéléré de remplacement des maté-
riels, financement de la rénovation thermique) 
mais par une électrification modérée de  certains 
usages (notamment un développement de la 
mobilité électrique) ;

 u l’investissement dans le parc de production 
d’électricité est structurel mais focalisé sur 
le développement les énergies renouvelables 
complété par de nouvelles installations au gaz 
pour assurer l’équilibre entre la production et la 
consommation ;

 u un investissement dans le réseau pour accom-
pagner cette transition, et notamment dans les 
interconnexions transfrontalières développées 
selon la trajectoire médiane.

Ces investissements permettent une progression 
de la part renouvelable de l’électricité dans la 
consommation finale d’énergie et doivent contri-
buer au remplacement du parc nucléaire, sans 
compromettre de façon exagérée le caractère déjà 
largement décarboné du mix français. À l’échelle 
internationale, un prix du CO2 aligné sur le scé-
nario « 450 ppm » de l’Agence internationale de 
l’énergie est le seul qui soit compatible avec l’at-
teinte des objectifs de l’accord de Paris. Ce niveau 
de prix du CO2 permet également de renforcer l’in-
térêt économique du développement des énergies 

renouvelables selon le rythme « PPE haut » (voire 
au-delà). 

La figure 9.16 synthétise l’ensemble des dépenses 
annuelles dans le scénario Watt pour les trois 
années d’étude considérées (2025, 2030 et 2035) 
selon une moyenne glissante sur cinq ans. Cette 
figure présente respectivement les coûts d’inves-
tissement, les coûts fixes annuels et les coûts 
variables annuels ainsi que l’impact de la balance 
commerciale s’agissant du coût des imports et des 
recettes des exports. Les hypothèses retenues 
sont identiques à celles des chapitres précédents 
(6, 7 et 8) pour l’analyse des coûts (hypothèse de 
coût de production ajusté). 

Des investissements en hausse 
mais plus limités que dans les autres 
scénarios 
Le scénario Watt se caractérise par des chro-
niques d’investissement relativement stables 
entre 2025 et 2035 (de l’ordre de 8 à 9 milliards 
d’euros par an), proches du montant actuel de 
l’ordre de 7 milliards répartis entre les investis-
sements pour le grand carénage des installations 
nucléaires et le développement de la capacité 
renouvelable. Les investissements s’effectuent 
essentiellement dans l’ensemble des filières 
renouvelables (7 milliards d’euros d’investisse-
ment annuel, soit de l’ordre de 80 % des mon-
tants investis) et dans une moindre mesure dans 
la construction de nouveaux moyens thermiques 
(moins d’un milliard d’euros d’investissement 
annuel, soit moins de 10 % des montants inves-
tis). Comparativement, les montants investis 
dans les capacités d’interconnexion sont faibles 
(en moyenne de 0,3 milliard d’euros par an, 
soit 2 % du montant d’investissement total). 
En hausse modérée par rapport à la situation 
actuelle, les montants investis sont plus faibles 
dans ce scénario, du fait de l’absence de pro-
longation des centrales nucléaires au-delà de 
40 ans.
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Les montants investis sont stables du fait de deux 
phénomènes opposés : d’une part une amplifi cation 
du rythme de développement des EnR (dévelop-
pement des énergies marines en fin de période) 
et d’autre part, une baisse du coût unitaire des 
projets photovoltaïques et éoliens. Par ailleurs, 
un montant décroissant doit être investi dans la 
production nucléaire afin de la prolonger jusqu’à 
40 ans de fonctionnement (1,4 milliard d’euros en 
2025 et moins de 400 millions d’euros en 2035).

Des coûts fixes annuels en décroissance
Dans le scénario Watt, les coûts fixes annuels per-
mettant d’assurer l’exploitation et la maintenance 
du parc installé sont inférieurs aux niveaux actuels 
et baissent sur la période considérée. 

Cette diminution des coûts fixes annuels s’ex-
plique principalement par la réduction de la capa-
cité nucléaire installée. Par ailleurs, la production 
renouvelable engendre peu de coûts fixes d’exploi-
tation et de maintenance.

Des coûts variables de fonctionnement 
du mix plus importants et plus incertains
Dans le scénario Watt, le développement de la pro-
duction thermique pour compléter le mix d’éner-
gies renouvelables renchérit substantiellement le 
coût variable de fonctionnement du parc. À l’hori-
zon 2035, ce coût augmente d’un facteur 3 par 
rapport à aujourd’hui. 

Un effet est lié à l’augmentation de la production 
thermique. Un autre effet provient de l’augmen-
tation du prix du gaz et du CO2, importante dans 
les hypothèses considérées. À l’horizon 2035, les 
achats de gaz et des permis de CO2 pourraient 
représenter un tiers des dépenses du système 
électrique (hors réseaux). En corollaire, le coût de 
ce mix devient plus sensible aux prix du gaz et 
du CO2. Leur augmentation renchérirait mécani-
quement le coût de fonctionnement du parc élec-
trique. Dans ce scénario, toute chose étant égale 
par ailleurs, le coût de fonctionnement devient 
ainsi plus incertain : de ce point de vue, la  « fonc-
tion assurantielle » de la production nucléaire (dont 
les coûts ne dépendent que marginalement du prix 
des combustibles) se réduit au fur et à mesure que 
le nucléaire est déclassé. 

Figure 9.16 Dépenses annuelles corrigées  
de la balance commerciale – scénario Watt

M
€

/
an

2026-20302021-2025 2031-2035
-15 000

-10 000

-5 000

0

5 000

10 000

15 000

20 000

25 000

30 000

35 000

40 000

45 000

Des dépenses annuelles qui restent 
modérées grâce à une baisse de 
la consommation
En considérant l’ensemble des coûts (investisse-
ment, coûts fixes annuels et coûts variables de 
fonctionnement) ainsi que la balance commerciale, 
on constate que les dépenses annuelles corrigées 
de cette dernière restent modérées, alors même 
que l’on évalue un scénario de rupture.

Cela s’explique par le fait que ce scénario s’ac-
compagne d’une forte baisse de la consommation. 
L’évaluation des coûts mériterait ainsi d’intégrer à 
terme un chiffrage économique de la réduction de 
consommation, tant en termes d’investissements 

 Dépenses annuelles nettes 
  Dépenses annuelles d’imports 
  Recettes annuelles d’exports 
  Interconnexions – CAPEX (investissements dans de 
nouvelles interconnexions) 

  Nucléaire – CAPEX (investissement EPR et maintenance 
et prolongation du parc existant) 

 Nucléaire – OPEX fixes annuels de fonctionnement 
  Nucléaire – OPEX variables annuels de production 
(combustible) 

 Thermique – CAPEX (investissements)
  Thermique – OPEX fixes annuels de fonctionnement
   Thermique – OPEX variables annuels de production 
(combustible et CO2)

  EnR et solutions de flexibilité – CAPEX (investissements) 
  EnR et solutions de flexibilité – OPEX fixes annuels de 
fonctionnement 

   EnR et solutions de flexibilité – OPEX variables annuels 
de production (combustible des bioénergies)
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à mettre en œuvre que d’évolution des coûts 
fixes annuels et des coûts de fonctionnement de 
la demande, en intégrant également les effets de 
transferts d’usage. Une telle évaluation devrait 
porter sur les quatre scénarios.

9.6.2 Un espace économique 
supplémentaire pour l’éolien et 
le photovoltaïque au sol

Dans le scénario Watt, il existe un espace écono-
mique pour installer un volume d’énergies renou-
velables plus important que dans le cas de base. 

Figure 9.17 Coûts et revenus de marché du photovoltaïque (au sol) entre 2025 et 2035 – scénario Watt

Cet espace économique est attesté à partir 2030, 
pour les centrales photovoltaïques au sol et les 
éoliennes terrestres. Ces filières présentent en 
effet une rentabilité importante sur la base des 
revenus simulés. 

Le développement de ces capacités renouvelables 
supplémentaires selon un principe économique 
aurait principalement deux effets positifs sur ce 
scénario. Premièrement, le coût du scénario en 
serait réduit. En effet, borner les capacités renou-
velables à la trajectoire pilotée offre un espace 
économique supplémentaire aux moyens de pro-
duction au gaz, qui sont plus onéreux. À l’inverse, 
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Figure 9.18 Coûts et revenus de marché de l’éolien terrestre entre 2025 et 2035 – scénario Watt
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si les énergies renouvelables se développaient 
au-delà du « rythme PPE haut » sur la base de leur 
rentabilité économique, l’espace économique pour 
de nouvelles capacités thermiques au gaz serait 
moindre. Deuxièmement, en corollaire, les émis-
sions de CO2 du scénario Watt en seraient modé-
rées car les capacités supplémentaires d’énergies 
renouvelables viendraient principalement rempla-
cer des cycles combinés au gaz. 

Ces résultats dépendent du niveau du prix du CO2 
retenu dans ce scénario. Un prix du CO2 plus bas, 
basé sur le niveau médian considéré dans les scé-
narios Volt et Hertz, pourrait potentiellement les 
remettre en cause. 

Dans le scénario Watt, le développement de 
 l’éolien terrestre et du photovoltaïque au sol selon 
le rythme haut de la PPE se justifie donc d’un point 
de vue économique. Cette conclusion est impor-
tante car elle renforce la cohérence économique 
d’ensemble du scénario tel qu’il est construit. Dans 
le même temps, aller au-delà du rythme haut 
de la PPE nécessite de trouver des réponses aux 
questions d’acceptabilité du développement des 
énergies renouvelables et de structuration des 
filières. Les conséquences en matière de sécurité 
d’approvisionnement d’un volume plus important 
d’énergies renouvelables n’ont pas été étudiées 
précisément. 

9.6.3 Le scénario réduit 
substantiellement la balance 
commerciale de la France dans 
le secteur électrique

La balance commerciale électrique de la France se 
trouve fortement réduite dans le scénario Watt. 
Elle passe de quasiment 5 milliards d’euros par an 
en 2025 à 2 milliards d’euros par an en 2035, dans 
le cas de base. 

Entre 2030 et 2035, la poursuite du développe-
ment de la capacité renouvelable et d’une moindre 

2.  La production électrique à base de combustible gaz s’établissait en 2016 à 45 TWh et atteindrait 79 TWh en 2035. Elle augmenterait donc de 34 TWh. Cette 
production supplémentaire provenant principalement des centrales à cycles combinés (d’un rendement de 58 %), cela représente donc un volume de gaz de 
58 TWhth (= 34 TWhe/58 %), à valoriser au prix du gaz de 30 €/MWhth.

diminution de la capacité nucléaire permet de 
rééquilibrer le mix électrique français. En 2035, 
la valeur des exports et des imports au prix de 
gros de l’électricité en France s’équilibre. Seuls les 
revenus d’interconnexion permettent de conserver 
une balance commerciale électrique positive dans 
le secteur électrique.

Dans une optique considérant l’ensemble du sys-
tème énergétique français et pas uniquement le 
système électrique, la balance commerciale énergé-
tique française pourrait se trouver substantiellement 
dégradée par le recours à un volume de gaz plus 
important. Si ce volume était importé, il dégraderait 
la balance commerciale énergétique de la France 
en 2035 de l’ordre de 1,5 milliard d’euros par an2. 
La baisse des importations d’uranium associé à la 
réduction de la production nucléaire ne  permettrait 
pas de compenser totalement (pour moins d’un 
 milliard d’euros par an au cours récent de l’ura-
nium) la dégradation de la balance commerciale.

9.6.4 La trajectoire moyenne 
d’interconnexion se justifie dans 
ce scénario

Dans le scénario Watt, le cas de base est obtenu en 
se basant sur la trajectoire médiane de dévelop-
pement des interconnexions transfrontalières.

Sans être volontariste, cette trajectoire nécessite 
une augmentation de la capacité de 12 GW d’ici 
à 2035. Cela représente une augmentation de la 
capacité d’export de l’ordre de 70 % et un double-
ment de la capacité d’import. 

L’augmentation des capacités d’interconnexion ne 
se justifie que dans la mesure où les bénéfices 
générés dépassent leur coût d’investissement. Une 
telle analyse coût-bénéfice doit être réalisée au 
cas par cas, pour chacune des interconnexions en 
considérant plusieurs scénarios de production, de 
consommation et donc d’utilisation du réseau, afin 
de renforcer la robustesse du résultat.
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Dans le cadre du Bilan prévisionnel, la seule 
analyse réalisée consiste à vérifier si, dans l’en-
semble (et non projet par projet) la trajectoire 
de développement des interconnexions est justi-
fiée sous l’angle économique. Ceci ne présage pas 
des études ultérieures à mener au cas par cas, en 
intégrant, dans de multiples scénarios, toutes les 
composantes de coût, et notamment les consé-
quences en matière d’évolution des réseaux 
amont.

Cette analyse générale permet de confirmer la ren-
tabilité de la trajectoire « interconnexion moyenne ». 
Dans le scénario Watt, celle-ci s’explique par une 
utilisation conséquente des interconnexions pour 
importer de l’énergie et dans une moindre mesure 
pour exporter la production française à coût mar-
ginal faible (principalement renouvelables) vers 
des pays aux coûts marginaux élevés fixés par les 
moyens de production fossiles. Les bénéfices pro-
viendraient ainsi majoritairement des imports et 
dans une moindre mesure des exports.
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9.7 La sécurité d’approvisionnement 
peut être assurée même avec 
70 % d’énergies renouvelables

L’intégration poussée d’éoliennes ou de panneaux 
photovoltaïques au système électrique fait souvent 
l’objet de craintes. Régulièrement, les opposants 
à ces filières soutiennent qu’un taux maximal de 
déploiement ne pourrait être dépassé sans mettre 
en jeu la sécurité d’alimentation. L’expérience de 
ces dernières années montre que des solutions 
existent pour accompagner l’émergence de ces 
nouvelles formes de production en France comme 
à l’étranger. 

Les conséquences d’une telle pénétration doivent 
faire l’objet d’études détaillées, en distinguant la 
problématique technique sur une éventuelle limite 
physique à l’intégration des énergies renouve-
lables, de la problématique économique sur les 
coûts associés pour mettre en œuvre les moyens 
d’accompagnement identifiés.

L’étude approfondie du scénario Watt permet jus-
tement d’engager une réflexion sur les moyens 
d’assurer la sécurité d’approvisionnement dans 
une configuration radicalement différente de celle 
d’aujourd’hui. À cet effet, l’analyse se concentre 
sur l’horizon 2035, caractérisé par une pénétration 
des énergies renouvelables de 70 % et par une 
très forte réduction de la part du nucléaire. Ces 
enseignements pourront être extrapolés à d’autres 
contextes, qui pourraient être marqués par une 
capacité nucléaire comprise entre 10 et 30 GW 
mais où les capacités au gaz n’auraient pas été 
développées avec la même ampleur que dans le 
scénario Watt.

Les éléments qui suivent constituent les premiers 
jalons d’une analyse plus complète, qui devra se 
poursuivre en approfondissant l’étude des solu-
tions qui permettent d’assurer la sécurité d’appro-
visionnement et de leurs coûts, et en modélisant 
plus finement certains aspects du système élec-
trique (notamment son fonctionnement sur le très 
court terme ainsi que le dimensionnement des 
réserves). 

9.7.1 La contribution de l’éolien 
au passage des pointes de 
consommation est nécessaire

L’analyse de la sécurité d’approvisionnement prend 
son sens dans un cadre probabiliste, intégrant l’en-
semble des situations d’aléas possibles. Dans le 
scénario Watt, le critère de sécurité d’approvision-
nement fixé par les pouvoirs publics est vérifié à 
tous les horizons temporels : le risque de coupure 
n’est donc pas supérieur à aujourd’hui. Cette conclu-
sion peut être illustrée par différents exemples qui 
permettent d’identifier les éléments constitutifs 
de l’équilibre du système dans un scénario « 70 % 
EnR » : le maintien d’une capacité suffisante de 
moyens pilotables (gaz, hydraulique et nucléaire) 
dont certains constituent uniquement des moyens 
de secours, une contribution statistiquement impor-
tante de l’éolien, et le recours fréquent aux imports 
lors des pointes de consommation. 

Le passage des pointes repose 
encore sur des moyens pilotables 
(gaz et hydraulique)
Si la part des moyens pilotables dans le mix élec-
trique est significativement réduite par rapport à la 
situation actuelle dans le scénario Watt, elle n’est 
pas nulle pour autant. Ainsi, même avec une part 
des énergies renouvelables de 70 % sur la produc-
tion annuelle, les moyens pilotables démarrés en 
France peuvent pourvoir en moyenne à 60 % de la 
consommation en France lors des pointes journa-
lières l’hiver (évaluées par exemple en retenant les 
jours ouvrés d’une semaine de janvier à 19 h). 

Ce résultat tient compte du fait que ces moyens 
ne sont pas tous démarrés, du fait de leur moindre 
compétitivité par rapport aux imports depuis les 
pays voisins. 

Le constat repose sur deux piliers :
 u d’une part, une partie de l’hydraulique est pilo-
table en France, bien qu’elle soit renouvelable. 
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Il n’y a donc pas d’équivalence entre la nature 
renouvelable de l’énergie et le caractère fatal de 
la production ;

 u d’autre part, le parc thermique au gaz est for-
tement développé dans ce scénario. Ainsi, une 
partie de la « pilotabilité » liée au nucléaire a 
simplement été transférée vers des moyens 
fonctionnant au gaz. 

Parmi les centrales composant ce parc thermique, 
un volume significatif de capacités (turbines 
à combustion ou effacements le cas échéant) 
constituent les moyens de secours. Leur coût de 
financement, de construction et de maintien en 
condition opérationnelle peut directement être lié 
à l’intermittence de la production renouvelable 
ajoutée dans ce scénario. Il est néanmoins déjà 
comptabilisé dans l’analyse présenté au para-
graphe 9.6, et ne doit pas l’être une seconde 
fois ; de plus, il apparaît modéré par rapport aux 
sommes engagées par ailleurs (moins de 500 mil-
lions d’euros d’investissement annuel en turbines 
à combustion au gaz en moyenne entre 2025 et 
2035 et moins de 500 millions d’euros par an 
pour les coûts fixes d’exploitation des turbines à 
combustion et des effacements à comparer aux 
quelques 10 milliards d’euros par an pour chacune 
de ces catégories de coût). 

La contribution moyenne de l’éolien est 
importante y compris durant les pointes 
hivernales
La contribution conjointe de l’hydraulique pilo-
table, du gaz et des centrales nucléaires ne suffit 
pas à elle seule à satisfaire les pointes de consom-
mation dans le scénario Watt. Cela ne signifie pas 
pour autant que la sécurité d’approvisionnement 
ne peut pas être assurée, mais simplement qu’elle 
repose également sur d’autres moyens, et notam-
ment sur la contribution de l’éolien.

Avec un parc éolien correspondant à la trajec-
toire « rythme PPE haut », l’éolien contribuera en 
moyenne à hauteur de 25 GW durant les pointes 
hivernales à horizon 2035, et 80 % des chroniques 
de production s’échelonneront entre 7,5 GW et 
42 GW. Dans l’essentiel des cas, le passage des 
pointes s’effectuera ainsi sur la base d’une produc-
tion éolienne importante, et tous les moyens pilo-
tables ne seront, alors, pas démarrés. 

L’équilibre offre- demande durant 
les situations de faible production 
éolienne repose nécessairement 
sur une contribution des imports
La contribution statistique de l’éolien est importante, 
mais des épisodes de vent faibles sont possibles. 
Dans ces situations, la sécurité d’approvisionnement 
repose sur la mobilisation des moyens pilotables en 
France et sur les imports, toujours en respectant 
un ordre de préséance économique. Le recours aux 
imports peut être significatif et atteindre 10 GW en 
moyenne. La capacité encore disponible en France 
est réduite à 4 GW.

Dans le débat sur le secteur électrique, l’argument 
selon lequel il en résulte une forte vulnérabilité 
en matière de sécurité d’alimentation est souvent 
mentionné. L’analyse du scénario Watt permet de 
mettre ce risque en perspective : sur les 1 000 chro-
niques simulées sur la base des 200 scénarios 
clima tiques fournis par Météo-France, seuls 10 % 
des situations conduisent à une puissance éolienne 
inférieure à 7,5 GW en hiver. Certaines de ces situa-
tions conduisent à des mesures exceptionnelles (et 
en dernier recours à des coupures), mais il en va 
de même aujourd’hui en cas d’aléas sur les moyens 
de production existant ou de forte consommation. 
Dans le scénario Watt, les turbines à combustion ou 
capacités d’effacement ont précisément été déter-
minées de manière à garantir un niveau de sécurité 
d’approvisionnement identique à aujourd’hui.

9.7.2 La vague de froid demeure 
le premier facteur de risque

Dans le scénario Watt, comme aujourd’hui, l’épisode 
de vague de froid reste le premier déterminant de la 
défaillance. Il est caractérisé par des températures 
faibles, des vitesses de vent réduites et des facteurs 
de charge relativement élevés pour le photovoltaïque 
en journée. Cette situation est amenée à perdu-
rer dans le scénario Watt, comme dans les autres 
 scénarios, malgré un parc de production fondamen-
talement différent de celui d’aujourd’hui. 

Ainsi, en 2035 et pour une situation équilibrée à 3 h 
de défaillance :

 u la probabilité de défaillance est de 15 % si 
la consommation est supérieure à 82 GW 
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Figure 9.19 Contribution moyenne à la pointe 
sur une semaine de janvier à 19 h – 2035

(probabilité de 0,08 %). Dans les situations de 
très forte consommation, dépassant 89 GW 
(probabilité de 0,005 %), le risque de défaillance 
est alors de 85 %.

 u pour les consommations supérieures à 82 GW, 
la probabilité de défaillance passe de 15 % à 
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Figure 9.20 Contribution moyenne à la pointe sur 
une semaine de janvier à 19 h (1er décile éolien) – 2035

35 % lors des situations de vent faible (proba-
bilité de 0,03 % – facteur de charge inférieur à 
15 % en hiver).

Toutefois, la sensibilité à la vague de froid pourrait 
légèrement diminuer par rapport à aujourd’hui du 

Figure 9.21  Probabilité de défaillance en fonction de la consommation – scénario Watt
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RÉSILIENCE DU SYSTÈME À DES ÉVÉNEMENTS EXTRÊMES

Figure 9.22  Simulation de l’équilibre du système électrique la deuxième semaine de janvier – en 2019 

Méthode générale
La « semaine type » caractérisée par des températures 
de l’ordre de 10 degrés en dessous des normales sai-
sonnières pour un mois de janvier, ainsi que par un 
faible facteur de charge pour l’éolien a été simulée 
pour le scénario Watt. La méthode utilisée a été pré-
sentée au scénario Ampère (page	198).

Conclusions pour le scénario Watt
L’analyse fait tout d’abord émerger des points com-
muns : des situations de défaillances apparaissent. 
Ceci est logique : sur la base du critère de sécu-
rité d’approvisionnement défini par les pouvoirs 
publics, le système n’est pas dimensionné pour 
être en mesure de passer toutes les situations 
sans recourir aux délestages. Par ailleurs, comme 

rappelé au chapitre 4, les conséquences d’une 
impossibilité d’accommoder offre et demande 
peuvent être maîtrisées (utilisation des leviers 
exceptionnels, appels au civisme et, en dernier 
recours, délestages tournants).

Pour autant, dans le détail, les deux cas de figure 
ne sont pas exactement similaires : 

 u en 2035, le potentiel d’import est largement 
supérieur, ce qui permet le transfert d’une 
grande quantité d’énergie pour compléter en 
partie le déficit de production éolienne ;

 u lors des pointes de consommation partagées 
en Europe, la disponibilité des moyens de pro-
duction à l’étranger est réduite limitant l’import 
possible ;
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Figure 9.23 Simulation de l’équilibre du système électrique la deuxième semaine de janvier – en	2035,	scénario	Watt	

 u en 2035, la production solaire intervient et peut 
réduire la défaillance durant les heures méri-
diennes. Il s’agit d’un élément important, car il 
permet d’éviter des interruptions d’une douzaine 
d’heures d’affilées et d’emmagasiner de l’éner-
gie pour la restituer à des heures tendues ;

 u les effacements sont fortement sollicités toute 
la semaine à la fois pour le passage des pointes 
et également le remplissage des réservoirs de 
STEP ;

 u la filière thermique assure une partie très signi-
ficative de la production en remplacement du 
nucléaire présent aujourd’hui ;

 u la baisse de la consommation lors du week-end 
est prononcée. La production à partir de gaz 
module alors.

En revanche, le lien entre les températures froides 
et vent faible renforce le poids de l’absence de vent 
dans la caractérisation de la défaillance.
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fait d’une baisse de la thermo sensibilité et des 
efforts d’efficacité énergétique. Par exemple, la 
figure 9.24 illustre la probabilité qu’une heure 
soit défaillante en fonction de son niveau de 
consommation. Alors qu’un 2019, une situation 
avec une consommation équivalente à la pointe 
à une chance sur dix présente environ 40 % de 
chance d’être défaillante, en 2035 ce risque est 
de 15 %.

9.7.3 Des défaillances plus fréquentes 
et plus courtes

L’analyse des indicateurs présentés au chapitre 4 
permet de confirmer les conclusions. Aujourd’hui, 
le risque pour le système électrique est concentré 
sur quelques situations, rencontrées uniquement 
l’hiver dans des configurations particulières : les 
périodes de grand froid qui conduisent à une forte 
consommation. Celles-ci sont susceptibles d’occa-
sionner l’utilisation de moyens exceptionnels voire 
le délestage durant plusieurs heures consécutives.

Dans le scénario Watt, comme pour le scénario 
Ampère, la situation évolue vers une structure où 
le risque est réparti sur davantage de situations, 
mais donc chacune engendre des durées de défail-
lance plus faibles. 

La fréquence d’occurrence et l’évolution du nombre 
d’heures de défaillance évoluent de manière 
structurelle :

 u en 2019, sur les 1 000 cas simulés 26 % pré-
sentent au moins une heure de défaillance, et 5 % 
contiennent plus de 18 heures de défaillance ;

 u en 2035, sur les 1 000 cas simulés 42 % pré-
sentent au moins une heure de défaillance, et 
5 % contiennent plus de 11 heures de défaillance.

Dans la continuité de ce raisonnement, on peut 
constater que se raréfient les situations où la 
défaillance se prolongerait durant plusieurs heures 
d’affilée. Obéissant à un mouvement inverse, le 
nombre de situations de « défaillances courtes » 
(inférieures ou égales à trois heures) augmente.

Le profil journalier de risque 
évolue également
La répartition du risque de défaillance en cours 
de la journée évolue progressivement. Comme 
dans le scénario Ampère, la forte pénétration de 
la production photovoltaïque fait progressive-
ment disparaitre le risque en milieu de journée. 
L’augmentation du risque sur la pointe du soir ne 
traduit pas une dégradation de la sécurité d’appro-
visionnement, mais une répartition différente du 
risque sur la journée. 

Figure 9.24 Monotone de durée de défaillance entre 2019 et 2035 – scénario Watt
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Figure 9.26 Évolution des durées de défaillance au cours de la journée entre 2019 et 2035 – scénario Watt

9.7.4 La question de l’inertie 
du système électrique

Une question qui se pose à l’échelle 
européenne en fonction du taux de 
pénétration des renouvelables 
Parmi les problématiques techniques spécifiques 
au scénario Watt figure celle de l’inertie du sys-
tème électrique. L’inertie caractérise la capacité 
du système électrique à « encaisser » un choc 
sur l’équilibre production-consommation sans 

que les variations de fréquence ne soient trop 
importantes. 

Les installations éoliennes et photovoltaïques 
sont aujourd’hui principalement raccordées via 
des onduleurs de tension et ne contribuent pas 
à l’inertie du système. Leur déploiement massif, 
au détriment de sources de production fournis-
sant de l’inertie (centrales nucléaires, thermiques 
et hydrauliques) conduit à réduire cette l’inertie 
totale, ce qui est susceptible d’avoir un impact sur 
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Figure 9.25  Évolution des durées continues de défaillance entre 2019 et 2035 – scénario Watt
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MAINTIEN DE LA FRÉQUENCE ET INERTIE DU SYSTÈME

La fréquence est commune à l’ensemble du réseau 
synchrone interconnecté et constitue l’indicatrice de 
l’équilibre entre la production et la consommation 
d’électricité. Le réglage primaire de la fréquence permet 
d’assurer l’existence de cet équilibre et constitue à ce 
titre une action nécessaire pour la sûreté du système.

La fréquence est aujourd’hui imposée par la rotation 
des machines tournantes, qui génèrent le signal élec-
trique. La fréquence est proportionnelle à leur vitesse 
de rotation. Celle-ci varie en fonction de la différence 
entre la puissance mécanique fournie sur l’arbre de 
l’alternateur et la puissance électrique soutirée par le 
réseau. La vitesse de variation de la fréquence dépend 
(i) de l’écart entre la puissance mécanique fournie et la 
puissance électrique soutirée et (ii) de l’inertie (i.e. la 
masse) de ces machines tournantes.

Actuellement, le système de la zone Regional Group 
Continental Europe (RGCE) est composé de plusieurs 
 milliers de machines synchrones qui fournissent une 
 inertie importante sur le réseau, ce qui permet d’atténuer 
les écarts de fréquence au moment d’un déséquilibre, 

avant que les réglages (réglages  primaire et secondaire 
de fréquence) en place aient le temps d’agir. Dans les 
premiers instants qui suivent un déficit de production 
d’électricité sur le réseau, les machines synchrones 
 fournissent une partie de l’énergie cinétique stockée 
dans leur rotor pour assurer l’équilibre entre production 
et consommation d’électricité : elles décélèrent et la 
 fréquence du réseau diminue. Ensuite d’autres réglages 
vont entrer en action pour stopper la baisse de  fréquence 
et la rétablir à sa valeur de référence.

La figure 9.27 présente l’évolution de la fréquence 
du système suite à un aléa de 3 GW de production 
(incident de référence) résultant de l’action du réglage 
primaire. Cette évolution est analysée pour deux sys-
tèmes différents caractérisés par des inerties diffé-
rentes. L’inertie de la simulation représentée en rouge 
est 40 % inférieure à celle en bleu (et correspond à 
une production européenne photovoltaïque et éolienne 
dans le système de 60 GW de plus à l’instant consi-
déré). Dans la situation où l’inertie est moindre, la fré-
quence chute plus bas pendant le transitoire jusqu’à 
atteindre le seuil de délestage fréquence-métrique.

Figure 9.27 Évolution de la fréquence du système électrique européen suite à la défaillance de 3 GW de production

  Configuration avec 
150 GW de puissance 
nominale des groupes 
synchrones démarrés 

   Configuration avec 
90 GW de puissance 
nominale des groupes 
synchrones démarrés 
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la qualité de fréquence. La dynamique de varia-
tion de fréquence deviendrait alors plus rapide, 
et pourrait conduire la fréquence à atteindre des 
valeurs trop hautes ou trop basses avant d’être 
corrigées. Des variations de fréquence trop impor-
tantes engendrent un risque de déconnexion des 
installations de production, conduisant à une perte 
de l’alimentation. L’existence d’importantes varia-
tions de fréquence peut déjà être observée sur des 
réseaux plus petits, comme l’Irlande ou la zone 
nordique, quand ils sont confrontés à des situa-
tions où la production synchrone est faible.

Une vigilance nécessaire sur l’inertie 
à l’horizon 2035
L’ENTSO-E estime que 150 GW de production syn-
chrone (thermique et hydraulique) doivent être 
constamment disponibles (démarrés4) afin  d’offrir 
suffisamment d’inertie au système électrique de 
l’Europe continentale afin d’éviter des délestages 
suite une baisse de la fréquence sous 49 Hz. En 
deçà de ce seuil, il existe un risque pour qu’un 

événement (sur le réseau ou lors du déclenche-
ment d’un moyen de production) amène à un 
délestage de consommation.

Les premiers éléments d’analyse montrent que 
ce seuil de 150 GW ne serait pas respecté envi-
ron 12 % du temps à l’horizon 2035 dans le scé-
nario Watt sur la plaque européenne considérée 
(Allemagne, Autriche, Belgique, Espagne, France, 
Italie, Pays-Bas, Portugal, Suisse). Cependant, ce 
seuil s’applique au périmètre de la zone synchrone, 
plus large que la partie continentale du périmètre 
modélisé dans le Bilan prévisionnel (il manque 
notamment tous les pays de l’Europe de l’Est). 
La conclusion peut donc apparaître conservatrice. 
À l’inverse, de façon optimiste, il est possible 
 d’estimer en première approximation que le res-
pect d’un seuil de 110 GW5 sur le périmètre conti-
nental modélisé dans le Bilan prévisionnel pourrait 
être suffisant pour respecter les besoins d’inertie. 
Un tel seuil est respecté dans la quasi-totalité des 
situations simulées. 

3.  Le volume de production synchrone est de façon conservatrice obtenu en ne comptant que la production disponible des moyens de production thermique 
et des STEP et la production effective des technologies hydrauliques (hors STEP), des bioénergies (biomasse et biogaz), des déchets, de l’hydrolien et des 
centrales de cogénérations. Notamment, la production disponible des centrales de biomasse, de biogaz, de cogénérations ou des barrages hydrauliques (hors 
STEP) n’est pas comptabilisée comme une production synchrone. 

4. Il s’agit d’un nombre de groupes démarrés, pas de la puissance qu’ils fournissent effectivement au réseau. 
5.  Ces pays représentent aujourd’hui une contribution de 2,2 GW au 3 GW de réserves primaires nécessaires au bon fonctionnement du système électrique de 

la plaque continentale européenne. Le seuil de machines synchrones démarrées à respecter pour ce périmètre s’obtient de manière simplifiée en rapportant 
le seuil de machines synchrones démarrées à l’échelle continentale à ce volume. 

Figure 9.28 Monotone annuelle des puissances appelées sur la zone modélisée – 2035 – scénario Watt3
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6.  Site web du projet Migrate : https://www.h2020-migrate.eu/

Des travaux sont lancés à l’échelle 
nationale et européenne pour identifier 
les solutions
L’identification de configurations de fonctionne-
ment pouvant conduire à des problèmes d’inertie 
doit se prolonger d’une analyse sur les moyens à 
mettre en œuvre pour y remédier. 

Parmi les solutions envisageables figure la modi-
fication des caractéristiques exigées sur la dyna-
mique de réponse des énergies renouvelables aux 
variations de fréquence. Les énergies renouvelables 
pourraient alors fournir une nouvelle forme de 
réglage (potentiellement activable en 0,1 seconde), 
s’apparentant à de l’« inertie synthétique ». 

Cependant, cette solution serait insuffisante si 
l’inertie réelle du système est trop faible, du fait du 
délai de réaction incompressible de ces réglages. 
Ce problème se pose en deçà d’un second seuil 

(inférieur au 150 GW de production synchrone 
démarrée).

Les travaux en cours menés par RTE et ses parte-
naires au sein du projet européen MIGRATE6 visent 
à définir une méthodologie pour déterminer de 
façon précise ces seuils.

Outre l’estimation précise de ces seuils, les tra-
vaux de RTE et ses partenaires visent à identifier 
les solutions les plus pertinentes d’un point de vue 
technique et économique pour gérer cette problé-
matique et permettre l’insertion massive d’EnR 
dans le système électrique européen sans dégrader 
la qualité de service. Ces solutions peuvent repo-
ser notamment sur les algorithmes de réglages 
dont seraient dotées les installations EnR ou de 
nouveaux services qui pourraient être rendus par 
d’autres moyens, comme les différentes formes de 
stockage.
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9.8 L’espace économique 
pour les solutions de flexibilité est 
important dans le scénario Watt

9.8.1 Une utilisation accrue 
des solutions de flexibilité

Une variabilité de la consommation 
résiduelle en forte hausse
Dans le scénario Watt, l’ensemble des indicateurs 
portant sur les « besoins de flexibilité » du système 
électrique sont orientés à la hausse.

L’indicateur de gradient horaire7 dans le scéna-
rio Watt s’élève à 6 200 MW/h en 2035 (soit 
une hausse de 30 % par rapport à aujourd’hui), 
 mettant en lumière les contraintes que devront 
être capables de supporter les moyens de produc-
tion, d’effacement et de stockage à cet horizon 
de temps.

7.  95e centile de la variation d’une heure sur l’autre de la consommation résiduelle. Cet indicateur illustre les « rampes » que devront suivre les moyens de 
production pilotables.
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Figure 9.29 Indicateurs de flexibilité du système électrique – scénario Watt
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Illustration de la sollicitation 
des solutions de flexibilité en hiver
L’exemple ci-dessous illustre le recours à des 
moyens de pointe sur une semaine d’hiver. Les tur-
bines à combustion sont sollicitées aux pointes du 
matin et du soir lorsque la production éolienne est 
faible. Les solutions de flexibilité, et notamment 
les effacements, sont activés pour passer une 
pointe du soir, mais également lors d’une situation 
d’export alors que les prix étaient très élevés en 
Europe.

La part de la production fatale augmente de 
manière significative dans le mix énergétique, 
et les à-coups sur la production seront bien plus 
conséquents que ceux constatés aujourd’hui. 

Pour gérer cette intermittence, c’est l’ensemble du 
système électrique qui est sollicité : 

 u les moyens hydrauliques, avec une utilisation 
limitée en cours de journée lorsque le photo-
voltaïque produit ; 

 u le parc nucléaire avec la nécessité de moduler à 
la baisse lors des situations de forte production 
renouvelable en été, alors qu’il ne représente 
plus qu’une capacité installée de 7,6 GW ;

 u les centrales à cycle combiné au gaz, avec 
notamment un fonctionnement plus fréquent 
l’été et des arrêts/démarrages susceptibles 
d’apparaître également en milieu de journée 
(en été) et plus seulement la nuit ;

 u les interconnexions avec des cycles d’import et 
d’export pouvant varier de plus de 20 GW au 
sein d’une même semaine ; 

 u les turbines à combustion sollicitées sur les 
pointes du matin et du soir ;

 u les solutions de flexibilité, avec un recours 
 fréquent aux moyens de stockage (cycles jour-
naliers de pompage et de turbinage corrélés à la 
production photovoltaïque) et des effacements 
sollicités.

Illustration de la sollicitation 
des solutions de flexibilité en été
L’exemple ci-dessous illustre, sur une semaine 
d’été, le déversement d’une partie de la pro-
duction lorsque la filière photovoltaïque atteint 
son pic de production. Sur ce créneau, malgré 
son faible cout marginal, et un parc de produc-
tion considérablement réduit, le parc nucléaire 
module à la baisse, une fois les cycles combinés 
au gaz arrêtés.

Figure 9.30 Mix de production une semaine d’hiver – 2035 – scénario Watt
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Sur les situations de déversement un recours aux 
solutions de flexibilité offertes par le stockage est 
observé.

9.8.2 Les effacements sont présents 
sur toute la période

Dès 2025 et sur tout l’horizon étudié, le potentiel 
d’effacement mobilisé passe de 2,5 GW à 6 GW 
(correspondant à l’objectif fixé par la PPE pour 
2023) diminuant de fait le recours aux moyens 
de pointe thermiques pour respecter le critère de 
trois heures. 

Ce potentiel correspond aux gisements dans les 
secteurs résidentiel, tertiaire et industriel (y com-
pris les « effacements » réalisés à partir de groupes 
électrogènes) qui sont compétitifs par rapport au 
coût complet de moyens de pointe thermiques8. 
Ce volume semble réaliste compte tenu du volume 
constaté dans les années 1990 en France estimé 
également à 6 GW. L’espace économique de ces 
solutions se maintient sur l’ensemble de la période 

2025-2035, ce qui permet d’assurer une pérennité 
à cette filière.

Ce niveau de déploiement est analogue aux résul-
tats de l’étude « Réseau électrique intelligents », 
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Figure 9.31 Mix de production une semaine d’été – 2035 – scénario Watt

8.  Les gisements accessibles et leurs coûts sont issus des hypothèses considérées dans l’étude « Réseaux électriques intelligents », publiée par RTE en juillet 
2017. La représentation du gisement d’effacement industriel s’appuie sur l’étude réalisée par le CEREN et E-CUBE pour l’ADEME (2017)

Figure 9.32 Nombre d’heures d’activation moyen 
des effacements – scénario Watt 
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Figure 9.33  Monotone d’activation des effacements – scénario Watt
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publiée par RTE en juillet 2017, qui reposent sur 
des hypothèses de mix énergétique différentes 
mais qui ont comme point commun l’existence 
d’un besoin important de capacités de pointe pour 
assurer la sécurité d’approvisionnement, élément 
dimensionnant dans la pénétration de l’effacement.

Cette capacité d’effacement de 6 GW à la pointe se 
décompose en 5 GW d’effacements industriels et 
 tertiaires et environ 1 GW d’effacements résidentiels.

La totalité du gisement d’effacements serait réel-
lement sollicitée : le nombre d’heures d’activation 

moyen est compris entre 17 et 22 h par an en 
moyenne selon les coupes temporelles considé-
rées, soit davantage que dans le scénario Ampère. 
Dans les configurations les plus tendues du point 
de vue de l’équilibre offre- demande, l’appel à ces 
flexibilités peut être de 200 à 300 heures par an.

9.8.3 Un développement marchand 
du stockage est possible

L’existence de besoins de capacités pour assurer 
la sécurité d’approvisionnement et la variabilité 

Figure 9.34 Coûts et bénéfices annualisés des batteries lithium-ion (durée de stockage de 2 h)
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importante des prix de marché de l’énergie, résul-
tant à la fois de la variabilité de la production EnR 
et du coût variable très important pour la produc-
tion au gaz (tirée notamment par l’hypothèse du 
prix du carbone à 108 €/t), ouvrent un potentiel 
espace économique pour les solutions de stockage. 

L’analyse montre que les STEP et les batteries peuvent 
être rentables à l’horizon 2035, avec des hypothèses 
raisonnables de baisse des coûts des batteries. Ces 
solutions sont susceptibles de se développer. 

Le niveau de développement des solutions de 
stockage sera fortement dépendant de la trajec-
toire de baisse des coûts. Avec celle retenue à 
l’issue de la consultation publique, le développe-
ment du stockage par batteries pourrait rester 
limité alors que le développement du potentiel 
résiduel de STEP supplémentaires (2 GW) serait 
développé. Une baisse des coûts importante 
pourra créer les conditions pour un développe-
ment massif de plusieurs GW/GWh de stockage 
par batteries à l’instar des conclusions de l’étude 
« réseaux électriques intelligents ». Dans une telle 
configuration, les batteries pourraient capter tout 
l’espace économique du stockage, au détriment 
des nouvelles STEP.

9.8.4 Le rôle du power-to-gas

Le power-to-gas (voir	chapitre	11) est une solution 
de stockage intersaisonnier permettant d’injecter 
du gaz de synthèse dans le réseau de transport 
de gaz (dont la variation de pression et les réser-
voirs offrent une capacité de stockage de l’ordre de 
140 TWh) durant les périodes de faible consomma-
tion afin d’en disposer plus tard dans l’année (typi-
quement en hiver lorsque la consommation est plus 
élevée). Compte tenu du rendement de transfor-
mation, l’économie du procédé repose sur la possi-
bilité de synthétiser le gaz durant des périodes de 
déversement lorsque l’électricité sur les marchés de 
gros est gratuite (voire dotée d’un prix négatif). En 
convertissant les excédents d’électricité d’origine 
renouvelable, le gaz de synthèse peut alors être 
considéré comme renouvelable également. 

Le scénario Watt est le scénario dans lequel les 
volumes d’énergie renouvelable non consommés 
en Europe de l’Ouest sont les plus importants de 
tous les scénarios : de l’ordre de 50 TWh sur le 
périmètre étudié. Cela s’explique par le croisement 
des hypothèses de consommation (consomma-
tion intermédiaire 2) et d’énergie renouvelable (la 
 trajectoire la plus haute en France et à l’étranger).

Figure 9.35 Monotone de déversement en France –	scénario	Watt,	horizon	2035
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En France, malgré la forte proportion d’énergie 
renouvelable (70 %), le volume de déversement 
n’est pas si élevé dans l’absolu (environ 3 TWh) et 
moindre que dans le scénario Ampère. 

Ce volume de déversement et les durées durant 
lesquelles il apparait (environ 400 h cumulées 
dans l’année) sont notamment plus faibles que 
dans d’autres pays Européen tels que l’Espagne, la 
Grande-Bretagne ou encore l’Allemagne. 

Les exercices de modélisation européen tels que 
le TYNDP (Ten	 Year	 Network	 Development	 Plan) 
confirment cette tendance dans les coupes 2030 et 
2040 des scénarios dotés de forts volumes d’EnR. 

Ce volume de déversement modéré en France, 
s’explique par la présence de nombreux moyens 
flexibles (hydraulique, centrales au gaz) et un 
socle nucléaire très faible pour lequel la question 
de la modulation est moins prégnante que dans le 
scénario Ampère.

Compte tenu de ces premiers éléments, des oppor-
tunités de développement de la filière power-to-gas 

sembleraient effectivement pouvoir apparaître 
dans le scénario Watt, mais a priori plutôt à l’étran-
ger afin d’exploiter des volumes de déversement 
plus importants. 

Cette analyse est toutefois partielle et les durées 
de fonctionnement de quelques centaines d’heures 
par an risquent d’être insuffisantes pour amortir 
des installations de power-to-gas sur les seuls 
services rendus au système électrique. Des tra-
vaux sont en cours pour préciser les conditions 
technico-économiques d’émergence de la filière 
power-to-gas. 

Par ailleurs, dans l’hypothèse où les conditions 
d’acceptabilité permettraient d’augmenter sensi-
blement le volume d’énergies renouvelables inter-
mittentes en France par rapport au cas de base 
(comme le suggèrent des résultats de bouclages 
économiques), l’opportunité du power-to-gas pour-
rait être renforcée. Dans une telle situation, la 
place que peuvent prendre d’autres formes de 
stockage telles que des batteries et leur effet sur 
le volume de déversement devront également 
être analysés.
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Bilans

Parc installé

Scénario Watt (GW) 2016 2025 2030 2035

Nucléaire 63,1 43,1 19,1 7,6 

Thermique 20,4 20,3 30,2 34,4 

Cycles combinés au gaz 6,3 7,8 8,4 13,1 

Charbon 2,9 - - - 

Fioul lourd 3,7 - - - 

 Turbines à combustion 2,1 4,6 12,8 12,6 

fioul 1,4	 1,0	 1,0	 1,0	

gaz 0,6	 3,5	 11,8	 11,6	

Cogénérations 4,8 7,2 8,4 8,0 

fioul 0,5	 0,5	 0,5	 - 

gaz 4,4	 6,8	 8,0	 8,0	

Autres moyens 
thermiques décentralisés 0,7 0,7 0,7 0,7 

Énergies renouvelables 45,8 87,6 118,2 150,5 

Hydraulique 25,5 25,5 26,5 27,5 

dont STEP 4,2	 4,2	 5,2	 6,2	

Éolien 11,7 35,3 51,3 67,3 

dont éolien terrestre 11,7	 30,3	 41,3	 52,3	

dont éolien en mer - 5,0	 10,0	 15,0	

Photovoltaïque 6,7 23,7 36,0 48,5 

Bioénergies 1,9 2,9 3,5 4,1 

Énergies marines - 0,1 0,8 3,0 

Effacements 2,5 6,0 6,0 6,0 

Offre totale 131,9 157,0 173,5 198,5 
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SCÉNARIO WATT 9

Bilan électrique

Scénario Watt (TWh) 2016 2025 2030 2035

Consommation France9 481,0 438,6 423,2 410,3

Solde exportateur 42,2 68,9 9,7 18,1

Pompage 6,7 4,3 6,0 10,2

Énergie déversée - 0,3 0,5 3,3

Demande totale 529,9 512,1 439,5 441,9

Nucléaire 384,0 279,6 126,9 48,2

Thermique 44,5 47,3 64,5 78,8

Cycles combinés au gaz 22,1 29,5 41,8 57,3

Charbon 7,1 - - - 

Fioul 0,3 - - - 

Turbines à combustion 0,6 0,9 3,2 2,9

fioul 0,1 0,0	 0,0	 0,0	

gaz 0,5	 0,8	 3,1 2,9

Cogénérations 13,3 15,8 18,4 17,5 

fioul 0,9 0,9	 0,9	 - 

gaz 12,4 14,9	 17,5	 17,5	

Autres moyens thermiques 
décentralisés 1,2 1,1 1,1 1,1 

Énergies renouvelables 101,4 185,0 248,0 314,8

Hydraulique 63,5 60,6 65,0 68,4

dont STEP 5,9	 3,4	 4,8 8,1

Éolien 20,9 82,9 122,2 161,7

dont éolien terrestre 20,9 66,5	 90,5	 114,6	

dont éolien en mer - 16,5	 31,7	 47,0	

Photovoltaïque 8,3 28,4 43,1 58,1 

Bioénergies 8,7 12,9 15,4 18,0 

Énergies marines - 0,3 2,3 8,7 

Offre totale 529,9 512,1 439,5 441,9

9.  Consommation moyenne pouvant être différente de la consommation à températures de référence
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10. LE DÉVELOPPEMENT 
DE L’AUTOCONSOMMATION :

APPRÉHENDER LA TRANSFORMATION 
DU SYSTÈME ÉLECTRIQUE SOUS 

L’EFFET DE LA DÉCENTRALISATION 
DES DÉCISIONS D’INVESTISSEMENT

Pour la première fois, le Bilan prévisionnel com-
prend une modélisation du développement diffus 
du photovoltaïque et des batteries, sous l’effet des 
décisions des particuliers. L’objectif est de rendre 
compte d’une nouvelle dynamique dans la prise de 
décisions pour les investissements dans le secteur 
énergétique laissant place à des circuits courts, 
définis localement entre la production et l’approvi-
sionnement en électricité. 

La diminution du coût des panneaux photo-
voltaïques conduit naturellement l’auto con-
som mation à s’imposer comme une solution 
rentable pour le consommateur. Les analyses 
de RTE montrent que dans tous les scénarios, 
il existe un espace économique pour un déve-
loppement significatif de l’autoconsommation 
individuelle. Environ 3,8  millions de foyers 
peuvent ainsi trouver un intérêt économique 
à s’équiper en panneaux photovoltaïques 
afin d’autoconsommer une partie de leur pro-
duction. Le nombre de panneaux dans lequel 
chaque foyer investit dépend cependant de 
leur profil de consommation, de leur situation 
géographique, ainsi que des signaux tarifaires.

Les solutions de stockage diffus, sous forme 
de batteries domestiques, sont suscep-
tibles d’accompagner le développement de 

l’autoconsommation à partir de l’horizon 
2030, permettant aux foyers concernés de 
maximiser leur autoconsommation.

À la maille nationale, le volume total à l’hori-
zon 2035 s’élève à environ 10 GW de panneaux 
photo voltaïques et quelques gigawattheures de 
batteries domestiques dans les quatre scénarios 
considérés. Par ailleurs, cette dynamique peut 
être accentuée par la mise en œuvre d’opérations 
d’autoproduction à l’échelle de quartiers ou de 
zones industrielles.

L’analyse permet également de rendre compte des 
effets de transferts financiers occasionnés par le 
développement de l’autoconsommation individuelle. 

Enfin, l’étude de nombreuses variantes conforte le 
diagnostic général sur le développement de l’auto-
consommation et permet de tester la sensibilité 
des résultats à différents paramètres d’ordre éco-
nomique, réglementaire et social. En particulier, en 
cas d’engouement sociétal pour l’autoconsomma-
tion, les capacités associées peuvent être doublées 
et atteindre plus de 18 GW de panneaux photo-
voltaïques et 10 GWh de batteries en 2035. Dans 
une moindre mesure, les modalités du cadre de 
régulation peuvent également affecter l’essor du 
modèle de l’autoconsommation.
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10.1 Des transformations 
du système électrique qui peuvent 
découler d’une montée en puissance 
des décisions à l’échelle individuelle 
ou d’une collectivité

10.1.1 L’objet d’étude : l’évolution 
des comportements de production 
et de consommation des particuliers

L’autoconsommation/autoproduction 
a été identifiée comme l’un des facteurs 
pouvant entraîner une mutation 
profonde du système électrique 
Au cours des dernières années, la baisse rapide des 
coûts des panneaux photovoltaïques, conjuguée à 
une hausse des tarifs de vente de l’électricité, a 
conduit à un intérêt croissant pour l’autoconsom-
mation photovoltaïque. Les motivations pour l’ins-
tallation de solutions d’autoconsommation sont 
d’ordre économique (éviter de consommer une 
électricité dont les coûts sont croissants), mais 
également éthiques et sociales (appétence pour 
les « circuits courts » et la maîtrise de l’origine de 
l’électricité consommée). 

Dès 2013, des premières réflexions sur l’autoconsom-
mation et l’autoproduction de l’électricité renouve-
lable, engagées dans le cadre d’un groupe de travail 
national piloté par la DGEC, ont permis de dresser 
un premier panorama qualitatif des enjeux associés 
à l’économie de l’autoconsommation photovoltaïque. 
Certaines recommandations formulées dans le rap-
port du groupe de travail1 ont souligné la nécessité 
d’un approfondissement des analyses sur le déve-
loppement de l’autoconsommation, et notamment 
de son impact sur les coûts du système électrique et 
les effets de transferts de charges. Le rapport appe-
lait à définir les seuils à partir desquels les impacts 
deviennent structurants et imposent une refonte de 
l’architecture des taxes et des contributions. 

À la suite de ces premiers travaux, plusieurs 
études ont contribué à quantifier les impacts du 
développement de l’autoconsommation. Une ana-
lyse2 publiée en novembre 2014 projetait ainsi une 
atteinte de la compétitivité de l’autoconsommation 
photovoltaïque dans le secteur résidentiel à partir 
de 2025 et mettait en garde contre les transferts 
financiers entre consommateurs potentiellement 
engendrés par l’autoconsommation résidentielle. 

Plus récemment, une étude prospective pilotée 
conjointement par ENERPLAN, l’ADEME, le GMPV-FFB 
et le think	tank	France Territoire Solaire3 a précisé 
les horizons d’émergence de l’autoconsommation. 
D’après cette étude, l’autoproduction peut d’ores 
et déjà être rentable pour des projets sur grandes 
toitures présentant des taux d’autoconsommation 
élevés, tandis que la compétitivité est atteinte en 
2018-2019 pour les toitures moyennes, et à partir 
de 2025 pour les toitures résidentielles. Par ailleurs, 
l’étude propose différentes trajectoires de déve-
loppement de l’auto consommation photovoltaïque, 
avec des capacités cibles comprises entre 1 GW et 
6 GW à l’horizon 2023. 

Un cadre spécifique pour le 
développement de l’autoconsommation 
est en cours de consolidation
Les attentes croissantes des consommateurs 
et des professionnels du secteur ont favorisé la 
mise en place d’un cadre législatif spécifique à 
l’autoconsommation. 

Au cours des derniers mois, plusieurs textes légis-
latifs et réglementaires sont ainsi venus préciser 

1. Rapport sur l’autoconsommation et l’autoproduction de l’électricité renouvelable, DGEC, décembre 2014
2.  L’autoconsommation photovoltaïque- Principes économiques, revue des développements actuels et perspectives, E-Cube Strategy Consultants, novembre 2014
3.  Compétitivité et emplois de la filière solaire française d’ici à 2023, ENERPLAN, ADEME, GMPV-FFB, France Territoire Solidaire, avril 2017



318

les contours du cadre légal de l’autoconsommation 
individuelle et collective4, ainsi que des mécanismes 
de soutien afférents5. Au-delà des incitations 
implicites pouvant exister du fait de la structure 
actuelle des tarifs, les petites installations d’auto-
consommation photovoltaïque disposent ainsi d’un 
mécanisme de soutien explicite, qui se caractérise 
par l’existence d’une prime à l’investissement et 
un tarif d’achat des surplus de production fixé à 
un niveau élevé (100 €/MWh), très supérieur au 
niveau actuel des prix spot de l’électricité.

Par ailleurs, la CRE mène actuellement une large 
consultation dans le but de construire des tarifs 
d’utilisation des réseaux (TURPE) spécifiques aux 
autoconsommateurs. Ce travail porte de manière 
plus large sur les enjeux de l’autoproduction pour 
le système énergétique.

Enfin, l’État a intégré le développement de l’auto-
production parmi les sujets traités pour l’actualisa-
tion de la Programmation pluriannuelle de l’énergie.

Le besoin d’une analyse globale sur 
les effets pour le système électrique, 
intégrée aux scénarios
L’émergence de l’autoconsommation photovol-
taïque est une réalité dans le système électrique 
français. Chacun s’accorde à dire que ce mode de 
consommation est voué à croître du fait de la baisse 
continue des coûts des équipements d’autoconsom-
mation (panneaux photovoltaïques et batteries) 
ainsi que de la progressive décentralisation et de la 
modernisation du système électrique. 

À ce titre, l’analyse du développement de l’auto-
consommation et de ses impacts pour le système 
électrique fait partie intégrante des scénarios du 
Bilan prévisionnel. 

De manière à bien identifier l’effet spécifique lié 
au développement de l’autoconsommation, les 

résultats sur les scénarios présentés aux chapitres 
6 à 9 sont restitués dans ce chapitre spécifique. 
Selon cette même philosophie, les trajectoires 
d’énergies renouvelables présentées dans le reste 
du document n’ont pas été corrigées en fonc-
tion des résultats des études sur l’autoconsom-
mation, mais les scénarios « complets » pourront 
être  présentés au titre des compléments identifiés 
(voir	chapitre	11). 

Ces analyses présentées permettront de compléter 
et d’affiner les résultats des études existantes et 
d’apporter des éléments d’éclairage dans le débat 
public actuel sur la place de l’auto consommation 
dans le système électrique de demain.

10.1.2 Le principe : une modélisation 
de l’autoconsommation/autoproduction 
dans le secteur résidentiel basée sur 
l’intérêt des consommateurs

Une modélisation spécifique des 
décisions d’investissement dans 
l’autoconsommation individuelle
Les travaux menés dans le cadre de la construc-
tion des scénarios de long terme incluent une 
représentation « économique » de la pénétration 
de l’autoconsommation. Celle-ci s’appuie sur la 
modélisation des décisions d’investissement dans 
des installations de production photovoltaïque et 
éventuellement de stockage par batterie, prises 
par des particuliers dans le secteur résidentiel.

L’évaluation est menée sur la base de l’intérêt 
économique du consommateur, compte tenu des 
signaux économiques auxquels il est exposé. 
Ces signaux dépendent notamment du cadre de 
régulation, et sont en partie distincts de ceux 
qui orientent les décisions d’acteurs de marché 
« centralisés » (sensibles aux signaux de prix de 
marché, non assujettis à certaines taxes, etc.). 

4.  - Ordonnance n° 2016-1019 du 27 juillet 2016 relative à l’autoconsommation d’électricité
  -  Loi n° 2017-227 du 24 février 2017 ratifiant les ordonnances n° 2016-1019 du 27 juillet 2016 relative à l’autoconsommation d’électricité […]
 -  Décret n° 2017-676 du 28 avril 2017 relatif à l’autoconsommation d’électricité et modifiant les articles D. 314-15 et D. 314-23 à D. 314-25 du Code de 

l’énergie
5.  -  Arrêté du 9 mai 2017 fixant les conditions d’achat de l’électricité produite par les installations implantées sur bâtiment utilisant l’énergie solaire photovoltaïque, 

d’une puissance crête installée inférieure ou égale à 100 kilowatts telles que visées au 3° de l’article D. 314-15 du Code de l’énergie et situées en métropole 
continentale

 -  Appel d’offres portant sur la réalisation et l’exploitation d’Installations de production d’électricité à partir d’énergies renouvelables en autoconsommation, CRE
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Figure 10.1 Intérêt économique vu du consommateur/producteur

Coûts d’investissement et d’exploitation
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• Batteries

Dépenses

Économie de facture

Autoproduction x tarif TTC (part variable)

Revente des injections

Volume injecté x tarif d’achat

Recettes

kW

0,0

0,5

1,0

1,5

2,0

2,5

3,0
00

:0
0

01
:0

0

02
:0

0

03
:0

0

04
:0

0

05
:0

0

06
:0

0

07
:0

0

08
:0

0

09
:0

0

10
:0

0

11
:0

0

12
:0

0

13
:0

0

14
:0

0

15
:0

0

16
:0

0

17
:0

0

18
:0

0

19
:0

0

20
:0

0

21
:0

0

22
:0

0

23
:0

0

0,0

0,5

1,0

1,5

2,0

2,5

3,0
00

:0
0

01
:0

0

02
:0

0

03
:0

0

04
:0

0

05
:0

0

06
:0

0

07
:0

0

08
:0

0

09
:0

0

10
:0

0

11
:0

0

12
:0

0

13
:0

0

14
:0

0

15
:0

0

16
:0

0

17
:0

0

18
:0

0

19
:0

0

20
:0

0

21
:0

0

22
:0

0

23
:0

0

Injection

Autoconsommation = 
AutoproductionSoutirage

Pour le consommateur, le gain associé à l’auto-
consommation résulte de l’addition de deux termes : 

 u un coût évité de l’énergie toutes taxes com-
prises et intégrant les coûts de réseau pour la 
partie de l’énergie qui est autoconsommée ;

 u une revente du surplus de production, a priori à 
un niveau reflétant la valeur de ce surplus sur le 
marché de l’électricité. 

L’économie de l’autoconsommation résulte de la 
comparaison de ces termes avec le coût toutes 
taxes comprises de l’installation des panneaux 
photovoltaïques et des éventuelles batteries. 

L’analyse de la valeur pour le consommateur 
prend en compte les leviers dont il dispose pour 

adapter sa consommation au profil de production 
photovoltaïque. En effet, l’énergie autoconsom-
mée étant mieux « rémunérée » que l’énergie 
injectée6, le consommateur est incité à maximi-
ser le taux d’énergie autoconsommée pour opti-
miser sa facture. Les leviers suivants sont à sa 
disposition : 

 u un déplacement de certaines consommations 
domestiques (en premier lieu la production 
d’eau chaude sanitaire) lors des périodes de 
production des panneaux solaires ; 

 u une optimisation du dimensionnement des 
modules photovoltaïques ; 

 u l’installation d’une capacité de stockage indivi-
duel par batterie.

6.  Le tarif de vente TTC (intégrant prix de l’énergie, TURPE et taxes) est nettement supérieur au prix d’achat qui reflète la valeur de marché pour le profil des surplus.
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7.  La puissance d’un dispositif de production photovoltaïque s’exprime en Watt-crête (Wc) ou kilowatt-crête (kWc). Il s’agit de la puissance électrique maximale 
pouvant être délivrée par des panneaux photovoltaïques dans des conditions standards, en particulier à une température de 25°C et sous une irradiance (i.e. 
éclairement énergétique) de 1000 W/m². En France, la production annuelle d’une installation photovoltaïque d’un kilowatt-crête varie généralement entre 
900 et 1400 kWh/an selon la localisation géographique. 

L’ARBITRAGE ÉCONOMIQUE SUR QUELQUES EXEMPLES SIMPLIFIÉS

Le coût annualisé d’une opération d’autoconsomma-
tion individuelle basée sur l’installation de panneaux 
photovoltaïques sur toiture est aujourd’hui de l’ordre 
de 190 €/kWc/an. 

Avec une installation de 1 kWc7, un consommateur 
situé dans le sud de la France peut produire près de 
1 400 kWh/an. Sachant que la part variable du tarif 
TTC de vente est aujourd’hui d’environ 15 c€/kWh, 
l’autoconsommation de la totalité de cette production 
photovoltaïque représente une économie de 210 €/an. 
Dans une telle configuration, l’installation de panneaux 
photovoltaïques à des fins d’autoconsommation pré-
sente dès aujourd’hui un intérêt économique pour le 
consommateur.

En revanche, si la part autoconsommée est plus 
réduite (par exemple 60 %), l’économie sur la facture 
représente moins de 130 €/an. En supposant que les 
40 % restants réinjectés sur le réseau sont vendus au 

niveau du prix spot (environ 40 €/MWh), le gain sup-
plémentaire se monte à 22 €/an. Les recettes totales, 
qui représentent 152 €/an, ne permettent alors pas de 
rentabiliser l’installation des modules dans les condi-
tions de coûts actuelles. La décroissance des coûts des 
panneaux photovoltaïques conduira toutefois à modi-
fier le bilan économique à moyen terme, et à rendre 
l’autoconsommation intéressante pour ce type de 
consommateur (à l’horizon 2023).

L’analyse de l’intérêt économique peut être déclinée 
selon les zones géographiques. Pour des foyers situés 
dans des zones moins ensoleillées, par exemple dans 
le nord de la France, l’opération d’autoconsommation 
individuelle ne présente pas la même rentabilité. La 
production photovoltaïque accessible dans ces zones 
est moindre (environ 950 kWh/an par kWc installé), 
ce qui réduit les gains associés. Pour de tels foyers, 
l’horizon de rentabilité est reporté à 2030 (sur la base 
de la projection de coûts utilisée).

Figure 10.2 Évolution des coûts du photovoltaïque résidentiel et des recettes  
pour quelques exemples d’autoconsommateurs
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L’approche retenue, partant de l’intérêt individuel 
des consommateurs, permet de rendre compte 
du caractère incitatif du cadre de régulation. De 
manière à mener une analyse sur la période 2025-
2035, les dispositifs de soutien conjoncturels 
(primes à l’investissement, etc.) ne sont pas pris 
en compte. 

L’investissement dans des dispositifs de stockage 
diffus, à savoir des batteries, peut accompagner 
le développement de l’autoconsommation photo-
voltaïque. En effet, ces dispositifs permettent aux 
consommateurs-producteurs de stocker les sur-
plus de production pour les consommer plus tard, 
et ainsi maximiser l’énergie qu’ils autoconsom-
ment et qui ne leur est donc plus facturée au 
tarif de vente TTC. La décision d’investir ou non 
dans un moyen de stockage résulte donc a priori 
d’un arbitrage économique entre le coût d’instal-
lation d’une batterie et l’économie supplémen-
taire réalisée par le consommateur sur sa facture. 
L’installation d’une batterie peut par ailleurs per-
mettre au consommateur d’installer une quantité 
plus importante de modules photovoltaïques tout 
en limitant les surplus de production injectés sur 
le réseau. 

Une approche « bottom-up » 
intégrant un passage à l’échelle
L’étude de RTE permet de chiffrer et de projeter 
l’intérêt économique pour les différents types de 
consommateurs, notamment selon leur localisa-
tion géographique et selon leurs usages (chauffage 
électrique, eau chaude sanitaire, etc.).

Sur la base de cette analyse « consommateur par 
consommateur », un « passage à l’échelle » est 
ensuite effectué pour évaluer les conséquences 
collectives d’une agrégation de choix individuels 
(approche « bottom-up »). Cette approche tient 
compte des effets agrégés des choix individuels 
sur les signaux économiques renvoyés à chaque 
consommateur, à travers les effets sur les prix de 

marché (qui conditionnent les prix de vente de 
détail et les prix d’achat des surplus de produc-
tion). Ceci signifie que les prix de marchés consi-
dérés pour établir la part fourniture des tarifs de 
vente TTC et les prix d’achat des surplus corres-
pondent aux coûts marginaux issus de la simula-
tion du système électrique européen.

Une modélisation à venir de 
l’autoconsommation collective
L’évaluation du potentiel de développement de 
l’autoproduction/autoconsommation est ainsi 
basée sur la simulation des décisions individuelles 
d’investissement dans des installations de produc-
tion photovoltaïque et de stockage. L’étude porte 
à ce stade sur les consommateurs résidentiels8 
propriétaires de maisons individuelles et dispo-
sant de toitures suffisamment bien exposées. 

Les travaux du Bilan prévisionnel n’intègrent 
pas encore de modélisation spécifique de l’auto-
consommation collective. Celle-ci est en effet sus-
ceptible de concerner des configurations diverses 
et hétérogènes, dégageant un enjeu spécifique 
en matière de modélisation. L’autoconsommation 
collective demeure néanmoins un sujet d’étude 
prioritaire, celle-ci pouvant permettre à des gise-
ments supplémentaires de se développer (habitat 
collectif, zones mixtes, etc.) et à des communau-
tés d’autoconsommateurs d’augmenter la quantité 
d’énergie autoconsommée. L’autoconsommation 
collective pourrait éventuellement induire des éco-
nomies de réseau supplémentaires dans le cas où 
elle permettrait d’aller au-delà du foisonnement 
naturel de la consommation à la pointe de souti-
rage locale. 

Dans la phase d’approfondissement des résultats 
du Bilan prévisionnel, RTE est disposé à mener 
ce type de modélisation en concertation avec 
toutes les parties prenantes, et en partenariat 
avec les acteurs souhaitant analyser des situations 
spécifiques.

8.   Les différents consommateurs sont représentés comme se différentiant par l’ensoleillement dont ils bénéficient (plusieurs zones d’ensoleillement sont 
considérées)
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HYPOTHÈSES DU CAS DE RÉFÉRENCE POUR L’ÉVALUATION DU 
DÉVELOPPEMENT DE L’AUTOCONSOMMATION INDIVIDUELLE

Les hypothèses sur le coût des panneaux solaires et 
des batteries sont issues de la consultation publique 
organisée au printemps 2017. Le cas de référence 
table ainsi sur une division par deux des coûts des 
panneaux photovoltaïques sur petites toitures à hori-
zon 2035, et une division par trois des coûts des 
 batteries domestiques au même horizon. 

Ces perspectives de diminution des coûts omettent 
souvent de mentionner un autre déterminant impor-
tant dans l’équation économique : le coût d’instal-
lation des batteries. Dans l’hypothèse de référence, 
ce coût n’est pas supposé évoluer significativement 
(1 000 € TTC par installation). 

Dans le cas de référence, la décision du particulier 
est uniquement mue par un souci financier, à savoir 
minimiser le coût total de son approvisionnement 
électrique. 

Les hypothèses de référence sont basées sur le 
cadre de régulation actuel, à l’exception de certaines 
caractéristiques (tarif d’achat des surplus, structure 
 saisonnalisée du tarif) :

 u les autoconsommateurs bénéficient du même tarif 
de vente que les autres consommateurs. Bien que 
la valeur de marché des profils de soutirage net 
soit significativement plus élevée que le profil de 
consommation moyen, il est considéré que l’auto-
consommateur peut bénéficier du même tarif 
régulé de vente ;

 u l’essentiel des taxes (TCFE, TICFE, TVA) et le finan-
cement des réseaux porte sur l’énergie consom-
mée (par kWh). Ainsi, pour un consommateur 
résidentiel, 80 % de la facture repose sur cette 
part variable, ce qui est bien plus que la part des 
coûts du système dépendant des seuls volumes 
énergétiques. Ce cas de figure est donc favorable 
au développement de l’autoconsommation ;

 u le tarif de vente de l’électricité est supposé saison-
nalisé, c’est-à-dire différencié entre les périodes 
hivernales et estivales. Les consommateurs rési-
dentiels sont ainsi supposés bénéficier de tarifs à 
quatre index (heures creuses d’été, heures pleines 
d’été, heures creuses d’hiver, heures pleines 
 d’hiver) s’ils sont équipés de ballons d’eau chaude 
sanitaire électriques, ou à deux index (base été et 
base hiver) dans le cas contraire. Ceci constitue 
une évolution par rapport à la structure actuelle 
des tarifs de vente de l’électricité, compatible avec 
le déploiement des compteurs communicants ;

 u l’hypothèse de référence considérée dans l’étude 
pour l’achat des surplus correspond à une évolu-
tion du prix d’achat calée sur la valorisation des 
surplus de production aux prix de marché de 
l’électricité9, issus de la simulation du système 
électrique européen.

9.  Aujourd’hui, le tarif d’achat des surplus de production pour les petites installations est fixé à 100 €/MWh dans le cadre du mécanisme de soutien 
à l’autoconsommation photovoltaïque. Il est cependant probable que ce tarif d’achat des surplus évolue au fur et à mesure du développement de 
l’autoconsommation. Dans nos hypothèses, celui-ci est donc supposé refléter la valorisation d’une production photovoltaïque aux prix de marché de 
l’électricité.
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10.1.3 Une évaluation de la sensibilité 
des résultats aux hypothèses 
économiques, réglementaires 
et sociales

Le potentiel de développement de l’autoconsomma-
tion, à moyen et long terme, dépend de nombreux 
paramètres. Ceux-ci sont de nature économique 
(coût des installations), réglementaire (régimes 
tarifaires et fiscaux), ainsi que sociétaux (appé-
tence pour ce type de production). L’analyse du 
développement de l’autoconsommation a fait l’objet 
de nombreuses variantes, qui ne sont néanmoins 
pas toutes détaillées dans la suite de ce document 
par souci de concision.

Les variantes portant sur le cadre 
de régulation
Le cadre de régulation de l’autoconsommation 
n’est pas figé. Ainsi, les réflexions menées par 
l’État dans le cadre de la préparation de la PPE 
comme de la Commission de régulation de l’éner-
gie pour la construction d’un tarif spécifique pour-
raient conduire à modifier certains équilibres.

L’étude sur l’autoconsommation présentée dans le 
Bilan prévisionnel a ainsi retenu l’intérêt de tester 
au moins quatre variantes spécifiques sur le cadre 
de régulation, dont certaines font actuellement 
l’objet de discussion.

Une première variante porte sur le caractère non 
saisonnalisé du tarif de vente de l’électricité. Le tarif 
de vente est alors supposé identique entre les mois 
d’été et d’hiver (ce qui correspond à la structure 
actuelle des tarifs bleus). Cette structure bénéficie 
ainsi aux autoconsommateurs, l’économie sur leur 
facture en été (période pendant laquelle la produc-
tion photovoltaïque est la plus importante) étant 
alors plus conséquente.

La seconde variante porte sur le niveau et la struc-
ture du tarif de vente TTC de l’électricité. Elle étu-
die l’effet d’évolutions du cadre de régulation dans 
lesquelles une partie des taxes et du financement 
des réseaux ne portent pas sur l’énergie consom-
mée, mais serait reportée sur la part fixe (abon-
nement) ou la part puissance. Ce cas de figure 
est a priori moins favorable au développement de 
l’autoconsommation.

Une troisième variante porte sur le tarif d’achat 
des surplus de production. Elle consiste à considé-
rer que le prix d’achat des surplus de production 
est dynamique, et même précisément égal au prix 
spot de l’électricité, afin de renvoyer des incita-
tions supplémentaires au consommateur 

Enfin, une dernière variante consiste à évaluer le 
développement de l’autoconsommation dans le cas 
où les autoconsommateurs seraient facturés à un 
tarif de vente spécifique, tenant compte du coût 
d’approvisionnement correspondant à leur profil de 
soutirage ainsi que des économies sur les pertes 
qu’ils pourraient statistiquement permettre.

Les variantes portant sur l’économie
Le coût des panneaux photovoltaïques et des batte-
ries susceptibles d’être installées pour maximiser le 
taux d’autoconsommation est un déterminant essen-
tiel de l’intérêt financier d’une opération d’auto-
consommation. Comme indiqué dans l’encadré, le 
coût des batteries (hors installation) est supposé 
être divisé par trois d’ici à 2035, mais avec un coût 
d’instal lation restant élevé. Le coût de déplacement 
d’un professionnel n’a en effet aucune raison de 
diminuer en même temps que le coût des batteries. 

Le coût d’installation imputé à l’opération d’auto-
consommation peut en revanche être réduit si la 
batterie sert à d’autres usages. Notamment, la 
mobilisation du potentiel diffus de batteries pour 
rendre des services au système électrique (contri-
bution à la sécurité d’approvisionnement, arbi-
trages sur les marchés d’énergie, ajustement, etc.) 
est aujourd’hui envisagée par plusieurs acteurs. 
Par exemple, l’étude sur les réseaux électriques 
intelligents rendue publique par RTE en juillet 2017 
a montré que ces services constituent une source 
significative de revenus pour les batteries. 

Ces éléments de contexte ont conduit à 
construire une variante basée sur une réduc-
tion du coût du stockage utilisé pour l’opération 
d’autoconsommation. 

Les variantes portant sur l’engouement 
social pour l’autoconsommation
Le cas de base étudié pour chaque scénario, repose 
sur un développement économique de l’auto-
consommation. Pour un consommateur, le choix 
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d’investir dans une installation d’autoproduction 
individuelle vise alors uniquement à minimiser le 
coût total de son approvisionnement électrique, et 
n’intègre aucune autre considération. Cela conduit 
à un coût total pour le consommateur (annuités 
d’investissement dans ses installations d’autopro-
duction et facture TTC de soutirage du complément 
sur le réseau) significativement inférieur à sa fac-
ture de référence (sans autoconsommation).

L’hypothèse d’un choix purement économique 
ne dépeint pas l’ensemble des motivations qui 
peuvent conduire un particulier à décider d’instal-
ler un panneau photovoltaïque pour produire une 
partie de son électricité. Le développement de 
cette pratique repose sur des ressorts plus com-
plexes qu’un simple raisonnement financier : ainsi, 
certains particuliers choisiront d’installer des pan-
neaux photovoltaïques et de s’équiper en batteries 

alors que cela ne correspond pas à la solution la 
plus intéressante pour eux sur le plan économique, 
tandis que d’autres ne le feront pas alors qu’ils y 
trouveraient un intérêt financier. 

La variante testée vise à restituer l’existence de 
motivations autres que financières, comme la sen-
sibilité aux enjeux environnementaux ou le souhait 
d’une forme d’autonomie énergétique, susceptible 
de conduire à un engouement pour l’autoconsom-
mation. Elle est assise sur le principe que les parti-
culiers choisissent de développer leur installation 
photovoltaïque pour maximiser leur taux d’auto-
production : la fonction objectif porte alors sur la 
maximisation de l’autonomie sous contrainte que le 
coût total (annuités d’investissement dans ses ins-
tallations d’autoproduction et facture TTC de souti-
rage du complément sur le réseau) ne dépasse pas 
la facture de référence (sans autoconsommation).



BILAN PRÉVISIONNEL de l’équilibre offre-demande d’électricité en France I ÉDITION 2017 325

LE DÉVELOPPEMENT DE L’AUTOCONSOMMATION 10

10.2 Dans tous les scénarios, 
un développement de l’autoconsommation 
significatif dès 2025 et massif 
à l’horizon 2035

Sous l’effet de la baisse des coûts des panneaux 
photovoltaïques, le développement de l’auto-
consommation devrait être significatif à l’horizon 
2025-2035. 

10.2.1  Dans tous les scénarios, 
un espace économique pour plusieurs 
millions de foyers équipés en panneaux 
photovoltaïques existe

Les niveaux de développement atteints à l’hori-
zon 2035 dépendent du scénario mais portent 
dans tous les cas de figure sur plusieurs mil-
lions de foyers soit l’équivalent de plusieurs 
gigawatts. 

Sous l’hypothèse d’une baisse de 50 % des coûts 
d’installation des panneaux photovoltaïques sur 
petites toitures d’ici à 2035, l’autoconsommation 
photovoltaïque devient économiquement intéres-
sante pour l’ensemble des ménages supposés 
pouvoir s’équiper de panneaux photovoltaïques 
(propriétaires de maisons individuelles et disposant 
de toitures suffisamment bien exposées). Ainsi, 
environ 3,8 millions de foyers peuvent s’équiper, 
contre environ 15 000 aujourd’hui.

Les capacités photovoltaïques résultant du déve-
loppement de l’autoconsommation atteindraient en 
2035 de l’ordre de 10 GW, dans les quatre scéna-
rios testés (Ampère, Hertz, Volt, Watt). 

10.2.2  Selon les variantes, 
les consommateurs peuvent ne 
pas utiliser l’ensemble du potentiel 
de leur toiture

En revanche, le dimensionnement des installations 
d’autoconsommation varie sensiblement selon les 
consommateurs et les scénarios. 

En effet, le nombre de modules photovoltaïques 
que chaque consommateur décide d’installer 
dépend de sa courbe de charge, mais également 
du tarif de vente de l’électricité dont il bénéficie 
et du prix auquel il pourra valoriser ses surplus de 
production. Or, ces signaux de prix dépendent du 
scénario considéré. Ainsi, dans un scénario où le 
prix de valorisation des surplus de production est 
faible, un consommateur aurait intérêt à s’équiper 
de peu de modules photovoltaïques afin d’auto-
consommer l’essentiel de sa production et de limi-
ter les surplus de production faiblement valorisés. 

Un développement économique de l’auto-
consommation individuelle peut ainsi conduire 
les consommateurs résidentiels à ne pas utili-
ser l’ensemble du potentiel de leur toiture pour 
l’installation de panneaux photovoltaïques.

Le développement d’une dizaine de gigawatts ana-
lysé dans les différents scénarios resterait inférieur 
au gisement maximal estimé à 19 GW10. 

Par exemple, dans le scénario Ampère, ces capa-
cités représenteraient environ 9 GW (sur un total 
de capacités installées photovoltaïques de 46 GW), 
pour une production annuelle de l’ordre de 10 TWh, 
dont près de 75 % serait autoconsommée sur site. 

10.  Ce gisement technique correspond à une installation photovoltaïque maximum de 5 kWc sur chaque toiture des propriétaires de maisons individuelles bien 
exposées.
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Les scénarios Hertz et Watt sont légèrement plus 
favorables au développement de l’autoconsomma-
tion et permettraient de faire émerger près de 12 à 
13 GW de capacités photovoltaïques dans le cadre 
de l’autoconsommation résidentielle individuelle. 

10.2.3  Le couplage entre 
autoproduction individuelle et stockage 
diffus est une possibilité qui dépend 
du coût des batteries

Le développement du stockage diffus peut accom-
pagner celui de l’autoconsommation photo-
voltaïque en permettant de maximiser le taux 
d’énergie autoproduite/autoconsommée.

La décision d’investir ou non dans un moyen de 
stockage résulte a priori d’un arbitrage économique 
entre le coût d’installation d’une batterie et l’écono-
mie supplémentaire réalisée par le consommateur 
sur sa facture. 

Avec les hypothèses de référence, le développe-
ment du stockage diffus dans le cadre des modèles 

Figure 10.3 Évolution des capacités d’autoconsommation individuelle résidentielle – cas de base – 2025 et 2035

d’autoconsommation reste marginal à l’horizon 
2030 et demeure limité au maximum à quelques 
gigawatts en 2035 malgré les perspectives de dimi-
nution des coûts des batteries. En effet, le dévelop-
pement diffus des batteries dépend non seulement 
du coût « catalogue » des batteries, mais également 
du coût d’installation individuel ainsi que des autres 
services que peuvent rendre les batteries. Dans le 
cas où ce coût d’installation demeure élevé et où ces 
batteries sont « réservées » à l’autoconsommation 
individuelle, le point de bascule n’est pas atteint et 
le stockage diffus demeure marginal. 

Le stockage peut se développer plus forte-
ment dans l’hypothèse d’une baisse plus pro-
noncée du coût des batteries et/ou dans le cas 
où d’autres services apportés par les batteries 
au système sont valorisés. La variante étudiée 
(cf.	10.4.3)	permet de saisir la sensibilité aux hypo-
thèses sur le coût et le mode de valorisation du 
stockage, et de souligner l’intérêt d’une « mutuali-
sation » des  services rendus par les batteries – qui 
ne sont pas utilisées au maximum de leurs possi-
bilités si elles sont exploitées pour un seul usage 
individuel. 
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10.3 Les effets redistributifs 
méritent d’être étudiés pour permettre 
un développement « accepté » 
de l’autoconsommation 

10.3.1  Le développement de 
l’autoconsommation a un impact 
sur le financement des charges 
du système électrique et conduit 
à des transferts financiers entre 
catégories d’utilisateurs

L’autoconsommation occasionne 
des transferts financiers
Pour un consommateur individuel, l’économie 
d’une opération d’autoconsommation repose sur 
l’économie de la part variable de sa facture d’élec-
tricité. Celle-ci est pour un tiers constituée de 
taxes (TVA, TCFE, CSPE), et pour un autre tiers de 
la redevance d’accès au réseau (TURPE). Or l’éco-
nomie de facture sur ces deux parts ne correspond 
pas à une économie de coûts pour la collectivité. 
En effet, un déficit dans la collecte des taxes sera 
compensé par les autres contributeurs.

L‘effet le plus connu concerne le financement de la 
transition énergétique par la CSPE. Celle-ci n’est 
en effet pas acquittée sur les quantités d’énergie 
autoconsommées. Ceci peut soulever une question 
d’équité si les catégories sociales pouvant auto-
produire leur consommation (propriétaires de mai-
sons individuelles ayant accès aux financements 
de moyens de production photovoltaïque) corres-
pondent aux plus aisés. Dans tous les cas, les 
effets associés doivent être connus pour corres-
pondre à des choix publics assumés.

Le même type d’effet existe pour les redevances 
d’accès au réseau (transport et distribution). 
Celles-ci sont en effet aujourd’hui prélevées sur 
l’énergie soutirée, et ne sont donc pas acquit-
tées sur les quantités autoconsommées. Or les 
coûts de réseau dépendent essentiellement des 
puissances maximales soutirées ou injectées 
et peu des énergies transitées, et le particulier 
se dotant d’une installation d’autoproduction 

bénéficie toujours du service du réseau auquel il 
est raccordé : il n’y a donc à court terme aucune 
économie de réseau. À long terme, des écono-
mies pourraient exister en matière de dimen-
sionnement si l’autoconsommation se traduit par 
une diminution des puissances maximales souti-
rées dans le cadre d’un accord avec le consom-
mateur, mais ces gains semblent marginaux pour 
l’autoconsommation individuelle.

À ce stade de l’analyse, l’influence du développe-
ment de l’autoconsommation sur les pertes sur 
les réseaux a été prise en compte. En revanche, 
une première estimation opérée sur la puissance 
maximale de courbes de charge de soutirage net 
typique simulée d’autoconsommateurs (en inté-
grant l’éventuelle utilisation de batteries) conduit à 
douter que l’autoconsommation puisse engendrer 
un impact significatif sur le dimensionnement des 
réseaux. Un des objets des prolongements d’étude 
sera de représenter et de chiffrer de façon plus 
complète ces économies éventuelles, en prenant 
en compte de façon précise l’effet sur le dimen-
sionnement des réseaux. Cet effet devra être éva-
lué en fonction du service apporté par le réseau 
aux autoconsommateurs. 

Une analyse à l’échelle de chaque 
consommateur individuel
Pour analyser les transferts financiers, la pre-
mière étape consiste à étudier l’impact de l’ins-
tallation d’équipements d’autoconsommation chez 
un consommateur particulier, sur les coûts et les 
revenus de l’ensemble des acteurs de la chaîne de 
valeur de l’électricité (en particulier fournisseurs, 
gestionnaires de réseaux, État et collectivités). 

Une analyse pour le système dans 
son ensemble (« passage à l’échelle »)
L’étape suivante du raisonnement consiste à 
« passer à l’échelle » pour saisir le montant global 
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11.  L’hypothèse majorante est faite que la réduction d’énergie transitée sur le réseau conduit à une réduction des pertes correspondant au taux de pertes moyen sur 
la consommation France (tous niveaux de tension confondus). Pour une évaluation plus précise, il faudrait calculer l’effet sur les flux sur l’ensemble du réseau.

des transferts de financement entre les différents 
utilisateurs du système électrique. Ce passage à 
l’échelle ne consiste pas à sommer les gains pour 
chaque consommateur, mais à considérer l’effet 
des décisions de l’un sur l’autre. Il constitue une 

CHIFFRAGE DES TRANSFERTS FINANCIERS SUR L’EXEMPLE  
D’UN AUTOCONSOMMATEUR MOYEN DANS LE SCÉNARIO AMPÈRE 
À HORIZON 2035

Par exemple, les transferts financiers peuvent être 
illustrés pour un consommateur moyen habitant dans 
une zone d’ensoleillement moyen en France, équipé 
d’un ballon d’eau chaude sanitaire et qui consomme 
4 800 kWh/an. S’il s’équipe de 3,5 kW de panneaux 
photo voltaïques et d’une batterie de 2 kWh, il peut pro-
duire 4 000 kWh par an, dont 70 % sont autoconsommés 
et 30 % sont injectés sur le réseau. Le bénéfice net de 
l’opération, c’est-à-dire les gains composés d’une part 
des économies sur la facture TTC (part autoconsom-
mée) et d’autre part de la revente des surplus (part 
injectée), diminués de l’amortissement du panneau 
photovoltaïque et de la batterie, représente 160 €/an.

La baisse de facture de ce consommateur s’accom-
pagne d’une baisse des recettes fiscales (TVA, TCFE, 
CSPE) pour l’État et les collectivités, en partie com-
pensée par la TVA prélevée sur la vente des panneaux 
photovoltaïques. La perte nette pour les collecteurs de 
taxes est de 120 €/an. Elle doit être compensée par 
un rehaussement des taux associés à certaines taxes 
et sera in	fine payée par l’ensemble des contribuables 
(selon le vecteur utilisé pour cette compensation, il 
pourra s’agir des consommateurs d’électricité ou non).

Dans le cadre de régulation considéré où le prix 
de vente de l’énergie à un autoconsommateur est 

identique à celui des autres consommateurs, l’opéra-
tion d’autoconsommation conduit a priori à un surcoût 
pour le fournisseur qui s’explique par deux effets prin-
cipaux. D’une part, le fournisseur ne couvre plus une 
partie des coûts commerciaux qui sont aujourd’hui 
couverts par une composante proportionnelle l’éner-
gie soutirée alors que ceux-ci sont essentiellement 
des coûts fixes pour le fournisseur. D’autre part, le 
profil de consommation de l’autoproducteur est plus 
coûteux à approvisionner que le profil du consomma-
teur résidentiel moyen : en effet, l’autoproducteur 
soutirera statistiquement moins d’énergie l’été alors 
qu’il s’agit de la période où le fournisseur réalise ses 
marges les plus importantes auprès des consom-
mateurs ayant un tarif base. Au global, l’opération 
d’autoconsommation conduit à une perte d’environ   
70 €/an. Cette perte devra être compensée par les 
autres consommateurs.

Le déficit de couverture du TURPE est de 95 €/an. 
Dans l’hypothèse où la production du client permet 
de baisser les pertes sur les réseaux11, les coûts 
d’appro visionnement de ces pertes pourraient baisser 
d’environ 20 €/an. Au final, l’opération conduirait à 
un montant de 75 €/an qui seraient à couvrir par les 
autres utilisateurs du réseau.

avancée méthodologique par rapport à de nom-
breuses études sur la place des nouvelles filières 
en général, et reprend la méthode d’analyse du 
rapport de juillet 2017 sur les réseaux électriques 
intelligents.
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Figure 10.4 Illustration des transferts financiers sur l’exemple d’un consommateur moyen dans le scénario Ampère
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Toujours dans le scénario Ampère, les 3,8 millions 
de foyers concernés par l’installation de solutions 
d’auto consommation réaliseraient une économie 
individuelle moyenne de l’ordre de 90 €/an. Ceci 
conduit en contrepartie à une augmentation de fac-
ture d’environ 17 €/an pour chacun des 30 millions 
de foyers ne devenant pas autoproducteurs. 

Le surcoût résultant pour la collectivité s’élève à 
près de 150 M€/an : il traduit le surcoût associé 

au développement de l’autoconsommation rési-
dentielle par rapport à de la production « cen-
tralisée » (photovoltaïque au sol ou autre filière 
de production), diminué de l’économie sur les 
pertes. 

En effet, le développement de l’autoconsommation 
se fait au détriment du développement de filières de 
production centralisées, et limiterait la place écono-
mique des projets photovoltaïques au sol qui ont un 
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profil de production similaire. Or l’installation de pan-
neaux solaires sur petites toitures est plus coûteuse 
que pour des projets de fermes photovoltaïques, du 
fait des économies d’échelle. Ces surcoûts d’instal-
lation étant généralement supérieurs aux écono-
mies sur les pertes, cela se traduit finalement par un 
surcoût pour la collectivité. 

En revanche, dans le cas où le développement des 
énergies renouvelables, et notamment du pho-
tovoltaïque, reste déterminé par une trajectoire 
pilotée par des objectifs nationaux, deux types de 

substitution sont possibles. Dans un premier cas, 
les capacités d’autoconsommation qui se déve-
loppent naturellement peuvent être déduites des 
objectifs de développement du photovoltaïque, 
auquel cas l’autoconsommation remplace d’autres 
projets de production photovoltaïque sur grandes 
toitures ou au sol. Dans le deuxième cas, les capa-
cités d’autoconsommation se développeraient en 
complément des trajectoires régulées de photo-
voltaïque au sol et leur développement se substitue 
donc à d’autres filières de production, renouvelable 
et/ou thermique.

Figure 10.5 Transferts financiers entre consommateurs résidentiels dans le scénario Ampère à horizon 2035
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10.4 Un diagnostic général confirmé 
par l’analyse des variantes

10.4.1  De nombreuses variantes 
qui confirment l’ordre de grandeur

Les multiples variantes réalisées permettent d’en-
richir l’analyse en montrant la sensibilité du déve-
loppement de l’autoconsommation aux différents 
paramètres identifiés. Ces variantes permettent de 
confirmer l’ordre de grandeur d’un développement 
d’une puissance d’environ 10 GW, mais également 
de visualiser les paramètres ayant le plus d’in-
fluence sur le développement de l’autoproduction.

Ainsi, pour le scénario Ampère, la variante n° 6 
basée sur un engouement social pour l’auto-
consommation conduit à une pénétration significa-
tivement plus importante (17,6 GW contre 9,3 GW 
dans le cas de base), ainsi qu’à un développement 
plus important du stockage diffus. De la même 
manière, la variante n° 5 montre une sensibilité 
importante du développement des installations 
d’autoconsommation (et notamment des batte-
ries) aux hypothèses sur les coûts et le mode de 
valorisation du stockage diffus.

Les variantes basées sur le cadre réglementaire 
ont, pour leur part, un impact plus limité sur le 
développement de l’autoconsommation.

10.4.2  Une diminution de la 
composante énergie du tarif limite 
significativement les transferts de 
charge entre catégories d’utilisateurs

Comme évoqué précédemment, un des moteurs du 
développement de l’autoproduction est l’économie 
réalisée par le consommateur sur la part variable 
de la facture d’électricité TTC, aujourd’hui consti-
tuée pour une part importante de taxes et du tarif 
d’utilisation du réseau. Ces composantes servent à 
couvrir des coûts (contribuer au budget de l’état, 
financer les réseaux) qui ne sont pas, pour l’es-
sentiel, dépendants de l’énergie soutirée sur le 
réseau. Ainsi, lorsqu’un foyer réduit son soutirage 
d’énergie à travers la mise en place d’un disposi-
tif d’autoconsommation, il réalise des économies 
plus importantes que la réduction des coûts qu’il 
engendre pour le système. 

Figure 10.6 Capacité des installations d’autoconsommation individuelle à horizon 2035  
dans le scénario Ampère selon les différentes variantes
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 Photovoltaïque (GW)   Batteries (GWh)

Figure 10.7 Impact d’une diminution de la 
composante énergie du tarif TTC sur le développement 
de l’autoconsommation individuelle résidentielle dans 
le scénario Ampère à horizon 2035

Cette structure tarifaire constitue donc un avan-
tage pour les projets d’autoconsommation. Elle est 
ainsi parfois qualifiée de « subvention implicite » au 
développement de l’autoconsommation.

Une variante correspondant à un transfert de 30 % 
de la part variable de la facture TTC vers la part 
fixe ou la part puissance a été étudiée. Un tel 
transfert pourrait correspondre par exemple à un 
changement de structure du TURPE et des taxes. 
Dans le scénario Ampère, la part variable du tarif 
de vente passe en moyenne à 122 €/MWh contre 
175 €/MWh dans le cas de référence.

Cette variante conduit ainsi à réduire l’intérêt 
des opérations d’autoconsommation et limite son 
développement. Le développement des batteries 
est également affecté, celles-ci tirant leur valeur 
du différentiel entre le prix d’achat des surplus 
et la part variable TTC de l’énergie soutirée. La 
réduction de la part variable peut néanmoins limi-
ter fortement les transferts financiers entre caté-
gories d’utilisateurs résultant du développement 
de l’autoconsommation du fait de deux effets 
conjugués : (i) un moindre développement en 
volume d’autoconsommation et (ii) pour chaque 
kWh autoconsommé, une moindre réduction de 
la participation aux taxes et au financement du 
réseau.

10.4.3  La maîtrise des coûts 
d’installation des batteries et/ou 
la valorisation des services du stockage 
diffus au système électrique peuvent 
amplifier le développement de 
l’autoconsommation 

Les hypothèses sur les coûts présentées dans ce 
chapitre ont mis en évidence l’influence du coût 
d’installation des batteries dans le modèle d’affaires 
de l’autoconsommation. Le coût unitaire d’instal-
lation (estimé à 1 000 € TTC pour une batterie de 
4 kWh), demeure ainsi prépondérant dans la déci-
sion d’investissement, et la rend dans l’essentiel 
des cas difficile à rentabiliser malgré la forte baisse 
attendue du coût unitaire des batteries. Dans le cas 
de référence, le déploiement du stockage reste ainsi 
limité à environ 1 GWh en 2035 dans le scénario 
Ampère.

Figure 10.8 Impact d’une diminution de la composante 
énergie du tarif TTC sur les transferts financiers dans le 
scénario Ampère à horizon 2035
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12.  À titre d’exemple, une batterie de 4 kWh est supposée coûter 1 684 € TTC au consommateur (dont 1 000 € de coût d’installation), soit un coût fixe 
annualisé sur 10 ans d’environ 230 €/an. Dans un scénario où il existe des besoins capacitaires importants, la valorisation de la contribution à la sécurité 
d’approvisionnement pourrait apporter jusqu’à 60 €/an et ainsi réduire la partie du coût fixe de la batterie qui doit être rentabilisée par l’autoconsommation. 
Il convient toutefois de vérifier que les services au système électrique et l’utilisation pour l’autoproduction sont compatibles, ou a minima comment ils 
pourraient être coordonnés.

Cependant, plusieurs effets peuvent jouer et modi-
fier cette conclusion :

 u d’une part, la décroissance des coûts des bat-
teries diffuses (ou d’une autre technologie de 
stockage diffus permettant d’apporter un ser-
vice équivalent) et notamment de la compo-
sante de coûts d’installation pourrait être plus 
forte qu’anticipée ;

 u d’autre part, de nouveaux modèles d’exploita-
tion permettraient de réaliser des services pour 
le système électrique. La batterie serait donc 
valorisée pour d’autres objectifs que le simple 
déplacement des surplus autoproduits12. 

Une variante dans laquelle les coûts fixes des batte-
ries diffuses ont été diminués de moitié par rapport 
à l’hypothèse de référence a été testée. Dans cette 
configuration, le développement des batteries rési-
dentielles pourrait être massif et représenter près 
de 8 GWh de capacité de stockage.

Cette installation de batteries supplémentaires 
permet d’améliorer le taux d’autoconsommation, 
incitant les consommateurs à un dimensionnement 
plus important de leurs installations photovol-
taïques. Ainsi, dans cette variante, l’autoconsom-
mation individuelle peut représenter plus de 
12 GWc de panneaux photovoltaïques installés, et 
une production annuelle de 13,5 TWh dont près de 
80 % est autoconsommées, ceci tendant à réduire 
encore l’énergie soutirée et donc l’assiette des 
taxes et du TURPE. 

10.4.4  L’appétence des consommateurs 
pour ce mode de production peut 
avoir un impact déterminant sur la 
pénétration de l’autoconsommation 
photovoltaïque individuelle

D’après certaines enquêtes, une partie des 
consommateurs français sont prêts à mettre en 
place des dispositifs d’autoproduction même si 
l’opération n’est pas financièrement optimale pour 

Figure 10.9 Sensibilité du développement de 
l’autoconsommation individuelle résidentielle à 
l’hypothèse de coûts des batteries dans le scénario 
Ampère à horizon 2035

eux. Le développement de l’autoconsommation 
peut donc ne pas être uniquement motivé par l’in-
térêt financier pour les consommateurs et répond 
également à une appétence sociétale pour une 
production locale d’origine renouvelable, ainsi qu’à 
une forme d’assurance contre un risque d’augmen-
tation des prix de l’électricité. L’hypothèse selon 
laquelle les décisions des particuliers sont unique-
ment motivées par un souci de nature économique, 
à l’exception de toute autre composante, est par 
nature limitée. En réalité, les facteurs influençant 
une décision individuelle sont à la fois bien plus 
larges (sensibilité aux enjeux environnementaux, 
souhait d’une forme d’autonomie), et leur carac-
tère systématiquement optimal peut être discuté 
ne serait-ce qu’en ayant recours à des hypothèses 
économiques plus sophistiquées (coût d’accès au 
financement, asymétrie d’information, etc.).

Une variante de l’étude porte sur les perspec-
tives de développement de l’autoconsommation 
si les ménages ne recherchent pas simplement 
à minimiser leur coût total d’approvisionnement 
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en électricité mais plutôt à maximiser leur « auto-
nomie énergétique ». L’étude conserve un fonde-
ment économique : elle est menée en considérant 
que cette recherche d’autonomie ne doit pas 
conduire à augmenter le coût de l’approvision-
nement en électricité par rapport à la situation 
« sans autoproduction ». 

Dans une telle variante, l’autoconsommation 
représente près de 18 GWc de capacités photo-
voltaïques installées, et plus de 10 GWh de bat-
teries. Si l’autoconsommation correspond à une 
réelle préférence collective, son potentiel de 
développement est donc élevé et conduit à en 
faire un élément important du mix électrique sur 
la période étudiée.

Figure 10.10 Sensibilité du développement 
de l’autoconsommation individuelle résidentielle 
à l’hypothèse de rationalité des consommateurs 
dans le scénario Ampère à horizon 2035
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11. L’ANALYSE CROISÉE 
DES SCÉNARIOS :

LE SYSTÈME ÉLECTRIQUE DE 2030-2035 
SE DÉCIDE MAINTENANT

Le Bilan prévisionnel dresse un panorama contrasté 
des futurs possibles pour le système électrique. La 
description détaillée des enjeux propres à chaque 
scénario constitue une étape importante du travail 
d’analyse menée ; elle doit néanmoins être complé-
tée d’une analyse croisée permettant notamment 
d’identifier les options communes à tous les scéna-
rios et d’évaluer les principaux points de bascule. 

Tous les scénarios permettent de diversifier le mix. 
Différentes options pour atteindre 50 % pour la 
part du nucléaire en 2025, 2030 ou 2035 sont pro-
posées, tous les scénarios permettent d’atteindre 
au moins 40 % pour la part des renouvelables, et 
un scénario permet d’étudier une configuration 
relevant d’une modification radicale du mix avec 
70 % d’énergies renouvelables.

Ces analyses montrent l’intérêt d’infléchir dès 
aujourd’hui la trajectoire de développement des 
énergies renouvelables de manière à accélérer la 
diversification du mix souhaitée par les pouvoirs 
publics, et d’adopter une approche pilotée de 
l’évolution du nucléaire. Elles mettent également 
en évidence que la substitution du nucléaire par 
des EnR constitue une solution pertinente dans le 
cadre des marchés européens de l’électricité. 

Les choix publics visant à réduire la consommation 
d’électricité permettent également de dégager des 
marges de manœuvre pour la conduite de la tran-
sition énergétique.

Conformément aux objectifs fixés par l’Union euro-
péenne, la transition énergétique est favorisée dans 
un contexte d’interconnexion croissante entre la 
France et ses voisins pour permettre de tirer parti 
des complémentarités entre les différents pays 
européens (ensoleillement, zones de vent, etc.). 

Dans ce contexte, et en complément des questions 
relatives aux objectifs publics, le Bilan prévision-
nel met en avant l’importance des travaux liés 
à l’acceptabilité et à l’accélération du rythme de 
déploiement des énergies renouvelables et d’évo-
lution des réseaux pour permettre effectivement la 
réalisation de la transition énergétique. 

Il montre également que l’évolution du système élec-
trique dépend de paramètres exogènes importants, 
comme le prix des combustibles ou les politiques 

énergétiques des pays voisins. Notamment, le prix 
du carbone influe largement sur la rentabilité des 
énergies renouvelables (même dans le cadre de 
 trajectoires de développement régulées).

Dans tous les scénarios, les déterminants de la sécurité 
d’approvisionnement se transforment sous l’effet du 
déploiement de l’éolien et du photovoltaïque. La sen-
sibilité de la consommation de pointe à la température 
demeure le principal point de vigilance, mais d’autres 
paramètres se transforment et prennent de l’impor-
tance. Les scénarios sont caractérisés par un niveau 
de sécurité d’approvisionnement au moins égal à celui 
d’aujourd’hui, mais la signification de ce niveau évo-
lue : pour une même durée moyenne de défaillance, 
les situations d’appels aux leviers exceptionnels se 
rencontrent plus souvent (plus de 40 % des années, 
contre 25 % en moyenne), et les situations de défail-
lances sont plus fréquentes, mais plus courtes.

Le Bilan prévisionnel présente de premiers élé-
ments économiques associés aux scénarios. Tous 
nécessitent des investissements importants, notam-
ment dans les énergies renouvelables. Différentes 
méthodes d’évaluation sont  restituées de manière 
à  partager les enjeux et la  sensibilité associée aux 
estimations de coûts. Elles permettent également 
d’identifier des prolongements sur ce volet de travail. 

Les bilans carbone présentés dans chaque scénario 
mettent l’accent sur des similarités (une faible pro-
duction carbone pour le parc français) mais aussi 
des différences dans les trajectoires d’évolution. 
Les scénarios Ampère et Volt permettent une très 
forte réduction des émissions à l’échelle nationale 
mais surtout européenne.

Enfin, l’analyse détaillée des scénarios permet de 
mettre l’accent sur l’évolution des besoins de flexi-
bilité du système électrique. Ceci est susceptible de 
fournir un espace économique à de nouvelles solu-
tions, notamment pour gérer les périodes de forte 
disponibilité d’une production nucléaire et renouve-
lable à coûts marginaux très faibles sur le système. 

En ce sens, les scénarios du Bilan  prévisionnel 
étudient bien une transformation en profondeur 
du système électrique et permettent  d’engager 
le débat sur les moyens techniques et les coûts 
associés accompagnant cette mutation.
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11.1 Le Bilan prévisionnel 2017 met en 
perspective quatre échéances différentes, 
chacune associée à des enjeux spécifiques 

11.1.1 Horizon 2017-2020 : 
un système électrique « équilibré » 
du point de vue du critère public de 
sécurité d’approvisionnement, mais 
sans marge de manœuvre 

La situation est caractérisée par 
un équilibre autour du critère
La situation des trois prochaines années est celle 
que nous connaissons aujourd’hui en France : le 
parc de production est ajusté, le critère de sécu-
rité d’approvisionnement respecté et l’exploitation 
du système électrique plus fréquemment sujette à 
des situations de vigilance. Cette configuration a 
été rencontrée pendant la vague de froid de jan-
vier 2017, et elle est annoncée par RTE pour le 
passage de l’hiver 2017-2018.

La situation actuelle résulte des dynamiques à 
l’œuvre depuis plusieurs années. Les décisions à 
prendre aujourd’hui ne peuvent plus l’affecter que 
de manière marginale.

Au cours de la première décennie des années 2000, 
la forte croissance de la pointe de consommation 
électrique a constitué un véritable défi pour le 
système électrique français (voir	chapitre	1). Elle 
aurait probablement conduit, sans action publique, 
à une situation très dégradée en matière de sécu-
rité d’approvisionnement. Au cours des dernières 
années, des mesures ont été prises pour agir sur 
les déterminants de cette pointe et en ralentir la 
croissance (dans le cadre d’actions plus large sur 
l’efficacité énergétique), et pour piloter le niveau de 
sécurité d’approvisionnement en adéquation avec 
les préférences collectives. Ces décisions structu-
rantes semblent porter leurs premiers fruits, avec 
une stabilisation de la pointe de consommation 
(à  températures équivalentes).

Au cours des dernières années, 
un ajustement structurel du parc 
de production a eu lieu
Durant cette période, le parc de production fran-
çais a été rationnalisé sous l’effet de l’application 
de réglementations environnementales et de déci-
sions économiques. De nombreuses grandes instal-
lations fonctionnant au fioul (groupes de 600 MW) 
et au charbon ont été ou sont en cours de fermeture 
définitive, faisant passer la capacité installée de ces 
installations de 18,5 GW en 2012 à un peu moins 
de 12 GW aujourd’hui. À l’issue de la fermeture des 
grandes unités au charbon annoncée par les pou-
voirs publics dans le cadre du Plan climat, il restera 
de l’ordre de 8 GW de grandes centrales thermiques 
en France (6,7 GW de cycles combinés au gaz, 
0,6 GW de turbines à combustion fonctionnant au 
gaz et 1 GW de turbines à combustion fonctionnant 
au fioul).

Cet ajustement structurel correspond à un 
mouvement d’optimisation économique (les 
centrales au fioul étaient très faiblement 
solli citées) et environnemental (les centrales 
au charbon sont parmi les plus émettrices de 
gaz à effet de serre). Il s’est accompagné d’un 
développement de cycles combinés au gaz, qui 
se poursuivra d’ici à 2020 avec la mise en ser-
vice de la centrale de Landivisiau en Bretagne. 
Ces unités, plus récentes et moins émettrices, 
sont princi palement exploitées par des nouveaux 
entrants sur le marché de la production, et ont 
donc vu le développement de la concurrence dans 
ce secteur en France.

Depuis 2012, date à laquelle le système électrique 
français a été confronté à son événement le plus 
dimensionnant du point de vue de l’équilibre offre- 
demande national, la capacité installée thermique 
s’est réduite de près de 7 GW (cf.	 figure	 11.1). 
Ce phénomène explique en grande partie le niveau 
actuel de sécurité d’approvisionnement en France.
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Les études européennes confirment 
ce diagnostic
Les études européennes mentionnées au cha-
pitre 3 (Mid-term	Adequacy	Forecast de ENTSO-E 
et étude d’adéquation du forum pentalatéral de 
l’énergie) rappellent qu’une telle espérance de 
défaillance est significativement plus élevée que 
celle de nos voisins (mis à part la Belgique et la 
Grande-Bretagne). La France peut ainsi être consi-
dérée comme exploitant son système électrique 
au plus proche de ses limites. Cette analyse est 
confirmée par une analyse de risque plus détail-
lée – au-delà d’une simple mesure de la durée de 
défaillance – telle que celle restituée à la fin du 
chapitre 4. Par exemple, dans la situation actuelle, 
25 % des configurations simulées conduisent à 
l’activation des moyens exceptionnels.

Figure 11.1 Évolution de la capacité thermique classique centralisée en France (analyse historique et projection)

11.1.2 Horizon 2020-2022 : différentes 
options sur la sortie du charbon ou 
la fermeture des réacteurs nucléaires 
atteignant 40 ans de fonctionnement 

Le premier véritable choix en matière de sécurité 
d’approvisionnement porte sur l’horizon 2020-2022.

À partir de 2020, la mise en service de nouveaux 
moyens de production (centrale de Landivisiau 
et premiers parcs éoliens en mer), de nouvelles 
interconnexions (avec l’Italie et le Royaume-Uni), 
ou encore les évolutions attendues sur la consom-
mation, offrent des perspectives pour conduire un 
nouveau mouvement d’évolutions sur le parc de 
production français.

Entre 2020 et 2022, l’analyse met en évidence 
qu’il est alors possible de fermer l’ensemble des 
centrales au charbon ou de fermer les quatre 
réacteurs nucléaires arrivant à l’échéance 
des 40 ans de fonctionnement d’ici fin 20211 : 
Tricastin 1, Bugey 2, Tricastin 2, Bugey 42.

1. La fermeture du réacteur Dampierre 1 (février 2022) est intégrée à l’horizon d’étude mais affecterait essentiellement l’hiver 2022-2023
2.  Les deux réacteurs de Fessenheim sont considérés comme fermés lors de la mise en service de l’EPR de Flamanville, conformément aux dispositions du décret 

n° 2017-508 du 8 avril 2017. 
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Les fermetures de l’ensemble des centrales 
au charbon et des quatre réacteurs nucléaires 
ne peuvent être combinées sans dégrader la 
sécurité d’approvisionnement ; un choix doit 
donc être fait. 

Le nombre de réacteurs nucléaires arrivant à 
l’échéance des 40 ans de fonctionnement aug-
mente significativement à partir de 2022 : un 
rythme de fermeture basé sur cette échéance ne 
peut donc être maintenu de manière durable sans 
dégrader la sécurité d’approvisionnement s’il n’est 
pas accompagné par la mise en service de nou-
veaux moyens. Ce point est développé dans les 
scénarios portant sur les années 2025 à 2035. 

Le cas échéant, une attention particulière devra 
porter sur les conditions de prolongation des réac-
teurs nucléaires, et notamment sur la durée des 
travaux nécessitant leur arrêt. En effet, la prolon-
gation des réacteurs nucléaires au-delà de 40 ans 
constitue une étape importante et doit faire l’ob-
jet d’un avis générique de l’Autorité de sûreté 
nucléaire ; cette dernière a annoncé récemment 
que les conclusions de cet avis seraient publiées en 
2021. L’ampleur et la durée des travaux sont des 
éléments d’incertitude. 

RTE a réalisé des analyses de sensibilité visant à 
mesurer l’impact sur la sécurité d’approvisionne-
ment d’un arrêt des réacteurs nucléaires d’une 
durée d’un an, qui conduit à rendre les réacteurs 
nucléaires indisponibles pendant tout un hiver. 
Dans ces analyses, les centrales au charbon sont 
fermées entre 2021 et 2022.

Elles mettent en évidence que des travaux longs 
sur les réacteurs concernés conduisent à dégra-
der la sécurité d’approvisionnement. La conclusion 
demeure valable si certains réacteurs nucléaires 
sont fermés, en plus des centrales au charbon, 
et que seule une partie des réacteurs nucléaires 
est arrêtée pour réaliser des travaux longs en vue 
d’une prolongation. 

Les analyses de sensibilité renforcent ainsi 
le message de vigilance sur la période 
2018-2022 et sur la nécessité de réali-
ser des choix séquencés de manière cohé-
rente pour maintenir le niveau de sécurité 

d’approvisionnement, en parallèle aux actions 
qui seront menées sur l’évolution du parc de 
production d’électricité.

11.1.3 Horizon 2025 : des difficultés 
pour combiner l’objectif des 50 % 
de nucléaire dans la production 
d’électricité et la réduction des 
émissions de CO2 du secteur électrique

À horizon 2025, le taux de 50 % pour la part 
du nucléaire dans la production d’électricité en 
France constitue une cible particulièrement diffi-
cile à atteindre. Les évolutions à mettre en œuvre 
sur le parc pour y parvenir tiennent non pas de 
l’adaptation, mais du bouleversement structu-
rel. Même avec une très forte accélération du 
déploiement des énergies renouvelables, elles 
nécessiteraient : 

 u le décalage de fermeture de la plupart des 
centrales au charbon au-delà de 2025, ce qui 
entraîne des effets importants sur les émissions 
de CO2 du secteur électrique français ;

 u la construction de nouveaux moyens ther-
miques, alors que leurs débouchés futurs 
seraient incertains vu la poursuite de la pro-
gression des énergies renouvelables au-delà de 
cette échéance ;

 u la fermeture d’un nombre important de réacteurs 
nucléaires selon un rythme extrêmement rapide.

Toutes les variantes réalisées sur ce scénario 
confirment le diagnostic sur l’ordre de grandeur 
du nombre de réacteurs nucléaires à fermer pour 
atteindre l’objectif de 50 % de production nucléaire 
dans la production d’électricité en 2025 : le nombre 
de réacteurs à fermer est compris entre 23 et 27. 
Dans tous les cas étudiés, des réacteurs n’ayant 
pas atteint 40 années de fonctionnement doivent 
être mis à l’arrêt.

La trajectoire de fermeture du nucléaire qui en 
résulte est particulièrement contraignante :

 u elle exige en théorie, dans tous les cas, de suivre 
le calendrier des quatrièmes visites décennales 
pour l’essentiel des réacteurs et d’anticiper 
cette date pour certains d’entre eux ;

 u avec des hypothèses plus prudentes sur la 
croissance de la production renouvelable et 
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thermique en France, une trajectoire encore 
plus marquée doit être adoptée, conduisant 
à fermer un plus grand nombre de réacteurs 
avant qu’ils n’aient été exploités de manière 
effective pendant 40 ans.

Par ailleurs, l’atteinte de l’objectif des 50 % de 
nucléaire dans la production d’électricité en 2025 
conduit systématiquement à une augmentation 
des émissions de CO2 du système électrique fran-
çais ; ces dernières augmentent pour atteindre des 
niveaux compris entre 38 et 55 millions de tonnes 
de CO2 par an, soit 2 à 3 fois le niveau actuel. 
Cet effet est notamment dû au développement de 
nouvelles centrales au gaz et au maintien des cen-
trales au charbon, dont la production augmente 
par rapport à aujourd’hui.

Des solutions qui permettent de mieux corréler les 
trajectoires nucléaires et EnR (scénario Ampère) 
ou reposant sur un nombre réduit de nouveaux 
moyens thermiques (scénario Hertz) sont envi-
sageables. Elles permettent d’envisager l’atteinte 
de l’objectif de diversification du mix autour de 
l’hori zon 2030, dans des conditions maîtrisées. Les 
rythmes de déclassement pour le nucléaire sont 
alors importants, et des conditions spécifiques 
peuvent être associées à chacun de ces scénarios. 

Notamment, ces rythmes reposent sur des tra-
jectoires de développement des interconnexions 
soutenues, et sur le développement de flexibilités 
dans l’offre.

11.1.4 Horizon 2030-2035 : 
quatre scénarios qui dessinent 
différentes options de transition 
énergétique 

L’horizon 2035 représente un bon compromis pour 
étudier la dynamique de transformation du sys-
tème électrique sur le temps long, tout en évitant 
une vision purement prospective.

Il est communément admis que, dans le secteur 
électrique, il se produit un temps important entre 
le moment où se prennent les décisions – qu’elles 
émanent des pouvoirs publics ou des acteurs pri-
vés qui prennent la décision économique d’investir 
dans de nouvelles infrastructures – et celui où elles 
produisent leur effet. 

Ainsi, contrairement aux horizons 2022-2025, le 
système de 2035 sera le reflet des décisions 
qui seront prises aujourd’hui.
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11.2 La temporalité des décisions  
et leur dépendance mutuelle

11.2.1 Les contraintes temporelles 
doivent être intégrées à la prise de 
décision publique sur l’évolution du mix 
électrique

Des délais de mise en œuvre importants 
selon les infrastructures envisagées
L’évolution du parc de production, des habitudes 
de consommation, ou des réseaux électriques obéit 
à des constantes de temps longues. Le déploie-
ment de nouvelles installations, quelles qu’elles 
soient, constitue aujourd’hui pour tous les acteurs 
du secteur électrique un défi, notamment en ce 
qui concerne la durée des procédures d’autorisa-
tion. Au-delà, l’importance des capitaux à mobi-
liser pour mener à bien la transition énergétique 
ou encore la nature hybride de la régulation du 
secteur (entre interventions publiques et environ-
nement de  marché libéralisé) participent de ces 
constantes de temps longues.

Les options de transition dans le secteur électrique 
sont conditionnées par ces constantes, et néces-
sitent d’être anticipées. En effet, l’exploitation du 
système électrique est pour sa part régie par des 
constantes de temps extrêmement courtes, l’équi-
libre entre l’offre et la demande devant être assuré 
chaque seconde.

Ceci est notamment vrai pour le nucléaire. La 
réduction de la part du nucléaire dans le mix consti-
tue un objectif en matière de politique énergétique 
et se traduit dans tous les scénarios par la ferme-
ture de réacteurs. Ceux-ci devront pour partie être 
remplacés par d’autres sources de production. On 
peut à titre d’exemple représenter simplement le 
volume de capacités à installer, selon les filières, 
pour remplacer la production annuelle d’un réac-
teur de 900 MW.

Délai de mise 
en œuvre

Sur la base d’une utilisation pleine puissance toute l’année en tenant compte de la disponibilité moyenne 

Figure 11.2 Moyens à installer pour remplacer la production annuelle d’un réacteur nucléaire de 900 MW
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Ces délais varient fortement 
selon les États
Les délais de mise en œuvre diffèrent fortement 
selon les États considérés. Ceci est notamment 
le cas pour les énergies renouvelables, qui 
font face à des contraintes différentes selon 
les pays. Ainsi l’éolien terrestre est-il régulièrement 
considéré comme donnant lieu à une conflictualité 
plus forte en France que dans d’autres pays.

Dans la figure ci-dessous, les rythmes maximal 
et moyen, depuis 2010, de développement de 

l’éolien terrestre et du solaire dans plusieurs pays 
ont été représentés, et mis en perspective avec 
les rythmes impliqués par les trois trajectoires de 
déploiement des énergies renouvelables utilisées 
dans le Bilan prévisionnel.

Le rythme de réduction de la part 
de certains moyens doit également 
s’envisager sur le temps long
Des comparatifs internationaux existent également 
s’agissant des rythmes de réduction de la capa-
cité de certaines filières. Ils permettent de mettre 

Figure 11.3 Puissances annuelles moyennes et maximales de déploiement des EnR en Europe  
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Figure 11.4 Rythme de réduction de la capacité nucléaire installée dans les différents scénarios et en Allemagne

en perspective les rythmes décrits et d’en tirer un 
 certain nombre d’enseignements.

Dans la figure 11.4, les trajectoires de capacité 
installée pour le nucléaire dans les cinq scénarios 
sont comparées au rythme de sortie du nucléaire 
décidé par l’Allemagne en 2011. L’année 0 corres-
pond pour la France à l’année 2017 et pour l’Alle-
magne à la décision de sortie du nucléaire.

Les différents scénarios basés sur un déclassement 
rapide de réacteurs nucléaires (à des degrés variés) 
conduisent à des évolutions sans précédent dans le 
mix électrique français (depuis la construction du 
parc nucléaire). Ils nécessitent un pilotage spéci-
fique pour accompagner la fermeture des réacteurs 
nucléaires et le développement des autres filières 
tout en maintenant le niveau de sécurité d’alimen-
tation des Français. Ce point a été souligné dans le 
rapport accompagnant la Programmation plurian-
nuelle de l’énergie d’octobre 2016.

Le comparatif avec les autres pays européens est 
éclairant : les rythmes des scénarios Hertz, Watt 
et Ohm sont plus rapides que la politique mise en 
place par l’Allemagne en 2011, alors que cette der-
nière disposait d’un parc charbon très conséquent, 
ce qui est toujours le cas aujourd’hui avec une 
capacité de centrales au charbon et au lignite d’en-
viron 40 GW. Par ailleurs, l’Allemagne – comme 
les autres pays ayant fait le choix de sortir du 

nucléaire – a mis en œuvre un pilotage spécifique 
de cette évolution.

11.2.2 Les délais entre la décision 
et la mise en œuvre restreignent 
l’univers des possibles

La date d’inflexion des trajectoires 
de déploiement des EnR est cruciale 
dans l’analyse
Au-delà des délais propres à la mise en service de 
chaque nouvelle infrastructure, les analyses du 
Bilan prévisionnel permettent de mettre en lumière 
les jalons temporels associés à une prise de déci-
sion rapide ou au contraire à un report de certaines 
orientations. La figure 11.5 permet par exemple 
de visualiser les effets d’un retard dans le déploie-
ment des énergies renouvelables – en supposant 
que le rythme maximal de déploiement est celui 
de la trajectoire « rythme PPE haut » présentée au 
chapitre 2.

L’inflexion du rythme de déploiement des 
énergies renouvelables en France est cruciale 
pour parvenir à une réelle diversification du 
mix de production électrique. Considéré par 
rapport à d’autres pays européens, le rythme 
des trajectoires médiane et haute, basées sur les 
objectifs de la Programmation pluriannuelle de 
l’énergie, semble accessible. 
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Ainsi, le périmètre des solutions possibles pour 
2030 et 2035 se restreindra au fur et à mesure 
de l’approche de l’échéance. De manière générale, 
les options pour assurer la sécurité d’approvision-
nement, quelles qu’elles soient, sont de moins en 
moins nombreuses à l’approche de l’échéance. 
Quelques années avant, elles ne se résument plus 
qu’à développer des flexibilités ou à retarder la 
 fermeture de certains groupes thermiques.

Certains jalons doivent être respectés 
pour garder des options ouvertes 
L’analyse du Bilan prévisionnel permet donc d’iden-
tifier des jalons spécifiques.

Par exemple, l’analyse des scénarios Ampère et 
Hertz indique qu’un retard dans le déploiement des 
énergies renouvelables aurait pour conséquence 
soit de devoir construire de nouveaux moyens 
thermiques pour atteindre les objectifs de diversi-
fication du mix de production, soit de reculer dans 
le temps les échéances associées.

 

Figure 11.5 Impact d’un retard sur le développement de l’éolien terrestre
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11.3 L’analyse fait ressortir 
les options offertes par les paramètres 
qui relèvent de la prise de décision 
publique en France

Le Bilan prévisionnel identifie six paramètres clés 
dimensionnant l’évolution du mix de production. 
Les pouvoirs publics disposent de leviers directs 
sur quatre d’entre eux à l’échelle nationale.

11.3.1 Diminuer la consommation 
électrique entraîne de puissants 
effets sur le mix et la sécurité 
d’approvisionnement 

Les marges de manœuvres offertes par la consom-
mation peuvent être visualisées grâce aux variantes 
réalisées sur chaque scénario. En effet, chacun des 
scénarios a été testé, dans au moins une variante, 
en retenant la même trajectoire de consommation 
de manière à disposer d’une base de comparaison.

Toutes les analyses du Bilan prévisionnel per-
mettent de confirmer que la consommation, et 
notamment la consommation de pointe, condi-
tionne très largement l’éventail des possibles :

 u dans l’analyse à l’horizon 2022, la pointe de 
consommation apparaît comme le paramètre le 
plus dimensionnant pour la sécurité d’alimen-
tation française ; 

 u dans le scénario Ampère, la légère décroissance 
de la consommation prévue au point 2025 dans 
la trajectoire « haute » est structurante pour 
expliquer le résultat en matière de sécurité 
d’approvisionnement ;

 u dans le scénario Volt, une évolution de la 
consommation française conduit à déplacer 
le point d’équilibre dans la capacité nucléaire, 
constituant l’une des variantes les plus signifi-
catives en matière d’évolution des résultats ;

 u dans le scénario Watt, la trajectoire « intermé-
diaire 2 » est indispensable à l’équilibre général 
du scénario, qui conduit sinon à un déploiement 
considérable de moyens thermiques.

La consommation, et en particulier la consom-
mation de pointe, conditionne très largement 
l’éventail des possibilités. Notamment, l’inflexion à 

Figure 11.6 Opportunités offertes par une baisse de la consommation (exemple)
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la baisse de la consommation apparaît comme le 
complément nécessaire à la réduction de la capa-
cité de production du nucléaire. Plus le rythme 
souhaité pour celle-ci est important, plus le rythme 
de diminution de la consommation électrique devra 
être rapide et contraignant – sauf à être capable de 
développer les énergies renouvelables à un rythme 
considérable.

Par ailleurs, la perspective de réduction de la 
consommation d’électricité dans les usages 
dits spécifiques de l’électricité, c’est-à-dire 
dans les équipements qui ne peuvent fonc-
tionner avec aucune autre forme d’éner-
gie, facilite le développement de nouveaux 
usages électriques. À titre d’exemple, la trajec-
toire haute de consommation élaborée par RTE 
affiche une stabilité entre la consommation actuelle 
et celle de 2035, mais en y intégrant un déve-
loppement des véhicules électriques très ambi-
tieux (15,6 millions de véhicules électriques). Elle 
illustre donc les marges de manœuvre concrètes 
offertes par les investissements dans l’efficacité 
énergétique : l’apparente stabilité reflète en pra-
tique un effet de « vases communicants » entre 
des usages électriques historiques et de nouveaux 
usages.

En revanche, les investissements nécessaires pour 
mener à bien les politiques d’efficacité énergétique 
ne sont pas intégrés à l’analyse, et ne peuvent donc 
pas, sur la base de ces travaux, être arbitrés avec 
ceux associés à l’évolution du parc. Dans le cadre 
de la consultation publique menée au printemps 
sur les hypothèses et objectifs du Bilan prévision-
nel, la possibilité d’intégrer à terme un bouclage 
macroéconomique plus détaillé a été évoquée. 
Ce thème fait partie, avec d’autres, des pistes de 
 prolongements identifiés dans le présent rapport. 

11.3.2 Le déploiement rapide 
des énergies renouvelables permet 
de diversifier le mix

Un rythme de déploiement élevé 
des énergies renouvelables permet 
d’accélérer la diversification du mix 
Comme évoqué précédemment, la date d’in-
flexion du rythme de déploiement des énergies 

renouvelables constitue un paramètre clé dans 
l’analyse des scénarios de transition énergétique. 
Dans le Bilan prévisionnel 2017, les trajectoires 
« rythme PPE haut » et « rythme PPE » sont uti-
lisées par défaut dans les différents scénarios. 
En effet, les politiques énergétiques menées au 
niveau français, européen ou territorial, sup-
posent une accélération de l’effort en faveur des 
énergies renouvelables, et les scénarios du Bilan 
prévisionnel sont dont construits autour de ce 
postulat.

Le jeu des variantes permet de représenter l’im-
pact d’un changement de trajectoires sur l’atteinte 
des objectifs de diversification de la  production 
d’électricité ou sur le résultat des différents 
scénarios :

 u dans le scénario Ampère, le passage de la tra-
jectoire « rythme PPE haut » à « rythme PPE » 
entraîne un décalage de cinq ans dans l’atteinte 
de l’objectif des 50 % ;

 u dans le scénario Volt, la trajectoire haute sur 
les énergies renouvelables conduit à réduire 
la capacité nucléaire pertinente, qui passe à 
50 GW (soit le bas de la fourchette identifiée) ;

 u dans le scénario Watt, seule la trajectoire 
« rythme PPE haut », combinée à un effort 
important dans l’efficacité énergétique,  permet 
de limiter le recours aux nouveaux moyens 
thermiques et ainsi de contrôler l’augmentation 
des émissions.

Les inflexions de la croissance des EnR 
contribuent fortement à la réduction 
de la part du nucléaire
Le critère de diversification du mix électrique est 
formulé par rapport à la production d’électricité 
(voir	chapitre	5). Fermer des réacteurs nucléaires 
diminue certes la production nucléaire, mais éga-
lement dans le même temps la production totale. 
C’est ce qui explique qu’il faille fermer un grand 
nombre de réacteurs pour atteindre la cible de 
50 % à brève échéance.

A	contrario, augmenter la production des énergies 
renouvelables conduit à accroître la production 
totale en France (la production d’origine thermique 
décroît, mais ceci ne suffit pas à compenser la pro-
duction supplémentaire d’origine renouvelable), et 
donc à réduire la part du nucléaire.



BILAN PRÉVISIONNEL de l’équilibre offre-demande d’électricité en France I ÉDITION 2017 347

L’ANALYSE CROISÉE DES SCÉNARIOS 11

La trajectoire basse, qui correspond au « rythme 
tendanciel », est utilisée principalement dans les 
analyses portant sur les échéances les plus courtes 
(chapitres 4 et 5, qui portent sur la période 2018-
2025). En effet, des doutes demeurent sur le 
rythme effectif de déploiement de certaines filières 
(notamment l’éolien terrestre et l’éolien en mer) 
au cours des prochaines années.

Cette trajectoire est également utilisée dans le 
scénario Hertz : elle conduit alors à un décalage de 
cinq années dans l’atteinte de l’objectif sur la part 
du nucléaire mais ne permet plus alors de respec-
ter le plafond d’émissions de gaz à effet de serre. 

Un fort déploiement des EnR conduit 
à augmenter le volume d’export
Une autre conséquence du déploiement des éner-
gies renouvelables porte sur les échanges avec les 
autres pays européens. En effet, du fait de leurs 
coûts marginaux nuls, l’éolien et le photovoltaïque 
conduisent à augmenter le niveau d’export. Sur le 
plan économique, les trajectoires pilotées de déve-
loppement des EnR ont été considérées comme des 
entrants, de même que la pondération des diffé-
rentes filières. Bien que les principes de modélisa-
tion retenus dans le Bilan prévisionnel permettent 
de procéder à des exercices de minimisation des 

Figure 11.7 Bilan net des échanges à horizon 2035

coûts du système, aucun des scénarios présentés 
n’a l’ambition de déterminer un « volume optimal » 
pour les différentes filières, tel que celui qui pour-
rait résulter d’un fonctionnement du marché sans 
objectif public sur les énergies renouvelables.

11.3.3 La réduction de la part 
du nucléaire conduit à des 
conséquences différentes en matière 
de diversification, d’économie ou 
d’émissions

Une trajectoire pilotée sur le nucléaire 
permet de diversifier le mix de 
production tout en garantissant 
la sécurité d’approvisionnement 
Quel que soit le scénario retenu à l’horizon 2035, 
le déclassement de réacteurs nucléaires entre 
2020 et 2035 est envisageable. 

Sur le plan technique, il peut être réalisé en 
maintenant le niveau de sécurité d’approvi-
sionnement pourvu que des jalons spécifiques 
soient respectés. Les trajectoires de déclas-
sement peuvent être étalée (scénario Volt), exi-
geante (scénario Ampère), rapide (scénario Hertz) 
ou brutale (scénarios Watt et Ohm). Le comparatif 
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avec l’Allemagne est éclairant : les rythmes des 
scénarios Hertz, Watt et Ohm sont plus rapides 
que la politique mise en place par l’Allemagne en 
2011, alors même que la France part d’une situa-
tion bien plus proche des limites en matière de 
sécurité d’approvisionnement. 

Une réduction modérée du nucléaire 
peut résulter d’arbitrages économiques 
Sur le plan économique, l’analyse identifie :

 u une limite haute au dimensionnement du parc. 
Cette limite apparaît, en 2035, inférieure au pla-
fond légal de 63,2 GW si les énergies renouve-
lables sont développées (l’effet sur la balance 
commerciale s’inverse au-delà d’un certain 
seuil, qui dépend prioritairement du prix du CO2 
et du développement des moyens de production 
décarbonés en France et à l’étranger). 

 u un coût certain à fermer des réacteurs s’ils ne 
peuvent être remplacés par des énergies renou-
velables (pour toutes les autres installations, 
la concurrence des énergies renouvelables à 
l’échelle européenne conduit à des débouchés 
plus faibles, surtout à partir de 2030, et donc à 
des problèmes de rentabilité).

Du point de vue du coût des scénarios, la prolon-
gation de réacteurs nucléaires constitue, sur la 
base des informations publiques à date (figurant 
dans les rapports de la Cour des comptes), une 
option compétitive, y compris lorsque le prix du 
CO2 est faible. Cette conclusion est développée 
dans la partie 11.7.

Le nucléaire constitue un puissant 
facteur de réduction des émissions 
à l’échelle française ou européenne 
Au niveau français, l’analyse croisée des scénarios 
fait apparaître la part du nucléaire comme le fac-
teur déterminant en matière de performance du 
secteur électrique sur le plan des émissions de gaz 
à effet de serre. C’est dans les scénarios Volt et 
Ampère, où la part du nucléaire est la plus élevée, 
que les meilleures performances sont enregistrées 
dans ce domaine. Ce constat est amplifié quand 
l’analyse est menée à une échelle plus large inté-
grant l’effet des imports et des exports.

Les scénarios prévoyant un retrait du nucléaire plus 
rapide que la croissance des énergies renouvelables 

présentent de moins bonnes performances sur le 
plan des émissions. Ceci est lié au recours sup-
plémentaire aux moyens thermiques, existants ou 
nouveaux.

Enfin, le pilotage de la capacité nucléaire permet de 
conserver une maîtrise sur le solde des échanges 
français. En effet, le nucléaire est quasi systéma-
tiquement compétitif sur les marchés européens 
de l’électricité, du fait de sa structure de coûts. 
Comme l’illustrent les scénarios Ampère et Volt, 
un déclassement étalé dans le temps maintient un 
socle exportateur important sur lequel s’ajoutent 
les productions renouvelables à coûts marginaux 
nuls pour atteindre des niveaux de l’ordre de 
150 TWh. À l’inverse, le déclassement technique 
envisagé dans le scénario Watt peut mener à 
des situations où la France est importatrice nette 
d’électricité, notamment si les énergies renouve-
lables ne sont pas au rendez-vous.

11.3.4 Le développement des 
interconnexions est un complément 
nécessaire de la quasi-totalité des 
scénarios du Bilan prévisionnel 2017

Les différents scénarios sont assis sur trois 
 trajectoires d’interconnexion. Tous les scéna-
rios ont été testés avec la trajectoire médiane, 
dans leur cas de base ou comme variante. Deux 
d’entre eux (Ampère et Volt) ont également été 
testés avec la trajectoire haute, qui constitue 
même leur cas de base, dans la mesure où cette 
trajectoire est celle qui présente le plus de sens 
dans ces scénarios. Enfin, la trajectoire basse 
est utilisée, comme variante, dans les scénarios 
Ohm et Hertz.

La trajectoire médiane de développement des 
interconnexions, assise sur le Schéma décen-
nal de développement du réseau, est justifiée 
pour la collectivité dans tous les scénarios 
étudiés dans le Bilan prévisionnel. Elle per-
met d’accompagner la transition énergétique en 
facilitant les échanges d’électricité ; en pratique, 
elle permet d’assurer une meilleure valorisation 
des capacités de production renouvelables déve-
loppées au sein du système électrique français 
et d’assurer que la France est effectivement en 
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mesure d’importer de l’électricité lors des périodes 
de tension du système électrique. 

Dans le cas des scénarios Ampère et Volt, 
la trajectoire haute, bâtie par rapport au 
plan décennal de développement européen 
(publié par ENTSO-E) mais assortie de dates 
prudentes, apparait également justifiée pour 
la collectivité.

Dans tous les cas, les dépenses pour les inter-
connexions ne sont pas prépondérantes dans 
l’analyse économique des scénarios par  rapport 
aux sommes à investir dans le parc ou dans 
 l’efficacité énergétique.

Cette analyse sera complétée ultérieurement 
dans le cadre des prolongements identifiés sur les 
réseaux (cf.	partie	11.10).
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11.4 L’analyse identifie des facteurs 
qui dépendent de choix européens

Certains des paramètres influent largement sur 
la faisabilité, le coût ou les caractéristiques des 
diffé rents scénarios sans pour autant faire l’objet 
de politiques publiques menées uniquement au 
niveau français. 

C’est notamment le cas du coût des combustibles 
et du prix du carbone, qui résultent de la disponi-
bilité des ressources et de grands équilibres mon-
diaux ou européens. Le prix du CO2 est notamment 
supposé jouer un rôle directeur dans la décarbo-
nation des économies en général et de la pro-
duction d’électricité en particulier. Pour autant, 
contrairement aux anticipations formulées lors 
de l’adoption du paquet énergie-climat de 2008, 
le prix du CO2 est demeuré faible, et  plusieurs 
études semblent indiquer que, faute d’action 
volontariste menée au niveau européen, la tran-
sition énergétique pourrait s’effectuer jusqu’en 
2030 sans perspective d’augmentation forte des 
prix du carbone. Néanmoins, plusieurs pays euro-
péens, dont la France, réfléchissent actuellement 
à la possibilité d’un prix plancher du CO2, et cer-
tains (comme le Royaume-Uni) l’ont déjà mis en 
place. L’évolution du prix du CO2 constitue, 
dans tous les cas, une incertitude majeure 
pour la planification et le financement des 
scénarios de transition dans le secteur de 
l’électricité. Le cadrage du Bilan prévi sionnel est 
à cet effet très large, en envisageant des prix du 
CO2 compris entre 5 € et plus de 100 € par tonne 
à l’horizon 2035. 

Les options de transition énergétique décidées en 
France peuvent également dépendre, en partie, 
des choix réalisés par les pays voisins. Cet effet 
est traité dans le Bilan prévisionnel par le biais 
des différentes variantes sur l’évolution des éner-
gies renouvelables en Europe, du charbon et du 
gaz en Allemagne, Espagne et Italie, ou encore du 
nucléaire au Royaume-Uni.

11.4.1 Le prix des combustibles 
et du CO2 conditionne l’espace 
économique des différents scénarios

Le prix du CO2 n’a pas d’influence 
directe sur les volumes échangés 
entre la France et ses voisins, mais 
sur la valeur des échanges
Dans les scénarios étudiés, le prix des combus-
tibles et du CO2 n’a qu’une influence de second 
ordre sur le bilan physique des échanges 
d’électricité entre la France et ses voisins. 
Ce paramètre influe principalement sur la compé-
titivité relative des filières gaz et charbon, et ne 
porte donc que sur une part faible du parc de pro-
duction français à horizon 2025-2035. En effet, le 
positionnement des énergies renouvelables et du 
nucléaire dans la préséance économique de court 
terme est acquis même avec un prix du CO2 très 
faible : toutes les configurations dans lesquelles 
ces productions sont abondantes par rapport à la 
consommation d’électricité conduisent donc à des 
bilans exportateurs.

En revanche, le prix du CO2 a une influence sur 
la valeur économique de ces échanges d’élec-
tricité, et sur les conditions du financement 
du parc de production. Les scénarios prévoient 
notamment tous des investissements importants 
dans les énergies renouvelables, qui sont facilités 
par une augmentation du prix du CO2. 

En pratique, les analyses du Bilan prévisionnel 
 permettent de mettre en lumière plusieurs effets 
de bascule, qui portent sur les échanges d’élec-
tricité à l’échelle européenne et les émissions 
du système électrique européen en fonction des 
 trajectoires retenues pour les prix du carbone.

Un premier effet de bascule entre 5 € 
et 30 € pour le prix du carbone
Le passage de la trajectoire basse à la tra-
jectoire médiane pour le prix du carbone 
suffit à justifier une part importante pour 
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Figure 11.8 Évolution de l’ordre de préséance économique européen en 2035 en fonction des scénarios de prix 
des combustibles et du CO2
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des énergies non carbonées (notamment le 
nucléaire) sous l’angle économique au niveau 
européen. En effet, dans le scénario Volt, l’hypo-
thèse sur le coût du CO2 est celle qui conduit à 
l’effet le plus important sur la place économique 
du nucléaire : avec un prix du carbone stable par 
rapport à aujourd’hui, de l’ordre de 5 € par tonne, 
la place économique du nucléaire à l’horizon 2035 
pourrait être réduite en deçà de 50 GW.

Un prix du CO2 à 30 € par tonne permet déjà 
de justifier certains investissements dans les 
renouvelables sans soutien public. En effet, si 
le volume d’EnR et de production nucléaire est tel 
que des moyens thermiques sont également néces-
saires (scénario Hertz ou scénario Watt « comparai-
son »3), la frontière de rentabilité hors subvention 

Figure 11.9 Émissions annuelles pour l’ensemble 
des pays modélisés (parc actuel)
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3.  Chacun des scénarios du Bilan prévisionnel a fait l’objet d’une analyse spécifique sur la base des mêmes paramètres s’agissant de la consommation, du prix 
des combustibles et du CO2, des interconnexions, et de la situation énergétique des pays voisins. Dans ces variantes dénommées « comparaison », les seuls 
paramètres qui varient sont la trajectoire de déploiement régulée des EnR et l’évolution de la capacité nucléaire installée. Le reste des filières évoluent en 
fonction de leur espace économique, selon les principes présentés au chapitre 2.
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Figure 11.10 Production annuelle des centrales au 
lignite, au charbon et au gaz pour l’ensemble des pays 
modélisés (parc actuel)
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Figure 11.11 Structure de rémunération d’un 
parc éolien avec un complément de rémunération 
(soutien public) 
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est très proche voire dépassée pour la production 
éolienne et photovoltaïque, même avec un prix du 
CO2 à seulement 30 € par tonne. En revanche, ce 
niveau n’est pas suffisant pour permettre un déve-
loppement soutenu des EnR hors soutien public en 
présence d’une capacité nucléaire importante (scé-
nario Ampère « comparaison » ou scénario Volt).

Les résultats du Bilan prévisionnel montrent 
qu’une réduction significative des émissions 
au niveau européen pourrait être atteinte à 
partir de 30 € par tonne. 

Ces conclusions confirment les enseignements de 
l’étude publiée par RTE et l’ADEME en 2016 sur 
l’impact de la tarification du carbone pour le sys-
tème électrique en Europe. Cette étude, portant 
sur les coûts de production et l’évolution de la 
structure du parc à moyen terme, a notamment 
mis en avant :

 u qu’une diminution significative des émissions 
au niveau des pays modélisés (de l’ordre de 
100 millions de tonnes par an, soit 15 %) est 
accessible avec un prix de 30 € par tonne de 
CO2 ; 

 u qu’il en résulte un signal favorable au dévelop-
pement modéré des énergies renouvelables. 

Un second effet entre 30 € et 100 € 
pour le prix du CO2
Le développement conséquent de certaines filières 
renouvelables semble nécessiter un prix plus 
important : 

 u dans le scénario Watt, la trajectoire haute de 
développement des EnR peut être atteinte voire 
dépassée sur la seule base des prix de marché 
en intégrant un prix du CO2 très élevé, mais 
dans une situation de besoin capacitaire impor-
tant qui entraîne une forte influence sur les 
revenus captés par chaque filière ; 

 u dans le scénario Ampère, un prix du CO2 supé-
rieur à 100 € permet de couvrir les coûts 
complets des EnR pour la trajectoire médiane 
« rythme PPE » et d’approcher ceux de la trajec-
toire haute « rythme PPE haut ».
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Un prix minimal de 30 € par tonne contribue à ali-
gner l’ordre de préséance économique sur l’ordre 
de préséance environnementale pour les moyens 
thermiques. 

L’interaction entre les prix de combustibles et celui 
du CO2 a un impact direct sur la compétitivité rela-
tive des filières gaz et charbon. 

Sur la base des prix de combustibles 2010-2016 
(cf.	 figure	 11.12), l’étude publiée par RTE et 
l’ADEME en 2016 montre qu’un prix du CO2 entre 
30 et 100 euros par tonne constitue un point de 
bascule pour la compétitivité des centrales au 
charbon et au lignite, en fonction du prix des com-
bustibles et de l’âge des cycles combinés (avec 
un coût variable d’autant plus élevé qu’ils sont 
plus anciens). La figure 11.13 illustre cet effet. 
L’enveloppe basse correspond à des prix de gaz 
relativement compétitifs face au charbon (début 
de période). L’enveloppe haute correspond à des 
prix de gaz bien moins compétitifs face au charbon 
tels qu’en 2013. 

Les études menées dans le cadre du Bilan 
prévisionnel mettent en lumière que le prix 
du CO2 nécessaire pour obtenir une subs-
titution au moins partielle entre le gaz et 
le charbon dépend du prix de ces combus-
tibles. Ainsi, un prix de 30 € par tonne est suffi-
sant pour garantir une substitution charbon/gaz 
pour les centrales au gaz les plus performantes 
en considérant les prix actuel des combustibles, 
mais pas dans le scénario médian (scénario 
«	Current	policies	»	de l’Agence internationale de 
l’énergie). En revanche, dans le scénario haut 
de prix des combustibles retenu dans le Bilan 
prévisionnel (scénario « 450 ppm » de l’AIE), un 
prix de plus 100 € par tonne rend la production 
d’électricité à base de nouveaux cycles combinés 
au gaz plus compétitive qu’à base de charbon. 
Dans le même temps dans ce scénario, la com-
pétitivité des centrales au charbon ou au lignite 
face aux centrales au gaz les plus anciennes se 
réduit considérablement. 

Figure 11.12 Évolution des prix du MWh thermique 
(PCI) du charbon et du gaz en Europe depuis 2007

Figure 11.13 Évolution des émissions pour 
l’ensemble des pays modélisés (structure de 
parc actuelle et constante), comparativement 
à une situation de prix de CO2 à 7 €/tonne
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L’influence d’un prix de CO2 très élevé sur la com-
pétitivité des filières thermiques peut être per-
çue en comparant certaines variantes. En faisant 
varier le prix des combustibles, celles-ci font évo-
luer la compétitivité relative des centrales au gaz 
vis-à-vis de celles au charbon ou au lignite qui 

Figure 11.14 Centrales au charbon déclassées pour 
cause économique –	variantes	du	scénario	Ampère,	
horizon	2035	

Figure 11.15 Durées de fonctionnement des centrales thermiques dans certains pays européens selon la trajectoire 
de prix de combustibles et de CO2

demeurent en activité durant la période d’étude 
(Allemagne, Espagne et Italie pour le charbon, 
Allemagne pour le lignite). Les effets qui en 
découlent (par exemple sur le scénario Ampère) 
sont intuitifs, mais désormais quantifiés :

 u l’augmentation du prix du carbone conduit à des 
déclassements plus importants de capacités 
thermiques (alors que ceux-ci demeurent compé-
titifs dans le scénario médian) –	cf.	figure	11.14	;

 u les durées de fonctionnement des installations 
charbon/gaz qui demeurent sont fortement 
diminuées, au profit des centrales au gaz – 
cf.	figure	11.15	;

 u les émissions de CO2 diminuent de l’ordre 
de 50 millions de tonnes sur le périmètre de 
 l’Europe de l’Ouest. 

Ces effets sont relativement neutres sur le bilan 
physique des échanges électriques de la France. 
En effet, le parc français est composé de nucléaire 
et d’énergies renouvelables en majorité dans tous 
les scénarios. À la marge, une évolution du prix 
du carbone a un effet sur les échanges (i) avec 
la Grande-Bretagne (qui, en fin de période, est 
dépourvue de centrales au charbon mais conserve 
un parc important au gaz) et (ii) avec l’Allemagne 
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(qui, dans le cas de base, conserve 20 GW de 
capacités de production au charbon ou au lignite). 
Ainsi, l’effet principal d’une augmentation du prix 
du carbone se traduit par une meilleure compétiti-
vité du parc britannique au détriment des centrales 
allemandes, et donc par des transits supplémen-
taires en France.

11.4.2 Les politiques énergétiques 
des pays voisins de la France ont un 
impact sur les marchés de l’électricité 
et les débouchés économiques du parc 
de production français

L’importance d’une modélisation précise des dyna-
miques européennes a été présentée au chapitre 3. 
En effet, de plus en plus, le système électrique 
fonctionne selon une logique supranationale, qui 
conduit à démarrer les moyens les plus compéti-
tifs à court terme pour alimenter la consomma-
tion européenne, dans le respect des contraintes 
de transit entre les zones. L’interconnexion crois-
sante entre pays accompagne ce mouvement 
d’optimisation.

Figure 11.16 Scénario Ampère, variante comparaison 
(CO2 médian) –	horizon	2035	

Figure 11.17 Scénario Ampère, variante 
interconnexions médianes (CO2 haut) –	horizon	2035

Dans ce contexte, les choix énergétiques des États 
s’inscrivent nécessairement dans un environne-
ment plus large. La coordination entre États peut 
conduire à favoriser l’équilibrage du mix à l’échelle 
européenne, par exemple quand les choix des 
pays tendent au déploiement de filières aux profils 
complémentaires, ou à des modes de consomma-
tion décorrélés. En revanche, des choix similaires 
peuvent conduire à un surdéveloppement de 
 certaines filières.

Les scénarios Ampères et Volt se 
traduisent par des soldes exportateurs 
très supérieurs à aujourd’hui
Aujourd’hui, la France occupe une situation sin-
gulière en Europe du fait de la structure de son 
parc de production. D’une part, la prévalence du 
nucléaire signifie qu’une partie importante du mix 
est caractérisée par des coûts variables faibles, 
ce qui conduit à une situation fortement expor-
tatrice (hors des périodes de forte consommation 
et/ou d’indisponibilité des installations de pro-
duction en France). D’autre part, la France n’est 
pas en situation de surcapacité, contrairement 
à plusieurs pays européens, lors des pointes de 
consommation.
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Deux des options explorées dans les scénarios 
conduisent à accentuer cette caractéristique : dans 
les scénarios Ampère et Volt, les volumes d’élec-
tricité produits par les énergies renouvelables et le 
nucléaire en France augmentent. L’analyse montre 
que des débouchés existent en Europe l’essentiel 
du temps pour ces volumes, et que des soldes 
exportateurs très supérieurs à aujourd’hui peuvent 
être atteints.

Ces débouchés ne sont pourtant pas infinis. Entre 
2030 et 2035, le potentiel exportateur peut se 
heurter à des limites en fonction du rythme de 
pénétration des énergies renouvelables dans les 
pays voisins, ou du nucléaire dans le cas de la 
Grande-Bretagne. Ces limites apparaissent essen-
tiellement l’été, et pour les configurations les plus 
exportatrices. Dans ce type de scénarios, les choix 
énergétiques des pays voisins de la France bornent 
les projections possibles sur le volume d’export.

Pour autant, la structure du parc et la nature des 
options envisagées – qui consistent essentielle-
ment à faire baisser le poids dans le mix d’une 
production à coût variable faible (le nucléaire) au 
profit d’une production à coût variable nul (l’éolien 
et le solaire) – conduisent à une faible dépendance 
de ces choix vis-à-vis de ceux des pays voisins. 
Dans un certain nombre de pays européens, la 
nature des transitions à mettre en œuvre diffère :

Figure 11.18 Échanges d’électricité en fonction de l’évolution du parc nucléaire en Grande-Bretagne – scénario Volt 
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Environ 3 000 éoliennes -

 u de nombreux groupes thermiques fonctionnant 
au gaz ou au charbon sont encore en activité, et 
leur remplacement par des énergies renouve-
lables conduit à une modification de l’économie 
de leur mix ;

 u des situations de surcapacité existent fréquem-
ment, comme en témoignent les études euro-
péennes (MAF ou PLEF) qui déterminent des 
durées de défaillance à l’étranger significati-
vement plus faibles qu’en France.

Les scénarios comprenant une 
forte diminution de la part nucléaire 
conduisent à une dépendance accrue 
aux pays voisins
Les autres scénarios conduisent à une diminu-
tion rapide de la production nucléaire (scénarios 
Hertz, Watt et Ohm), qui ne peut être totalement 
« compensée » par une production d’origine renou-
velable. Dans ce type de scénarios, les choix 
énergétiques des pays voisins de la France 
ont un impact direct sur la rentabilité du parc 
de production français.

La diminution très rapide de la part du 
nucléaire pourrait, dans un premier temps, 
être facilitée par les surcapacités existantes 
en Europe. Elle serait, dans un second temps, 
conditionnée à la mise en service de nouvelles 
installations au gaz en France. Néanmoins, leur 
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rentabilité en France sur le long terme n’est pas 
garantie dans le cadre d’une dynamique de déve-
loppement très poussé des énergies renouvelables 
en Europe. 

Dans ces scénarios, l’évolution des politiques 
énergétiques des pays européens a donc des 
impacts importants sur les besoins d’inves-
tissements en France. Les variantes permettent 
d’appréhender des premiers ordres de grandeur et 
pourront faire l’objet d’approfondissements dans le 
cadre de la concertation.

Les scénarios Hertz, Watt et Ohm conduisent à 
une diminution des exports, voire dans certaines 
variantes à des situations où la France devient 
importatrice nette malgré la mise en service de 
nouvelles installations au gaz dans le système 
électrique français. Cet effet est notamment dû au 
fort développement des énergies renouvelables en 
Europe, qui conditionne très largement la rentabi-
lité du parc de production français. 

Accompagner la diminution de la production 
nucléaire (quel que soit le rythme choisi) par 

Figure 11.19 Comparaison des échanges d’électricité entre la France et les pays qui y sont interconnectés  
en fonction du développement des énergies renouvelables en France – scénario Watt

une progression de la production d’origine 
renouvelable conduit à maintenir le volume 
d’export. Ceci revient à faire baisser le poids 
dans le mix d’une production à coût variable faible 
(le nucléaire) au profit d’une production à coût 
variable nul (l’éolien et le solaire) – un mouvement 
qui ne dépend pas des décisions prises dans les 
autres pays. 

Les actions prises en France 
ont un impact sur nos voisins
L’évolution du parc électrique en France, et notam-
ment le rythme de déclassement du parc nucléaire, 
entraîne des conséquences sur les équilibres élec-
triques dans les pays voisins. À titre d’exemple, 
le scénario Watt réalisé avec une consommation 
suivant la trajectoire haute et/ou un rythme de 
déploiement des EnR suivant la trajectoire « rythme 
PPE » plutôt que « rythme PPE haut » entraîne une 
inversion complète des flux d’électricité à l’échelle 
de la zone. 

A	 contrario, une décrue lente du parc nucléaire 
français, combinée à un fort développement des 
énergies renouvelables, conduit à augmenter les 

Grande-Bretagne

Solde : -12 TWh

Grande-Bretagne

Solde : -21 TWh
Solde : -2 TWh

Irlande

Solde : -3 TWh

Irlande

Solde : -10 TWh

Espagne

Solde : -16 TWh

Espagne

Solde : 2 TWh

Belgique

Solde : -5 TWh

Belgique

Solde : 3 TWh

Allemagne

Solde : -8 TWh

Allemagne

Suisse

Solde : 16 TWh

Suisse

Solde : 7 TWh

Italie

Solde : 22 TWh

Italie

Solde : 15 TWh

France

Solde : 18 TWh

France

Solde : -31 TWh

Intermédiaire 2

TW
h

2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030 2035
360

380

400

420

440

460

480

500

520

Rythme PPE haut

G
W

20
10

-20
11

20
15

-20
16

20
20

-20
21

20
25

-20
26

20
30

-20
31

20
35

-20
36

0

10

20

30

40

50

60

Intermédiaire 2

TW
h

2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030 2035
360

380

400

420

440

460

480

500

520

Rythme PPE

G
W

20
10

-20
11

20
15

-20
16

20
20

-20
21

20
25

-20
26

20
30

-20
31

20
35

-20
36

0

10

20

30

40

50

60



358

Figure 11.20 Évolution du mix électrique dans l’ouest de l’Europe – scénario Volt
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problèmes de rentabilité pour les moyens ther-
miques dans tous les pays européens, et notam-
ment pour ceux dont les durées de fonctionnement 
sont déjà réduites.

Le rythme de développement des 
énergies renouvelables et d’évolution 
de la capacité nucléaire dans les pays 
voisins de la France est un facteur 
important dans l’analyse des résultats
Le rythme de développement des EnR dans les 
pays voisins de la France est une variable impor-
tante dans les simulations.

Le choix de corréler, dans l’essentiel des 
simulations, les rythmes de déploiement 
des énergies renouvelables en France et 
dans les autres pays permet de tester une 
situation volontairement contrainte, que 
ce soit pour exporter lorsque le niveau des EnR 
est élevé (notamment lorsqu’une partie du parc 

nucléaire est maintenu en France ou développé 
en Grande-Bretagne) ou pour passer les pointes 
de consommation lorsque la production des EnR 
est plus faible. Les variantes comprenant un plus 
faible déploiement des énergies renouvelables à 
l’étranger permettent de s’assurer qu’un scéna-
rio avec des exports et des contraintes associées 
élevés ne conduit pas également à expérimenter 
des situations tendues pour passer les pointes 
de consommation en France. Inversement, les 
variantes avec un déploiement soutenu des EnR 
dans le reste de l’Europe permettent de tester 
un scénario présentant des situations marquées 
par l’apparition de contraintes d’évacuation pour 
l’énergie produite en France. En conséquence, les 
options françaises dépendent en partie des choix 
de nos voisins.

Pour autant, l’analyse montre que, dans l’essen-
tiel des cas, des situations fortement exportatrices 
sont envisageables.
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Ceci est également lié aux programmes de réduc-
tion du nucléaire engagés dans de nombreux pays. 
La figure 11.20 illustre, dans le scénario Volt, l’im-
portance de cette réduction du nucléaire en Europe 
(qui fait plus que compenser, sur le plan énergé-
tique, la production supplémentaire des nouveaux 
panneaux solaires). 

Dans ce contexte, l’une des variantes testées 
ayant le plus d’impact porte sur le développement 

du nucléaire au Royaume-Uni. Les scéna rios bri-
tanniques prévoient que la capacité nucléaire 
puisse s’échelonner entre 4,5 et 18 GW. Du fait 
des facteurs de charge associés, cette modifi-
cation est structurante sur les échanges. À titre 
d’illustration, cette production nucléaire supplé-
mentaire produit 86 TWh et représente l’équi-
valent de 90 GW de capacité photovoltaïque 
supplémentaire en Allemagne (avec un facteur de 
charge supposé de 11 %).
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11.5 La sécurité d’alimentation 
est assurée dans tous les scénarios 

11.5.1 Dans tous les cas de figure, 
des options identifiées pour assurer 
la sécurité d’approvisionnement

Dans les scénarios du Bilan prévisionnel, les objec-
tifs en matière de sécurité d’approvisionnement 
sont intégrés à la construction même des scéna-
rios. Il ne s’agit donc pas de vérifier si le critère des 
trois heures est respecté mais de procéder à une 
optimisation économique sous une contrainte en 
matière de sécurité d’approvisionnement, maté-
rialisée par le respect du critère sous sa forme 
actuelle.

Par conséquence, tous les scénarios sont caracté-
risés par une espérance de défaillance inférieure 
ou égale à trois heures par an, sur chacune des 
coupes temporelles réalisées.

Selon les scénarios, le respect du critère est 
pourtant plus ou moins contraignant. Sur le plan 
technique, il en résulte un besoin en capacités 
complémentaires pour assurer la sécurité d’appro-
visionnement dans certains scénarios. Cela peut 
dans un second temps se traduire de manière éco-
nomique après sélection des solutions les moins 
coûteuses pour répondre au besoin.

Enfin, comme évoqué au chapitre 4, le critère de 
sécurité d’approvisionnement, formulé en nombre 
d’heures moyen de défaillance, ne dit rien de la 
probabilité réelle d’appel aux moyens exception-
nels, de la profondeur de tels événements, de leur 
fréquence et de leur durée. Il s’agit donc d’un indi-
cateur relativement fruste pour décrire le profil de 
risque associé aux différents choix publics. Les élé-
ments qui suivent ont vocation à compléter cette 
analyse, en listant les facteurs d’exposition au 
risque et en déclinant des faits stylisés sur l’évo-
lution de la sécurité d’approvisionnement dans les 
différents scénarios.

11.5.2 La sensibilité de la consommation 
de pointe à la température demeure 
le principal facteur de risque pour le 
système électrique 

Les appels de puissance lors 
des périodes de grand froid 
constituent aujourd’hui le risque 
principal en matière de sécurité 
d’approvisionnement
L’une des spécificités du système électrique fran-
çais est sa forte thermosensibilité. Celle-ci résulte 
du développement du chauffage électrique dans 
les années 1990 et 2000 (voir	chapitre	1). Lorsque 
la température est inférieure à 15 degrés, une 
baisse d’un degré accroît la consommation d’envi-
ron 2 400 MW. 

Dans les autres pays européens, le recours au 
chauffage électrique est moins développé qu’en 
France, et la sensibilité de la consommation élec-
trique à la température est donc inférieure. Lors des 
pointes de consommation du soir (à 19 heures), 
la France représente 40 % de la thermosensibilité 
de l’ensemble des pays modélisés dans le Bilan 
prévisionnel.

La prise en compte de cette spécificité est essen-
tielle pour l’analyse du risque de défaillance. 
Actuellement, les vagues de froid concentrent le 
risque de coupure du fait des niveaux très élevés 
atteints par la consommation électrique durant ces 
périodes, comme l’illustrent les épisodes de février 
2012 (102 GW à la pointe) ou, de manière moins 
aiguë, de janvier 2017 (94 GW à la pointe). Il s’agit 
du premier déterminant de la défaillance, avant les 
indisponibilités des groupes de production. 

Autrement dit, un épisode de froid intense 
correspond à un risque de défaillance élevé 
quelle que soit la disponibilité des moyens 
de production. En revanche, une disponibilité 
dégradée des moyens de production peut ne 
pas poser de problème en cas d’hiver doux. 
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Figure 11.21 Production hebdomadaire – année 2019 – vague de froid extrême – disponibilité moyenne du parc nucléaire

Figure 11.22 Production hebdomadaire – année 2019 – conditions climatiques moyennes – disponibilité du parc 
nucléaire réduite
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Les analyses de résilience du système à des situa-
tions de grand froid, présentées aux chapitres 6 à 9 
dans un encadré spécifique, permettent d’illustrer ce 
phénomène. Ces analyses peuvent être comparées à 
la figure 11.21, qui représente la production hebdo-
madaire durant la même semaine type (la chronique 
de température moyenne France évolue alors environ 
10 degrés sous les normales saisonnières pendant 
une longue période ce qui constitue une situation 
exceptionnelle), en intégrant le parc de production 
et la consommation prévus pour l’hiver 2018-2019. 
Une telle situation se traduirait, aujourd’hui, par des 
épisodes de défaillance prolongés.

À l’inverse, la figure 11.22 illustre une situation de 
disponibilité réduite (sept réacteurs indisponibles 
par rapport à la moyenne hivernale), mais hors 
aléa climatique : aucune défaillance ne survient 
car les conditions de température sont habituelles 
pour la saison.

Les vagues de froid demeurent le principal 
facteur de risque à l’horizon 2035
Les analyses menées dans chacun des scéna-
rios montrent que la vague de froid reste 
le premier déterminant de la défaillance à 
 l’horizon 2035. Aussi, les situations à risque 
restent concentrées sur les mois d’hiver, entre 
novembre et mars. La figure 11.23 rappelle le pro-
fil mensuel de la défaillance des quatre  scénarios 
par rapport à aujourd’hui. 

Ces conclusions sont valables dans un contexte 
climatique modélisé par Météo-France, intégrant 
la dérive climatique constatée à ce jour mais pas 
les évolutions à venir du climat. Celles-ci devront 
faire l’objet de travaux complémentaires dans 
le cadre d’une étude plus générale sur la rési-
lience des scénarios au changement climatique. 
Notamment, avec un réchauffement plus marqué 
que celui modélisé d’ici à 2035 induisant des épi-
sodes de chaleurs intenses en été, des épisodes 
de défaillance pourraient se produire en dehors de 
l’hiver. Par exemple, ces épisodes pourraient être 
liés à des limitations de puissances des unités de 
production du fait d’une raréfaction des sources 
froides (fleuves, rivières, etc.) ou de limitation des 
rejets dans le cadre de réglementations environ-
nementales plus strictes. Cette étude est identi-
fiée parmi les prolongements prioritaires du Bilan 
prévi sionnel (cf.	partie	11.10).

La sensibilité du système électrique 
aux consommations extrêmes se réduit
La prépondérance persistante des épisodes 
de grand froid dans les profils d’exposition 
au risque ne doit pas masquer une diminu-
tion de l’importance relative de ce facteur par 
rapport aux autres aléas possibles. 

Dans chacun des scénarios, on observe ainsi que la 
survenue de températures extrêmes conduit à des 
probabilités de coupure moindres. La figure 11.24 

Figure 11.23 Répartition mensuelle du risque de défaillance 
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permet d’illustrer cet effet, en présentant les 
probabilités de défaillance obtenues en fonction 
des températures (celles-ci étant rapportées à la 
« pointe à une chance sur dix » de consommation, 
qui représente le niveau de puissance qui a une 
chance sur dix d’être dépassé au moins une heure 
au cours d’un hiver). Alors que le risque d’être en 
défaillance aux abords de la pointe de consomma-
tion à une chance sur dix est aujourd’hui d’envi-
ron 40 %, celui-ci se réduit à moins de 20 % pour 
les différents scénarios à l’horizon 2035.

Les enjeux de maîtrise de la pointe de 
consommation sont toujours prégnants
Dans un contexte de persistance de la sensibilité 
de la consommation à la température, tous les 
efforts menés dans le sens d’une plus grande effi-
cacité énergétique et d’une réduction de la pointe 
de consommation entraînent des effets bénéfiques 
sur la sécurité d’approvisionnement. Ces marges 
supplémentaires peuvent être utilisées pour 
réajuster le parc de production ou pour limiter le 
besoin de nouveaux moyens de production. 

À titre d’exemple, l’écart de puissance nécessaire 
pour assurer le critère de sécurité d’approvision-
nement entre le scénario Watt (trajectoire de 
consommation « intermédiaire 2 ») et la variante 
de ce même scénario portant sur la trajectoire 
haute de consommation est de l’ordre de 12 GW. 

Cet écart est du même ordre que l’écart de l’indi-
cateur de « pointe à une chance sur dix » qui passe 
de 86,6 GW à 98,4 GW entre les deux trajectoires 
de consommation.

Ces enjeux de maîtrise de la consommation s’ins-
crivent dans un paysage changeant, et prennent 
tout leur sens avec le développement programmé 
des véhicules électriques et hybrides rechar-
geables (VE/VHR). Au-delà de l’énergie consom-
mée, ceux-ci constituent un enjeu pour la maîtrise 
de la pointe de consommation et donc le dimen-
sionnement du système électrique.

S’il repose sur un pilotage des modes de 
recharge, le développement de l’électro-
mobilité peut se dérouler selon un calendrier 
et des niveaux de puissance appelée qui sont 
gérables pour le système électrique. 

Bien évidemment, dans le cas contraire, des 
conséquences pénalisantes sont susceptibles d’ap-
paraître : ainsi, dans le scénario Ampère, la pointe 
de 19 h est plus élevée de 8 GW si la recharge 
des 15,6 millions de véhicules VE/VHR n’est pas 
pilotée. Cet exemple illustre l’intérêt d’inciter au 
rechargement des véhicules électriques en dehors 
des périodes de pics de consommation. Cet effet 
peut être obtenu en combinant des actions régle-
mentaires ou économiques, à l’instar des mesures 

Figure 11.24 Risque de défaillance en fonction du niveau de consommation

Niveau de la consommation à la pointe, rapporté à la “pointe à une chance sur dix”
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adoptées par le passé pour l’eau chaude sanitaire 
électrique, aujourd’hui majoritairement pilotée par 
une incitation tarifaire à consommer en heures 
creuses  nocturnes ou méridiennes.

Dans les scénarios du Bilan prévisionnel, le 
poids de la consommation sur le risque de 
sécurité d’approvisionnement a donc ten-
dance à légèrement diminuer si les actions 
d’efficacité énergétique et de pilotage de la 
charge sont menées à bien. Les trajectoires 
de consommation intègrent les conséquences de 
ces actions comme l’illustre la légère baisse du 
gradient de consommation en fonction de la tem-
pérature anticipée à l’horizon 2035 (de l’ordre de 
3 à 10 % selon les trajectoires).

11.5.3 L’influence du nucléaire 
sur la sécurité d’approvisionnement : 
des analyses qui mettent l’accent 
sur les conditions techniques de 
prolongation des réacteurs 

Bien que la variabilité de la consommation demeure 
le premier déterminant de la défaillance, d’autres 
facteurs de risque existent, notamment en cas 
d’indisponibilités prononcées des moyens de pro-
duction existants. 

En cas de tension sur le système lors de tem-
pératures froides, une mauvaise disponibilité du 
parc de production peut conduire à des situa-
tions de défaillance, se traduisant par l’utilisa-
tion de moyens exceptionnels ou des coupures. 
Les situations de tension dépendent souvent de 
combinaisons complexes de facteurs. Aussi, une 
modélisation probabiliste horaire à l’échelle euro-
péenne, comme celle retenue dans le cadre du 
Bilan prévisionnel, est nécessaire pour estimer 
correctement ce risque.

Les scénarios du Bilan prévisionnel explorent 
des univers très différents d’aujourd’hui. Parmi 
les multiples  facteurs qui caractérisent les scé-
narios, l’augmentation significative de la produc-
tion renouvelable intermittente, la diminution 
du parc de production nucléaire et l’évolution 
tendancielle de la consommation constituent les 
plus notables.

La disponibilité du parc nucléaire 
est un facteur clé pour la sécurité 
d’approvisionnement 
La disponibilité de la capacité nucléaire est 
aujourd’hui un facteur déterminant de la sécurité 
d’approvisionnement. Avec 63 GW de puissance 
installée, le parc nucléaire représente environ la 
moitié de la capacité totale installée en France et 
un peu plus des deux tiers de la capacité pilotable.

Des indisponibilités durables du parc nucléaire 
peuvent engendrer un impact plus important que 
pour d’autres installations de production, notam-
ment les centrales thermiques. 

Ceci est dû, en premier lieu, à la taille unitaire des 
réacteurs nucléaires : elle est actuellement com-
prise entre 900 MW et 1 500 MW, soit plus de deux 
fois la capacité d’un cycle combiné au gaz. De ce 
fait, l’indisponibilité d’une installation conduit pro-
portionnellement à des effets plus importants. En 
supposant un même taux générique d’indisponi-
bilité pour les filières nucléaire et gaz, il apparaît 
beaucoup moins probable qu’une indisponibilité 
d’une puissance de 900 MW résulte d’aléas simul-
tanés sur deux cycles combinés au gaz (totalisant 
900 MW) plutôt que d’un seul réacteur nucléaire 
de ce palier. 

Le second effet est attribuable aux modes com-
muns ou encore effets de série. La filière nucléaire 
s’est construite par paliers (900 MW, 1 300 MW, 
1 500 MW, bientôt complétés par un quatrième 
avec la mise en service de l’EPR de 1 650 MW). 
La standardisation des installations a joué un 
rôle crucial dans la compétitivité du programme 
électronucléaire français, en permettant des éco-
nomies d’échelle très importantes. Ce gage d’effi-
cacité économique est, en revanche, susceptible 
d’engendrer des modes communs puisque les 
caractéristiques techniques de tous les réacteurs 
d’un même palier sont identiques. Des « indispo-
nibilités génériques », qui affecteraient plusieurs 
réacteurs en même temps pour une raison simi-
laire, sont donc possibles. L’indisponibilité d’un 
nombre important de réacteurs lors de l’hiver 
2016-2017 du fait d’un contrôle générique de 
l’ASN sur des générateurs de vapeur en témoigne. 
Ces effets de série sont moins prégnants pour les 
groupes thermiques, dont les constructeurs et les 
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pièces sont variés et dont les enjeux de sécurité 
sont moindres.

Une dépendance à la disponibilité 
du parc nucléaire qui diminue
En se basant sur des taux de disponibilité stan-
dard pour le nucléaire sur la période 2020-2035, 
les différents scénarios établis dans le cadre du 
Bilan prévisionnel traduisent une diversification 
des risques : la sécurité d’approvisionnement est, 
en proportion, moins dépendante du nucléaire, et 
davantage de la disponibilité des énergies renou-
velables comme l’éolien ou le photovoltaïque.

Cet effet doit pourtant être nuancé : dans les 
 scénarios Ampère et Hertz	 par exemple, le 
nucléaire demeure la partie essentielle des 
moyens pilotables en France. Dès lors, des indis-
ponibilités longues, « hors dimensionnement », 
sont toujours susceptibles d’entraîner des 
conséquences majeures en matière de sécurité 
d’approvisionnement. Ainsi, il n’apparaît pas 
établi à ce jour d’affirmer qu’une réduc-
tion de la part de nucléaire entraîne auto-
matiquement une « désensibilisation » par 
rapport au risque que constitueraient des 
indisponibilités  longues et prolongées du 
nucléaire.

S’agissant du scénario Volt, celui-ci présente un 
profil de risque très spécifique avec une faible pro-
babilité de défaillance. Dans ce contexte, et de 
manière paradoxale, des indisponibilités longues 
de réacteurs nucléaires sont moins pénalisantes. 

La disponibilité du nucléaire demeure 
un facteur clé pour la sécurité 
d’approvisionnement 
Dans la majorité des scénarios étudiés, le nucléaire 
continue de représenter une part significative du 
mix de production en France. Sa performance (dis-
ponibilité, durée et fréquence des arrêts) demeure 
donc un facteur important pour l’approvision-
nement en électricité. Le système électrique 
demeure sensible à des épisodes d’indispo-
nibilités longues et simultanées de plusieurs 
réacteurs nucléaires durant l’hiver.

Pour être prolongés au-delà de 40 ans de fonc-
tionnement, les réacteurs concernés devront être 
arrêtés et faire l’objet de travaux leur permettant 
de passer leur quatrième visite décennale et de 
disposer d’une nouvelle autorisation d’exploitation. 
Une attention particulière devra porter sur la 
durée de ces arrêts. Les analyses de sensibilité 
réalisées par RTE sur la période 2018-2022 ont 
mis en évidence l’impact en matière de sécurité 
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Figure 11.26 Lien entre température et facteur de charge photovoltaïque à 13 h en hiver
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d’approvisionnement d’un arrêt de douze mois, 
conduisant à l’indisponibilité de ces réacteurs 
nucléaires pendant l’hiver. Cette analyse constitue 
un apport essentiel de l’édition 2017 du Bilan pré-
visionnel. Ses conclusions peuvent être étendues, 
au-delà de 2022, à tous les scénarios nécessitant 
la prolongation de réacteurs nucléaires (tous à 
l’exception de Watt et, dans une moindre mesure, 
Ohm).

L’Autorité de sûreté nucléaire remettra en 2021 
des orientations génériques sur la prolongation 
des réacteurs nucléaires du palier 900 MW, qui 
permettront d’affiner le diagnostic. D’ici là, le 
diagnostic en matière de sécurité d’appro-
visionnement demeure soumis à certaines 
incertitudes. 

11.5.4 Une sécurité d’approvisionnement 
qui repose davantage sur l’éolien 
et le photovoltaïque 

Il est aujourd’hui largement reconnu que la péné-
tration croissante des renouvelables modifie la façon 
dont l’équilibre offre- demande peut être assuré. La 
plus grande partie de ce nouveau parc de produc-
tion est composée de panneaux photovoltaïques et 
d’éoliennes dont la production est intermittente. 

Assurer le respect du critère de sécurité d’appro-
visionnement dans ce nouveau contexte revient à 
s’assurer que les probabilités d’indisponibilités des 
moyens thermiques, nucléaires et renouvelables 
engendrent moins de 3 h de défaillance en moyenne 
par an.

Le photovoltaïque 
À première vue, les installations photovoltaïques 
ne sont pas susceptibles de présenter un fort inté-
rêt en matière de sécurité d’approvisionnement. 
D’une part, la production solaire est moins abon-
dante en hiver qu’en été, car les journées y sont 
plus courtes et la couverture nuageuse plus impor-
tante. D’autre part, la production nocturne est 
nulle, ce qui signifie que le photovoltaïque ne peut 
pas contribuer à la couverture de la pointe du soir 
en hiver. 

Pourtant, une analyse approfondie permet de 
nuancer cette vision et de représenter les consé-
quences de la croissance rapide des installations 
photovoltaïques sur les conditions de maintien de 
l’équilibre production-consommation en France. 

En premier lieu, la production solaire peut être 
importante sur les heures méridiennes avec des 
facteurs de charges dépassant 30 % en moyenne 
à 13 h l’hiver. Ce profil de production permet de 
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réduire les tensions sur le système en journée, et 
engendre une contribution importante des instal-
lations photovoltaïques lors des pointes du matin. 
Les situations de défaillance rencontrées en cas de 
vague de froid se présentent ainsi de manière dif-
férente en 2035 : alors qu’elles se traduisent 
aujourd’hui par des coupures longues, y 
compris en journée, la défaillance durant les 
heures méridiennes devient de plus en plus 
rare à l’avenir. 

Deuxièmement, ces surcroîts de production en 
milieu de journée peuvent être mis à profit du 
système de manière plus large, en permettant 
aux capacités de stockage d’emmagasiner de 
l’énergie qui peut ensuite être restituée lors de 
la pointe du soir. Cet effet peut être atteint en 
mobilisant les capacités de stockage actuelles 
(STEP hydrauliques), voire amplifié dans le cas 
où d’autres moyens de stockage se dévelop-
peraient (stockages stationnaires propres au 
système électrique avec des batteries dédiées, 
mobilisation des stockages des véhicules dans 
le cadre d’une intégration massive du véhicule 
électrique et d’un succès des modèles d’affaires 
basés sur la communication bidirectionnelle, ou 
V2G – vehicle-to-grid). 

Ces deux éléments peuvent conduire à des effets 
loin d’être anecdotiques pour l’équilibre du sys-
tème. Ils sont renforcés par l’existence d’une légère 
corrélation entre températures froides et produc-
tion photovoltaïque. En effet, comme l’illustre la 
figure 11.26, les scénarios climatiques de Météo-
France suggèrent que les situations de très grand 
froid seraient accompagnées d’un ensoleillement à 
13 h relativement plus élevé. Ce thème devra faire 
l’objet de travaux complémentaires dans le cadre 
de l’analyse générale de la résilience des scénarios.

L’éolien
L’éolien présente des caractéristiques très différentes. 

D’une part, la production éolienne est, en 
moyenne, plus abondante en hiver qu’en été. 
D’autre part, elle n’est pas restreinte à la journée, 
ce qui fait que la couverture de la consommation 
lors des pointes du soir peut être assurée en par-
tie par l’éolien.

En revanche, la production éolienne est caracté-
risée par une variabilité d’une journée sur l’autre 
plus importante que la production solaire. Il n’est 
donc pas possible de garantir que la production 
éolienne soit disponible aux instants où elle serait 
indispensable pour assurer l’équilibre entre l’offre 
et la demande. Dans certains cas, des situations de 
défaillance correspondront à des épisodes de faible 
production éolienne. Dans d’autres, des situa-
tions de forte production éolienne permettront au 
contraire de remédier à l’indisponibilité d’autres 
installations de production. 

L’analyse probabiliste du Bilan prévisionnel permet 
de s’assurer que ces situations se compensent pour 
maintenir un critère de sécurité d’approvisionnement 
à trois heures de défaillance par an en moyenne, simi-
laire à aujourd’hui. Comme l’illustre la distribution du 
facteur de charge éolien hivernal à la figure 11.27, la 
production des éoliennes terrestres en France n’est 
jamais tout à fait nulle du fait de la taille du pays 
et de l’existence de différents régimes de vent, en 
partie décorrélés. Dans 90 % des situations, le fac-
teur de charge dépasse 10 % : ceci représente une 
production minimale de 5 200 MW pour les scéna rios 
Ampère et Watt en 2035. 

Enfin, le développement des éoliennes en mer va 
permettre d’augmenter la production de la filière 
en hiver grâce à des facteurs de charge plus élevés 
et plus stables que ceux des éoliennes terrestres.

Figure 11.27 Monotone de facteur de charge 
de l’éolien terrestre français 

Fa
ct

eu
r 

d
e 

ch
ar

g
e

Toutes les heures de janvier simulées

0 30 000 90 00060 000 120 000 150 000
0 %

10 %

20 %

30 %

40 %

50 %

60 %

70 %

80 %

90 %

100 %

 Europe  France



368

Les autres énergies renouvelables 
ne présentent pas les mêmes 
caractéristiques d’intermittence
Toutes les productions renouvelables ne sont pas 
intermittentes. Les bioénergies, par exemple, 
produisent plutôt en bande avec peu de variabi-
lité du fait d’un grand nombre d’unités réparties 
sur le territoire et de l’absence de mode commun. 
La capacité installée est de l’ordre de 1 000 MW 
aujourd’hui et est doublée dans les scénarios 
Ampère et Watt.

Le taux de couverture de la pointe 
par les énergies renouvelables est 
appelé à augmenter
Les énergies renouvelables participent déjà à une 
partie de la sécurité d’approvisionnement du pays. 
Par exemple, lors de l’épisode de vague de froid de 
janvier 2017, les énergies renouvelables produi-
saient environ 4 300 MW hors hydraulique et assu-
raient 4,5 % des besoins à l’heure de consommation 
la plus élevée. Le vendredi 20 janvier 2017 à 8 h, 
l’éolien a produit 3 000 MW, le photovoltaïque un 
peu moins de 200 MW et les bioénergies 1 100 MW4.

Figure 11.29 Production d’électricité effective de la semaine du 16 au 22 janvier 2017

Figure 11.28  Contribution moyenne à la pointe sur 
une semaine de janvier à 19 h – 2035 – scénario Ampère
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Avec l’augmentation des parcs de production 
renouvelable, leur contribution lors des pointes est 
appelée à s’accroître. Les illustrations du mix de 
production à 19 h du scénario Ampère les mettent 
en valeur. Dans ces situations d’un jour ouvré de 
janvier, l’éolien produit en moyenne 25 GW soit 
pratiquement 30 % de la demande, avec environ 
10 GW d’export.

11.5.5 La nature du risque est modifiée 
sous l’effet des nouvelles structures de 
l’offre de production

Les analyses révèlent une tendance à l’évolution 
des caractéristiques du risque, sous l’effet de 
l’amélioration de l’efficacité énergétique, du déve-
loppement des nouveaux usages ou encore de la 
modification de la structure de l’offre de production.

La fréquence d’appel aux moyens 
exceptionnels augmente
La première évolution notable concerne la fré-
quence de la défaillance (soit la probabilité de 
rencontrer au moins une heure de tension néces-
sitant l’activation de moyens exceptionnels). 
L’indicateur de fréquence utilisé correspond à la 
part des 1 000 configurations d’aléas simulées qui 
comporte au moins une heure de défaillance. Pour 
l’hiver 2018-2019, dont la situation d’équilibre 

offre- demande est très proche de 3 h de défaillance 
par an en moyenne, environ 25 % des situations 
simulées conduisent à l’activation des moyens 
exceptionnels (voir	 chapitre	 4). Un système 
électrique équilibré par rapport au critère de 
sécurité d’approvisionnement équivaut donc, 
aujourd’hui, à une chance sur quatre de faire 
appel aux moyens exceptionnels.

À l’horizon 2035, cette fréquence est amenée à 
croître dans tous les scénarios bien que le risque en 
nombre d’heures de défaillance moyen reste sensi-
blement identique à aujourd’hui (mis à part dans le 
scénario Volt dont le risque est estimé à 0,7 h/an). 

Dans les scénarios Ampère, Hertz et Watt, 
la probabilité annuelle d’appel aux moyens 
exceptionnels s’élève à 40 %, dans le respect 
du critère des trois heures (cf. figure 11.30).

Les situations de « défaillance longue » 
se réduisent
En revanche, cette évolution ne découle pas d’une 
augmentation du niveau du risque, mais d’une 
modification de sa nature. En d’autres termes, 
pour un même nombre d’heures de défaillance 
(trois heures par an), un nombre plus important 
de situations de défaillance sont rencontrées, 
mais ces situations durent moins longtemps – et 
tout porte à croire qu’elles sont également moins 

Figure 11.30  Monotones des heures de défaillance pour les 1 000 configurations simulées dans les différents scénarios
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« profondes », c’est-à-dire qu’elles concernent des 
volumes moindres. En 2019, lorsque les situations 
de tension apparaissent, 12 heures en moyenne 
sont défaillantes sur l’hiver. En 2035, cette valeur 
est globalement divisée par deux pour atteindre 
seulement 6 h.

La défaillance est donc plus fréquente mais éga-
lement plus courte qu’actuellement. Cet aspect 
peut être illustré par la répartition des heures de 
défaillance continues dans les différents scénarios. 

Figure 11.31 Répartition des durées continues de défaillance

Figure 11.32 Répartition journalière du risque de défaillance
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Le profil journalier d’exposition 
au risque évolue
Enfin, comme évoqué plus haut, le développe-
ment de la production solaire doit progressi-
vement conduire à l’amenuisement voire à la 
disparition des situations de tension durant les 
heures méridiennes. Dans le même temps, des 
situations de tension sont susceptibles d’appa-
raître durant la nuit. La pointe du matin devient 
relativement moins risquée, au contraire de la 
pointe du soir vers laquelle se concentre le risque 
du fait de l’absence de production photovol-
taïque et des nouveaux usages, dont le véhicule 
électrique.

11.5.6 Le développement des 
interconnexions renforce la sécurité 
d’approvisionnement de la France

Les interconnexions 
permettent de réduire le besoin 
en moyens de secours
Les interconnexions contribuent déjà à la sécu-
rité d’approvisionnement de la France. L’étude 
menée à « France isolée », c’est-à-dire comme 
si la France n’était pas interconnectée avec ses 
pays voisins, indique que la durée de défail-
lance s’établirait aujourd’hui en moyenne aux 

alentours de 64 heures par an. Sans les ouvrages 
transfrontaliers, il serait donc nécessaire de se 
doter de plusieurs gigawatts de capacités sup-
plémentaires pour assurer l’équilibre offre- 
demande dans le respect du critère de sécurité 
d’approvisionnement. 

Ces évaluations mettent en lumière également 
certaines différences entre les scénarios du Bilan 
prévisionnel – qui sont basés sur une modélisa-
tion intégrant la France et son environnement 
extérieur – et des analyses menées en « France 
isolée ». Ces dernières, en négligeant l’apport des 
interconnexions, aboutissent nécessairement à 
surévaluer les besoins en capacités de secours 
nécessaires pour assurer la sécurité d’approvi-
sionnement, ce qui peut conduire à une évaluation 
trop importante, toutes choses étant égales par 
ailleurs, des scénarios de transition énergétique.

Tous les scénarios du Bilan prévisionnel anticipent 
un développement des interconnexions. Ce déve-
loppement permet de renforcer la sécurité d’appro-
visionnement en Europe en mutualisant les moyens 
de production. Cet apport peut-être significatif dans 
certaines situations. Dans le cas d’un pays voisin 
en situation de surcapacité et relié au système 
français par une interconnexion susceptible d’être 
saturée lors des situations de tension en France, 

Figure 11.33 Import à la défaillance française entre 2019 et 2035 – scénario Watt

Heures de défaillance

0 0,5 1 1,5 2 2,5 3

Im
p

or
ts

 (
G

W
)

-25

-20

-15

-10

-5

0

 Moyen terme – 2019  
 Scénario Watt – 2025
 Scénario Watt – 2030
 Scénario Watt – 2035



372

le renforcement d’un mégawatt supplémentaire 
de cette interconnexion permet d’augmenter les 
marges en France d’un mégawatt également.

Pour les horizons futurs, afin de ne pas suresti-
mer leur contribution à la sécurité d’approvision-
nement, les parcs électriques des pays voisins ont 
été projetés sans conserver ou faire apparaître de 
surcapacité. Il s’agit d’une situation moins favo-
rable – pour la sécurité d’approvisionnement – que 
la situation actuelle, notamment pour les pays du 
sud de l’Europe et pour l’Allemagne dont les durées 
de défaillance sont actuellement quasi nulles 
d’après les études européennes (MAF et PLEF). 

La modélisation européenne du Bilan prévisionnel 
permet de s’assurer que lorsque de l’énergie est 
importée d’un autre pays lors d’une période de ten-
sion en France, celle-ci est réellement disponible 
de l’autre côté de la frontière. Ainsi, des situations 
où la France ne peut pas importer en situation de 
défaillance peuvent se produire, comme illustré 
dans la figure 11.33 présentant l’import à la défail-
lance du scénario Watt. Cette même figure illustre 
que la contribution moyenne des pays étrangers 
lors des situations de défaillance en France est 
globalement similaire à celle d’aujourd’hui (autour 
de 7 GW) bien que les capacités d’interconnexion 
soient supérieures.

Figure 11.34 Facteurs de charge de l’éolien terrestre 
à l’échelle européenne et française sur le mois de janvier

Dans le cas où les pays voisins de la France conser-
veraient le même dimensionnement de leur parc de 
production, des marges supplémentaires se déga-
geraient limitant le besoin de nouveaux moyens de 
production en France, en contrepartie d’une dépen-
dance plus forte de la sécurité d’approvisionnement. 

Les interconnexions permettent 
un meilleur foisonnement des 
productions intermittentes
Le développement des interconnexions permet 
également de bénéficier du foisonnement de la pro-
duction éolienne et diminue l’incertitude sur la pro-
duction du parc installé. Cet effet peut être visualisé 
en comparant le facteur de charge de  l’éolien 
terres tre aux périmètres français et européen. Alors 
que le premier décile (dixième pour cent des heures 
caractérisées par la plus faible production éolienne) 
correspond à un facteur de charge de 10 % en 
France, à l’échelle européenne, il s’élève à près de 
14 %. Cet aplatissement de la monotone indique 
que la production à un périmètre géographique plus 
large est plus stable et moins incertaine. Le déve-
loppement des ouvrages transfrontaliers permet de 
bénéficier de ce foisonnement.

11.5.7 Les prolongements 
identifiés en matière de sécurité 
d’approvisionnement

En comparaison avec d’autres études européennes 
sur la sécurité d’approvisionnement du secteur 
électrique, le Bilan prévisionnel est, depuis l’ori-
gine, basé sur une vision probabiliste, intégrant 
l’ensemble de l’Europe, et reposant sur une modéli-
sation fine de la consommation. La base climatique 
utilisée, fournie par Météo-France, est égale-
ment sophistiquée, et intègre la dérive climatique 
constatée à ce jour et non une vision moyenne des 
50 dernières années comme dans certaines études 
européennes.

L’étape suivante consistera à réaliser une 
étude générale de la résilience des scénarios 
au changement climatique. Cette étude néces-
site un approfondissement du travail sur la base 
climatique, intégrant une modélisation fine de 
l’évolution du climat jusqu’en 2035. Les travaux 
associés se dérouleront sur plusieurs années.
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11.6 Une évolution du mix marquée 
par une forte diversification

11.6.1 Une diversification réelle 
du mix électrique français est 
possible avant 2035

Des analyses qui permettent 
de rendre compte du mouvement 
de diversification du mix
Les scénarios présentés dans le Bilan prévisionnel 
envisagent des avenirs très contrastés. 

Leur comparaison en matière de production d’électri-
cité en France et de composition du parc de produc-
tion en capacité installée met en évidence que, dans 
tous les cas de figure, la diversification du mix élec-
trique est réelle par rapport à la situation actuelle. 

Les nouveaux scénarios sont chacun basés sur des 
principes de construction différents et étudient des 
avenirs contrastés. Ils ont comme point commun 
d’être tous consacrés à l’étude de la transition 
énergétique en respectant les directions fixées par 
les pouvoirs publics :

 u tous les scénarios conduisent à une réduction 
de la part du nucléaire, et quatre scénarios sur 
cinq permettent d’atteindre 50 % pour la part 
du nucléaire entre 2025 et 2035 ;

 u les quatre scénarios portant sur la période 2025-
2035 permettant d’atteindre au moins 40 % pour la 
part des énergies renouvelables sur cette période ;

 u deux scénarios portent la part des énergies 
renouvelables à 50 % de la production (en 2030 
ou 2035) ;

 u un scénario permet d’étudier une configuration 
où 70 % de la production d’électricité est assu-
rée par les énergies renouvelables en 2035. 

À l’horizon 2035, alors que le nucléaire reste la filière 
la plus importante dans les scénarios Ampère, Hertz	
et Volt (part dans le mix respective de 46, 47 et 
56 %), l’éolien constitue la source majoritaire de pro-
duction dans le scénario Watt, avec une part de 37 % 
(26 % en ne considérant que l’éolien terrestre).

Des comparaisons qui permettent 
de restituer l’effet de la logique de 
construction sur les EnR et le nucléaire
Chacun des scénarios du Bilan prévisionnel a fait l’ob-
jet d’une analyse spécifique sur la base des mêmes 
paramètres s’agissant de la consommation, du prix 
des combustibles et du CO2, des interconnexions, 
et de la situation énergétique des pays voisins 
(« variante comparaison »). Dans ces simulations, 

Figure 11.35 Production annuelle moyenne du parc français

 Nucléaire  
 Thermique  
 Renouvelables

TW
h

2016 2025 2030 2035 2025 2030 2035 2025 2030 2035 2025 2030 20352025

Scénario 
Ampère

Scénario 
Hertz

Scénario 
Volt

Scénario 
Watt

0

100

200

300

400

500

600

700

Scénario
Ohm



374

les seuls paramètres qui varient sont la trajectoire 
de déploiement régulée des EnR et l’évolution de 
la capacité nucléaire installée. Les autres types de 
capacités évoluent en fonction de leur espace écono-
mique, selon les principes présentés au chapitre 2.

Ces analyses permettent d’identifier l’effet propre 
des principes d’évolution des énergies renouve-
lables et du nucléaire retenus dans chaque scénario. 

Pour les variantes comparaison des trois scéna-
rios Ampère, Hertz	et Volt, les mix de production 
modélisés demeurent comparables à ceux des cas 

de base. De légères différences existent, du fait de 
l’ajustement des interconnexions (qui peut priver 
la production renouvelable et nucléaire française 
de débouchés dans certaines configurations), des 
prix de combustibles et du CO2 (qui ont un impact 
sur la production des centrales au gaz), ou encore 
des parcs électriques européens.

Sous l’effet d’une hausse de consommation, le 
solde exportateur de la variante comparaison du 
scénario Volt se réduit d’une trentaine de TWh 
mais demeure important, comparable à celui du 
scénario Ampère ou de sa variante comparaison.

Figure 11.37 Répartition des filières de production pour les variantes « comparaison » des scénarios Ampère, Hertz, 
Volt et Watt à horizon 2035
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Figure 11.36 Répartition des filières de production dans les scénarios Ampère, Hertz, Volt et Watt à l’horizon 2035
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Pour le scénario Watt, la hausse de consommation 
de la « variante comparaison » conduit à augmen-
ter la production thermique d’une quarantaine de 
TWh et à un solde net importateur. La production 
d’EnR demeure stable mais sa part se réduit méca-
niquement par effet de dilution pour s’établir à 
environ 64 % du mix de production.

11.6.2 Deux visions différentes 
sur l’influence croisée des trajectoires 
nucléaire et renouvelable

Les dates d’atteinte de l’objectif 
des 50 % dépendent du rythme 
d’inflexion des énergies renouvelables
Les différentes analyses menées sur les scénarios 
Ohm, Ampère et Hertz permettent d’illustrer le lien 

entre le nombre de réacteurs à fermer, le volume 
d’énergies renouvelables à développer et la date 
d’atteinte de l’objectif des 50 %. 

Cette représentation permet d’illustrer qu’une 
inflexion rapide de la production renouve-
lable permet de gagner beaucoup de marges 
de manœuvre sur le rythme de déclassement.

Une approche moins linéaire 
de la trajectoire de déploiement 
des EnR n’a pas été étudiée dans 
le cadre du Bilan prévisionnel
D’autres options de transition énergétique consis-
teraient à se baser sur des trajectoires renouve-
lables moins linéaires. Le raisonnement sous-jacent 
est alors qu’il convient dans un premier temps de 
prolonger une grande partie ou la totalité du parc 

Figure 11.38 Évolutions comparées des trajectoires nucléaires et renouvelables
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existant (option semblant actuellement la plus com-
pétitive), puis à accélérer dans un second temps le 
développement des énergies renouvelables.

Cette option n’a pas été étudiée dans les scéna-
rios, le cadrage retenu à l’issue de la consultation 
publique ayant consisté à considérer des trajec-
toires linéaires dessinant un cône large.

11.6.3 Dans certains scénarios, un 
espace économique supplémentaire 
pour les EnR

Certaines filières EnR peuvent se 
développer au-delà des objectifs publics 
dans certaines configurations 
Les cas de base des scénarios présentés dans le 
Bilan prévisionnel sont basés sur des trajectoires 
pilotées pour les énergies renouvelables. Certaines 
variantes ont été réalisées en simulant un dévelop-
pement économique des EnR au-delà de ces trajec-
toires, c’est-à-dire sur une seule base marchande. 

Comme indiqué précédemment, de tels effets sont 
susceptibles d’intervenir notamment avec un prix du 
CO2 élevé, de l’ordre de 100 € par tonne. Ils peuvent 
concerner l’éolien terrestre ou le photovoltaïque.

Le scénario Watt est le plus favorable à un tel 
développement, car il associe cette hypothèse de 
prix du CO2 à un fort besoin capacitaire. Les ana-
lyses suggèrent, d’une part, que le passage de la 
trajectoire « rythme PPE » à « rythme PPE haut » 
est justifié sous l’angle économique pour l’éolien 
terrestre, et, d’autre part, que le développement 
de fermes solaires pourrait être supérieur à la tra-
jectoire « rythme PPE haut » dans un tel scénario.

Les résultats associés sont à considérer avec 
prudence. La pénétration plus importante d’une 
filière donnée pourrait, par exemple, s’effectuer 
de manière majoritaire au détriment d’une autre 
filière renouvelable. Ainsi, la pénétration « éco-
nomique » de l’autoconsommation individuelle 
à base de photovoltaïque sur toiture, présen-
tée au chapitre 10, pourrait avoir comme consé-
quence une diminution des capacités installées en 
centrales solaires au sol. De manière générale, 
un bouclage économique de l’ensemble de ces 

variables, intégrant l’autoconsommation ainsi que 
la flexibilité, devrait être réalisé pour conforter ces 
 premières estimations. 

Un développement économique de 
l’autoconsommation est très probable
La diminution des coûts des installations de pro-
duction photovoltaïque annonce un développement 
de l’autoconsommation dans le secteur résiden-
tiel : pour un consommateur d’électricité, le coût 
complet de l’énergie produite par ses panneaux 
photovoltaïques deviendra inférieur au coût TTC de 
son approvisionnement sur le réseau. 

Dans les quatre scénarios testés, les capacités 
installées en autoconsommation individuelle pour-
raient ainsi atteindre de l’ordre 10 GWc de pan-
neaux photovoltaïques et de 1 à 3 GWh de  batteries 
domestiques à horizon 2035.

Ce développement de l’autoconsommation pourrait 
par ailleurs relever de motivations qui ne sont pas 
uniquement financières, mais qui pourraient par 
exemple traduire une appétence particulière des 
consommateurs pour le développement des éner-
gies vertes ou pour la maîtrise de leur consommation 
d’électricité. Dans le cas où il existe un engouement 
sociétal particulièrement fort pour l’autoconsomma-
tion, les capacités associées pourraient alors être 
doublées et atteindre plus de 18 GWc de panneaux 
photovoltaïques et 10 GWh de batteries. Les moda-
lités du cadre de régulation entourant l’autoconsom-
mation (structure du tarif de vente de l’électricité y 
compris les taxes, tarif de rachat des surplus, etc.) 
pourraient également affecter le développement de 
l’autoconsommation, dans une moindre mesure.

À long terme, l’énergie autoconsommée pourrait 
finalement représenter des volumes significatifs, de 
l’ordre de 10 à 20 TWh. 

L’analyse doit conduire à un bouclage 
général, intégrant l’autoconsommation 
et le développement des flexibilités
L’analyse du développement de l’autoconsomma-
tion individuelle est basée sur la simulation des 
décisions des consommateurs individuels en fonc-
tion des incitations économiques qui leur sont ren-
voyées par les prix de l’électricité et la structure du 
tarif de vente. Ces signaux économiques diffèrent 
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de ceux qui sont adressés aux acteurs de marché 
centralisés.

La simulation de l’évolution du système électrique 
devrait théoriquement représenter conjointement 
les décisions des entreprises et des consomma-
teurs individuels. Au-delà des difficultés calcula-
toires, une telle simulation complexifie l’analyse 
économique au risque de troubler l’interprétation 
des résultats.

L’approche mise en œuvre consiste donc à décou-
per les étapes en simulant dans un premier temps 
le développement du parc de production « centra-
lisé », puis d’analyser dans un second temps le 
développement spécifique de l’autoconsommation 
individuelle ainsi que la valeur de la flexibilité.

Cette approche sera approfondie et complétée par 
une approche plus globale permettant de tenir 
compte des impacts réciproques des décisions de 
l’ensemble des acteurs du système électrique.

11.6.4 Des avenirs très contrastés 
pour le parc thermique

Le Bilan prévisionnel propose des scénarios contras-
tés en matière d’évolution du parc thermique.

Figure 11.39 Approche mise en œuvre pour évaluer le développement de l’autoconsommation  
dans le Bilan prévisionnel 2017

Dans tous les scénarios sauf Ohm, 
les centrales au charbon peuvent 
être arrêtées d’ici à 2022
Parmi les différentes configurations étudiées, 
seul le scénario Ohm, basé sur un rythme de fer-
meture extrêmement rapide pour le nucléaire, 
peut nécessiter un report de la date de fermeture 
des centrales au charbon.

Un point de vigilance a également été émis sur 
la durée des visites décennales préalables à la 
prolongation des réacteurs. 

Dans tous les scénarios, le socle 
de centrales au gaz est conservé
Quel que soit le scénario envisagé, l’ensemble des 
cycles combinés au gaz existants ou programmés 
(Landivisiau) sont maintenus. Cette conclusion 
constitue un résultat de l’analyse, et non pas une 
hypothèse. Ceci signifie que les revenus simulés 
pour les centrales au gaz sont de nature à cou-
vrir leurs coûts opérationnels fixes et leurs coûts 
variables de fonctionnement. 

Ces centrales participent à la sécurité d’appro-
visionnement sur ses différentes composantes 
(cf.	paragraphes	11.5	et	11.9). 

Hypothèses

•  Évolution de la 
consommation

•  Trajectoires régulées  
(EnR, nucléaire, etc.)

•  Prix du CO2 et 
des combustibles

•  Coûts fixes des 
capacités de production 
et d’effacement

•   Capacités 
d’interconnexion

• …

Analyse de l’espace 
pour solutions 
de flexibilité

Simulation du 
développement de 

l’autoconsommation 
individuelle

Bouclage économique 
du parc de production

1

2

3
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Des scénarios de transition 
sans nouveau moyen thermique 
sont possibles
L’analyse du Bilan prévisionnel montre que 
les scénarios Ampère et Volt peuvent être 
menés à bien sans recours à de nouveaux 
moyens thermiques. 

L’analyse spécifique sur le scénario Ampère indique 
néanmoins que, dans le cas où les interconnexions 
sont moins développées ou la consommation un peu 
plus élevée, le recours à un volume important de 
nouvelles flexibilités devient nécessaire. Ainsi, les 
volumes combinés de réduction du nucléaire et 
de pénétration des énergies renouvelables pré-
cisés dans le scénario Ampère constituent, à 

date, la limite au-delà de laquelle de nouveaux 
moyens thermiques pourront être nécessaires. 

Dans les scénarios Hertz et Watt, les volumes de 
nouvelles centrales au gaz se répartissent entre 
cycles combinés (moyens fonctionnant en semi-
base et trouvant leur équilibre économique sur les 
marchés européens durant la période considérée) 
et turbines à combustion (moyens de pointe rele-
vant de la catégorie des « moyens de secours »). 
L’espace économique de nouveaux cycles combi-
nés est sensible aux hypothèses de prix du CO2 et 
à l’évolution de la capacité installée à l’étranger 
(développement des filières renouvelables et ther-
miques et déclassement des plus vieilles centrales 
thermiques).
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11.7 L’économie des scénarios : des premiers 
éléments pour prendre en compte les coûts 
et bénéfices des différentes options

La quantification économique des scénarios répond 
à une forte attente, exprimée par de nombreux 
répondants à la consultation publique. Elle a pour 
objectif d’éclairer le débat public sur les choix de 
transition énergétique, en identifiant les tendances 
en matière d’évolution et de structure des coûts.

Cet exercice pose des questions de méthode. Aussi, 
il est nécessaire de lister dans un premier temps les 
différentes approches envisageables pour procéder à 
une évaluation économique des scénarios, ainsi que 
leurs avantages et inconvénients. Selon l’approche 
utilisée, l’appréciation sur les coûts peut varier en pre-
mière lecture, pour une même réalité économique.

Les analyses présentées ci-dessous consti-
tuent de premiers éléments de quantification. 
Ceux-ci permettent de dessiner des tendances, 
mais ne portent pas sur l’ensemble du spectre 
possible d’évaluation et devront être ultérieu-
rement enrichis. Les pistes d’approfondissement 
sont listées en conclusion de la section.

11.7.1 L’évaluation économique des 
scénarios de transition énergétique 
pose des questions de méthode 

De manière générale, l’économie d’un scéna-
rio donné peut s’appréhender de façon différente 
selon la métrique utilisée. Les différences métho-
dologiques portent notamment sur :

 u le périmètre des coûts pris en compte (tous les 
coûts du système électrique ou seulement cer-
tains ? avec ou sans intégration des externali-
tés ? etc.) ; 

 u le point de vue adopté (calcule-t-on le prix 
acquitté par le consommateur ou le coût d’en-
semble pour la collectivité ?) ; 

 u le mode de comptabilisation des coûts (dépenses, 
coûts annualisés, coûts futurs ou coûts futurs et 
passés, coûts intégrant la balance commerciale 
ou non).

Les choix méthodologiques réalisés jouent un rôle 
important dans l’analyse des résultats. Pour cette 
raison, les différentes options et choix retenus par 
RTE sont détaillés par la suite.

Le périmètre des coûts
Le Bilan prévisionnel dresse des scénarios d’évo-
lution du système électrique sur la production, la 
consommation et les interconnexions.

Un premier périmètre d’évaluation économique 
consiste à considérer uniquement l’évolution des 
coûts de production. Cette évolution des coûts 
de production est prise en compte dans le 
Bilan prévisionnel.

Cependant, ce périmètre conduit à ne pas considé-
rer certains coûts ou bénéfices résultant des évolu-
tions du mix électrique en dehors du seul périmètre 
de l’activité de production d’électricité. 

Le coût des réseaux
Les trajectoires de production, de consommation 
et d’interconnexion conditionnent les évolutions 
des infrastructures de réseau (transport et distri-
bution). Leurs évolutions sont différentes selon les 
scénarios du Bilan prévisionnel : les trajectoires du 
parc nucléaire (en 2035, 55 GW dans le scénario 
Volt, contre 8 GW dans le scénario Watt) et sur 
les énergies renouvelables sont très différenciées. 
Dans le système électrique, le coût annuel des 
réseaux représente aujourd’hui une composante 
significative, de l’ordre de 12 milliards d’euros5. 

5.  D’après les montants de coûts des réseaux (hors coût des pertes) présentés dans les délibérations de la Commission de régulation de l’énergie du 17 novembre 
2016 portant décision sur les tarifs d’utilisation des réseaux publics d’électricité dans les domaines de tension HTB et HTA/BT. 
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La comparaison des coûts des différents scéna-
rios nécessite donc théoriquement de prendre en 
compte également les évolutions de la composante 
« réseaux ». Néanmoins, l’évaluation de ce poste 
nécessite des travaux supplémentaires, reposant 
sur des hypothèses spécifiques (sur la répartition 
géographique des futures sources de production) 
et une modélisation ad hoc. Elle a donc été réa-
lisée sur les interconnexions mais sans inté-
grer les autres éléments de coûts relatifs 
aux réseaux. Ce volet fera l’objet d’un travail 
complémentaire de RTE.

La balance commerciale  
des échanges d’électricité
Le fonctionnement du système électrique français 
repose sur les échanges d’électricité (imports et 
exports) avec les pays voisins. Une approche pos-
sible consiste à évaluer les coûts d’ensemble du 
système électrique européen ; cette approche a 
néanmoins pour inconvénient de ne pas dégager 
d’enseignement économique sur les choix de tran-
sition énergétique pouvant être opérés au niveau 
national, alors que la responsabilité de l’évolution 
du mix de production relève des États. 

Pour évaluer les coûts du système électrique fran-
çais, la prise en compte du coût des imports et 
des recettes associées aux exports – en fonction 
des prix auxquels ces échanges ont lieu, et qui 
diffèrent heure par heure – est ainsi nécessaire6. 
Ce poste est inclus dans le cadre du Bilan 
prévisionnel7.

Les mesures de maîtrise de la demande
Les efforts de maîtrise de la demande représentent 
des dépenses potentiellement significatives au 
regard des coûts de production8. Dès lors que les 
scénarios reposent sur des trajectoires de consom-
mation différentes, sous-tendues par une gradation 
dans la prise en compte de l’efficacité énergétique 

et notamment par des hypothèses distinctes sur 
certaines politiques publiques de soutien à l’effica-
cité énergétique, la prise en compte des coûts asso-
ciés à ces mesures fait sens pour évaluer le coût des 
scénarios. 

Cette composante n’est pas considérée dans la 
plupart des études publiques9.

Dans le cadre du Bilan prévisionnel, à l’issue de 
la consultation publique, il n’a pas été réalisé de 
chiffrage détaillé de ces effets. 

Les coûts de commercialisation
Les coûts de commercialisation constituent une 
composante non négligeable des coûts du système 
électrique et sont, in	fine,	portés par les consomma-
teurs. Selon l’analyse menée par la CRE10, les coûts 
de commercialisation d’EDF au périmètre « électricité 
en France » représentent plus de 2 milliards d’euros 
par an, dont une grande partie est attribuable aux 
seuls consommateurs au tarif réglementé de vente 
(tarif bleu résidentiel ou professionnel). Ainsi, les 
coûts de commercialisation représentent environ 
7 % de la facture d’un consommateur résidentiel au 
tarif réglementé de vente.

Parmi les coûts de commercialisation figure 
aujourd’hui le coût de l’obligation des fournisseurs 
dans le cadre du dispositif des certificats d’écono-
mie d’énergie incitant à la maîtrise de la demande. 
Comme indiqué pour les mesures de maîtrise de 
la demande, cette obligation étant à la hausse, 
ce poste de coût est appelé à croître de manière 
potentiellement différenciée selon les scénarios si 
cet instrument continue d’être utilisé dans le futur. 

En conséquence, hors du coût des certificats 
d’économie d’énergie, les coûts de commer-
cialisation sont susceptibles d’évoluer mais ne 
varient pas a priori de façon significative d’un 

6.  Par construction du marché spot européen, les échanges d’énergie entre la France et un pays voisins se font au prix de marché de chaque pays (si la zone 
France est en situation exportatrice, ces exports sont valorisés au « prix France » et les imports du pays voisins au prix de marché de sa zone) et la rente 
de congestion (résultant du différentiel entre le prix entre la France et le pays voisin) est reversée pour moitié aux consommateurs Français (au travers des 
tarifs d’utilisation du réseau).

7.  La balance commerciale présentée dans les analyses correspond à la balance commerciale des échanges d’électricité. Elle ne doit pas être interprétée comme étant 
la balance commerciale globale du système électrique. En effet, elle ne contient par exemple ni les imports de matériels (par exemple des panneaux solaires) qui 
sont bien sûr considérés dans l’analyse économique mais comptabilisés dans les dépenses d’investissements, ni encore les imports ou les exports de combustible. 

8.  Les mesures dévoilées le 24 novembre 2017 par le ministre de la transition écologique et solidaire prévoient une mobilisation de 14 milliards d’euros sur la 
durée du quinquennat pour la rénovation thermique des bâtiments.

9.  C’est notamment le cas de l’étude ADEME, Vers un mix électrique 100 % renouvelable 
10.  Délibération de la Commission de régulation de l’énergie du 6 juillet 2017 portant proposition des tarifs réglementés de vente d’électricité
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scénario à l’autre. Les coûts de commerciali-
sation n’ont pas été intégrés dans l’analyse.

Les transferts d’usages et les effets 
sur les autres secteurs énergétiques
Les scénarios établis dans le cadre du Bilan prévi-
sionnel sont dédiés à l’analyse du système électrique, 
mais s’inscrivent dans un contexte énergétique plus 
large, marqué par des évolutions de la part relative 
des différents vecteurs (gaz, produits pétroliers), au 
travers notamment des transferts d’usages (mobi-
lité, chauffage). Il est donc théoriquement pertinent 
d’intégrer, dans l’analyse économique des scénarios, 
les effets induits sur ces autres secteurs énergé-
tiques (coûts et bénéfices associés). 

À titre d’exemple, un scénario basé sur des transferts 
d’usage importants vers l’électricité – par exemple 
dans le cadre d’une volonté de décarboner le sec-
teur des transports en favorisant la mobilité élec-
trique – conduirait à augmenter les coûts attribués 
au système électrique mais aussi à réduire ceux 
 correspondant à l’approvisionnement en produits 
pétroliers. Une comptabilisation complète implique 
donc d’intégrer l’effet associé sur les autres secteurs 
énergétiques, ainsi que les éventuelles dépenses 
d’équipement supplémentaires dans le secteur élec-
trique (pompes à chaleur, véhicules électriques, 
etc.), en matière de coût et de balance commerciale. 

Ces effets n’ont pas été évalués à ce stade dans 
le cadre du Bilan prévisionnel, mais ont fait l’objet 
de demandes d’approfondissement de la part de 
plusieurs acteurs. 

Les externalités
L’analyse de scénarios de transition énergétique met 
fréquemment en lumière la question des externalités. 
En effet, les dépenses à engager pour assurer la tran-
sition énergétique sont importantes. Cependant, les 
externalités environnementales et le coût de l’inac-
tion tendent à réduire le niveau de ces dépenses, 
lorsque ces éléments sont intégrés à l’analyse.

L’impact sur le changement climatique constitue la 
principale des externalités. Elle est implicitement 
prise en compte dans l’analyse si le prix du CO2 
considéré reflète efficacement le dommage pour la 
collectivité associé aux émissions de gaz à effet de 
serre du système électrique. 

La sécurité d’alimentation des consommateurs en 
électricité constitue également un bien collectif – 
c’est la raison pour laquelle son niveau est fixé de 
façon publique, et la justification des mécanismes 
mis en place pour garantir que ce niveau est bien 
atteint (comme le mécanisme de capacité). 

Le périmètre des externalités pouvant être prises 
en compte est potentiellement très large (consé-
quences sociales des différents choix énergé-
tiques, conditions d’approvisionnement dans 
les combustibles – pétrole, gaz, uranium – ou 
les matériaux nécessaires – lithium, nickel, sili-
cium – problématique des terres rares, etc.). 
Cette étude n’entre pas dans le champ du Bilan 
prévisionnel. Par ailleurs, un prisme unique-
ment économique n’est pas suffisant pour rendre 
compte de problématiques qui relèvent du débat 
de société.

L’approche retenue consiste à ne pas prendre 
en compte les externalités au-delà du prix 
du CO2.

Le point de vue considéré 
Un motif traditionnel d’incompréhension en matière 
de chiffrage tient au point de vue considéré pour 
l’évaluation des coûts : ces derniers peuvent s’en-
visager sous l’angle de la collectivité, des seuls 
acteurs du système électrique, ou encore des seuls 
consommateurs. 

Les coûts au périmètre de la collectivité n’incluent 
pas ce qui relève des transferts économiques entre 
les acteurs du système électrique et le reste de 
l’économie. En particulier, les taxes portant sur 
certaines activités (par exemple sur la production) 
ne sont alors pas comptabilisées. 

En revanche, si l’analyse des coûts s’effectue au 
périmètre des acteurs du système électrique, les 
taxes sont bien intégrées au périmètre de l’étude.

Une approche souvent utilisée est de retenir le coût 
pour les seuls consommateurs. Une telle approche 
présente toutefois comme limite de ne pas repré-
senter le coût pour la collectivité qui doit être le 
critère privilégié s’agissant d’éclairer la décision 
publique. En effet, le prix payé par le consomma-
teur ne reflète pas nécessairement la totalité des 
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coûts de production11. Par ailleurs, la facture des 
consommateurs comporte une composante impor-
tante de taxes (dont la TVA) qui constituent des 
transferts qui doivent être écartés pour apprécier 
le bon choix pour la collectivité.

L’approche retenue consiste à évaluer les 
coûts portés par l’ensemble des acteurs du 
système électrique, en prenant en compte 
les taxes auxquels ils sont soumis (notam-
ment celles sur la production) mais pas celles 
portées par les consommateurs. La TVA, 
notamment, n’est pas intégrée au périmètre 
d’évaluation.

Le périmètre d’évaluation
Les scénarios Ampère, Hertz, Volt et Watt, portent 
sur la période 2021-2035. 

La première approche possible consiste à comp-
tabiliser les dépenses (investissements, dépenses 
d’exploitation fixes et variables – dont dépenses 
de combustibles) engagées sur cette période. Cela 
permet de mesurer l’effort financier à consentir 
pendant la période d’étude et l’importance des 
capitaux à mobiliser. En ce sens, il s’agit d’un 
angle pertinent pour évaluer les scénarios. Cette 
métrique est utilisée aux chapitres 6 à 9. 

En revanche, cette approche n’est pas suffisante 
pour comparer correctement les scénarios car elle 
ne prend pas en compte l’effet de ces dépenses 
au-delà de la période considérée. Or les effets des 
choix d’investissement peuvent se révéler sur le 
long terme, au-delà de 2035.

Elle ne permet pas non plus de refléter le niveau de 
coût du système électrique car elle n’intègre pas 
l’effet des dépenses encourues par le passé, qui 
ont certes été déjà consenties mais qui ont conduit 
à des engagements financiers pour les consomma-
teurs d’électricité (soutien à certaines filières) ou 
certains acteurs du système électrique (investis-
sements financés par le marché). 

Les analyses menées dans la suite du Bilan 
prévisionnel complètent l’approche consis-
tant à comptabiliser les dépenses (présentée 
dans les chapitres 6 à 9, relatives à la pré-
sentation des scénarios) par une approche 
prenant en compte les effets temporels, en 
rapportant les dépenses à la durée de vie des 
installations et en intégrant les engagements 
financiers souscrits par le passé.

La gestion sur le temps long des filières, 
des emplois et des compétences
Les scénarios du Bilan prévisionnel sont basés 
sur une approche microéconomique, qui consiste 
à optimiser le fonctionnement du système élec-
trique et les investissements dans le respect des 
objectifs publics. Les trajectoires qui en résultent 
n’intègrent pas de réflexion économique sur les 
emplois induits localement (qui peuvent différer 
selon les filières) ou la gestion sur le temps long de 
certaines filières (par exemple le nucléaire, avec la 
question du lissage du renouvellement du parc). 

L’intégration de cette dimension pourrait conduire à 
des évolutions dans le diagnostic sur les différents 
scénarios et les calendriers associés. Les scéna-
rios du Bilan prévisionnels s’entendent sans 
préjudice de ces paramètres d’ordre différent. 

11.7.2 Le Bilan prévisionnel propose 
un cadre méthodologique dédié à 
l’évaluation économique des scénarios 

Sur la base de la méthodologie générale présentée 
ci-dessus, un cadre méthodologique spécifique a été 
défini pour évaluer les coûts de productions et d’inter-
connexion des différents scénarios. Ce cadre doit per-
mettre de répondre aux questionnements suivants : 

 u quelles hypothèses retenir pour comparer ou 
rendre comparables les différents scénarios, 
alors que ceux-ci ont été développés selon un 
cadrage différent ?

 u quelle approche retenir pour effectuer une com-
paraison ne se limitant pas à une comptabilisation 

11.  Le niveau de prix de marché n’est pas nécessairement le reflet des coûts de production à couvrir. Ceci n’est théoriquement vrai que si le parc est parfaitement 
adapté, ce qui n’est jamais véritablement le cas du fait de l’existence d’inertie sur l’évolution du mix (délais de construction, durée de vie) et car des 
déterminants importants du mix sont construits comme résultant d’un pilotage public et non d’une optimisation économique des acteurs. Ceci signifie que 
ce que paye le consommateur peut ne pas couvrir les coûts du système électrique, générant des pertes ou au contraire conduire à des bénéfices supérieurs 
à la rémunération du capital pour les producteurs.
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des dépenses, puisque certains investissements 
engendrent des conséquences très différentes 
sur le temps long ?

 u quels éléments donner pour comparer les scé-
narios à horizon 2035 avec la situation actuelle 
alors que les contextes sont par nature très 
différents ? 

 u comment restituer les incertitudes sur les coûts 
des différentes formes de production (des mou-
vements de très forte diminution des coûts étant 
annoncés sur certaines filières renouvelables ou 
les coûts de prolongation du parc nucléaire anti-
cipés par l’opérateur étant discutés par d’autres 
parties prenantes) ?

Le cadrage retenu pour les variantes 
« comparaison » des différents scénarios
Les scénarios du Bilan prévisionnel sont chacun 
construits par rapport à une logique spécifique et 
avec un jeu de paramètres donné :

 u la consommation électrique et l’ensemble des 
hypothèses sous-jacentes (croissance écono-
mique et démographique, efficacité énergétique 
et dynamique d’électrification) ;

 u le développement des énergies renouvelables ;
 u le pilotage du nucléaire ;
 u les interconnexions ;
 u le prix des combustibles ; 
 u les politiques énergétiques des pays voisins. 

Les « plages de validité » de certains scénarios 
sont susceptibles d’être différentes (par exemple, 
certains investissements pourront plus facilement 
être justifiés selon le prix du CO2). La comparaison 
des scénarios selon leur cas de base conduit alors 
à des biais évidents puisque les paramètres d’en-
trée ne sont pas les mêmes.

De ce fait, afin de permettre une comparaison des 
scénarios portant uniquement sur les enjeux éco-
nomiques liés aux orientations publiques sur le 
nucléaire et le développement des énergies renou-
velables, une variante spécifique de chaque scéna-
rio (variante « comparaison ») a été réalisée. Ces 
variantes retiennent un même jeu d’hypothèses 
sur les paramètres suivants : 

 u pour ce qui concerne le coût des combustibles 
et du CO2, l’analyse se base sur la trajectoire 
médiane présentée au chapitre 2 (prix de l’ordre 
de 30 euros par tonne en fin de période). Cette 

trajectoire n’est pas la plus efficace en matière 
de réduction des émissions, mais le débat euro-
péen sur la politique de décarbonation et l’ave-
nir du système d’échange de quotas ne semble 
pas s’inscrire dans une perspective d’augmen-
tation du prix du CO2 à ces niveaux ;

 u s’agissant de la consommation d’électricité en 
France (et dans les pays voisins), la trajectoire 
conduisant à une stabilité de la consommation 
à horizon 2035 est retenue à l’issue de la pre-
mière restitution des résultats aux parties pre-
nantes. Cette trajectoire est la plus haute du 
Bilan prévisionnel 2017, mais il n’existe pas de 
consensus sur l’évolution de la consommation 
future d’électricité ;

 u pour ce qui concerne les capacités d’inter-
connexion, la trajectoire médiane est utilisée.

L’approche permet de comparer les dépenses 
futures devant être réalisées par l’en-
semble des acteurs du système électrique. 
Cependant, il est important de souligner que 
ses enseignements ne sont valables que dans 
les limites du cadrage retenu. Celui-ci décrit 
un « monde » caractérisé par un prix du CO2 
en augmentation mais sans atteindre sa 
valeur tutélaire, une stabilité de la consom-
mation d’électricité, et des interconnexions 
développées à un rythme médian. 

A	contrario,	ce cadrage conduit à évaluer certains 
scénarios dans un contexte qui leur est défavo-
rable : c’est le cas dans le scénario Watt, dont le 
cas de base repose sur une forte diminution de la 
consommation d’électricité. 

Pour rendre compte du fait que certains scéna-
rios présentent de meilleures propriétés dans un 
contexte donné, d’autres bases de comparaison 
pourraient être utilisées (par exemple en considérant 
une consommation plus basse ou un prix du CO2 dif-
férent). Une telle présentation ne pourrait avoir lieu 
qu’au titre des prolongements de l’analyse actuelle.

La méthode utilisée pour tenir 
compte de l’effet sur le long terme 
des investissements consentis durant 
la période d’étude 
Comme évoqué plus haut, se restreindre à comp-
tabiliser les dépenses sur une période donnée pour 
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procéder à une évaluation croisée des différents 
scénarios n’est pas suffisant. En effet, les inves-
tissements effectués sur la période considérée 
produisent des effets à l’issue de celle-ci. Ceci 
est particulièrement le cas dans les scénarios de 
transition énergétique, marqués par le développe-
ment d’installations de production dont les coûts 
variables de fonctionnement sont quasi nuls et les 
durées de vie relativement longues. Ainsi, plus 
les dépenses dans les énergies renouvelables 
sont importantes sur la période considérée, 
plus les bénéfices futurs (postérieurs à la 
fin de la période considérée) sont élevés car 
ces dépenses donnent accès à des volumes 
d’énergie « quasi gratuite », c’est-à-dire avec 
très peu de coût à engager une fois les inves-
tissements réalisés. 

Plusieurs approches peuvent être envisagées pour 
remédier à ce défaut : 

 u la prise en compte d’une valeur	de	fin	de	période	
pour chaque type de capacité, permettant de 
refléter leur valeur entre 2035 et la fin de vie des 
installations (ceci revient à comptabiliser l’en-
semble des dépenses associées à la construc-
tion d’un parc éolien en 2030 par exemple, mais 
à considérer que ce parc à une valeur impor-
tante en 2035 du fait de l’énergie qu’il pourra 
produire au-delà de cette date) ;

 u la comptabilisation des coûts annualisés pen-
dant la période considérée, afin de rapporter les 
coûts de capital à la durée de la période étudiée 
(pour un parc éolien mis en service en 2030, 
ceci revient à procéder à un abattement de son 
coût d’investissement, en l’occurrence en consi-
dérant cinq années par rapport à une durée de 
vie de 25 ans).

La prise en compte des effets temporels dans 
l’analyse menée par RTE consiste à comptabi-
liser les coûts annualisés pendant la période 
considérée. Cette approche permet d’éviter 
la délicate évaluation d’une valeur de fin de 
période, qui nécessiterait l’utilisation d’hypo-
thèses ad hoc sur l’évolution du système 
électrique après 2035.

12.  CRE, 2014. Les tarifs réglementés de vente d’électricité : Analyse des coûts de production et de commercialisation d’EDF / Tarification par empilement des coûts.

La méthode proposée pour permettre une 
évaluation de la tendance d’évolution des 
coûts par rapport à la situation actuelle
La prise en compte des dépenses antérieures à la 
période n’est pas nécessaire pour apporter un éclai-
rage économique sur les choix possibles de transition 
énergétique : par définition, les dépenses passées ne 
sont plus « réversibles », mais communes à tous les 
avenirs possibles. Seules les dépenses qui ne sont 
pas encore engagées peuvent être impactées par les 
choix publics en matière de transition énergétique.

En revanche, la prise en compte des dépenses 
antérieures à la période permet d’apporter des 
éclairages sur l’évolution des coûts du système 
électrique entre aujourd’hui et demain. 

Pour évaluer le coût du système électrique sur une 
période donnée, il est pertinent d’y intégrer les 
dépenses d’investissement antérieures conduisant 
à la présence des actifs dans le système électrique. 

La prise en compte des coûts passés peut alterna-
tivement reposer sur : 

 u le calcul d’annuités de coûts sur la base des 
investissements initiaux, des durées de vie et 
du coût (estimé) du capital ; 

 u l’amortissement comptable des actifs (comme la 
CRE l’a mis en œuvre dans son analyse des coûts 
de production d’EDF visant à proposer le niveau 
des tarifs réglementés de vente en 2013)12.

L’approche comptable présente l’intérêt de se 
baser sur les états comptables des producteurs 
d’électricité. Elle engendre la difficulté d’identifier, 
dans les comptes de ces entreprises, ce qui relève 
de leur activité de production d’électricité par rap-
port aux autres activités et, parmi leur activité de 
production, la part associée à chaque filière. Enfin, 
elle soulève une difficulté de cohérence entre les 
durées de vie utilisées dans les règles d’amortis-
sement et celles considérées dans les scénarios 
étudiés. C’est notamment le cas pour le palier 
900 MW de la filière nucléaire dont l’amortissement 
s’effectue désormais sur 50 ans, alors que dans 
certains scénarios considérés dans le Bilan prévi-
sionnel, certains réacteurs s’arrêtent à 40 ans.
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ILLUSTRATION DES EFFETS DU CHOIX  
DE RESTITUTION DE L’ÉCONOMIE DES SCÉNARIOS

Les différentes approches de restitution d’in-
dicateurs économiques sur les scénarios 
fournissent des visions diffé rentiées sur le 
coût des scénarios. Le graphique ci-dessous 
illustre, sur le scénario Ampère, les écarts 
entre les différentes approches :

 u Approche «	investissements	»	 : cet indicateur 
permet de restituer les dépenses d’investis-
sement (CAPEX) à mettre en œuvre par les 
acteurs du système électrique pour faire évo-
luer le mix de capacité en développant de nou-
veaux moyens et en prolongeant la durée de vie 
des moyens existants ;

 u Approche «	dépenses	futures	en	France	de	l’en-
semble	 des	 acteurs	 du	 système	 électrique	»	 : 
cet indicateur permet de restituer l’effort à 
consentir par les acteurs du système électrique 
en matière de dépenses d’investissement et 
d’exploitation pour développer, maintenir et 
faire fonctionner de nouvelles infrastructures 
(production et effacement), maintenir et faire 
fonctionner les capacités existantes, et prolon-
ger leur durée de vie le cas échéant ;

 u Approche «	dépenses	futures	intégrant	la	balance	
commerciale	 des	 échanges	 d’électricité	»	 :	 cet 
indicateur permet de prendre en compte l’effort 
des acteurs du système électrique français net 
de la valeur des échanges (coûts des imports et 
recettes des exports)

 u Approche «	coûts	annualisés	futurs	du	système	
électrique	»	:	cet indicateur permet une évalua-
tion équitable des scénarios, sans biais lié aux 
différences de parc en fin de période, mais il 
ne permet pas d’évaluer l’évolution des coûts du 
système électrique par rapport à aujourd’hui ; 

 u Approche «	coûts	annualisés	futurs	et	passés	du	
système	électrique	»	 :	 cet indicateur permet à 
la fois de comparer équitablement les scénarios 
et de dégager une tendance sur l’évolution des 
coûts par rapport au système actuel.

Ces trois dernières approches, intégrant les effets 
de la balance commerciale des échanges d’élec-
tricité, permettent de comparer les surplus au 
périmètre de l’ensemble des acteurs du système 
électrique français.

Figure 11.40  Analyse du scénario Ampère (variante comparaison) selon différentes métriques d’analyse et différentes 
hypothèses de coûts (moyenne sur la période 2021-2025, variante n° 1) 
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13.  Les appels d’offres récents aux Pays-Bas (55 €/MWh), Danemark (50 €/MWh), Allemagne (prix de marché) et au Royaume-Uni (57 £/MWh) ont permis de 
faire le constat que les coûts de la filière étaient en forte baisse, très en deçà des hypothèses établies lors de la consultation publique.

14.  En pratique, l’ajustement concerne majoritairement l’éolien en mer.

L’une des métriques utilisées par la suite consiste donc 
à privilégier les annuités d’investissement, ou « coûts 
annualisés futurs et passés du système électrique ». 
Cette méthode est adaptée à la comparaison de 
scénarios marqués par des différences impor-
tantes dans le nombre de réacteurs prolongés 
au-delà de 40 ans de fonctionnement. Pour 
la prise en compte des « coûts du passés », 
elle est en revanche sensible aux hypothèses 
retenues sur les montants d’investissements 
historiques, les coûts du capital et la période 
d’amortissement économique. 

Le coût des énergies renouvelables
Les chroniques de coûts scénario par scénario, 
présentées aux chapitres 6 à 9, sont issues de la 
consultation publique menée au printemps 2017 
(variante	n°	1	présentée	ci-après).

De manière à enrichir l’analyse, plusieurs variantes 
ont été élaborées sur la base des données de coût 
issues de la consultation. Cet enrichissement 
permet de procéder à une analyse écono-
mique en intégrant plusieurs trajectoires de 
coûts, et ainsi de présenter des « sensibili-
tés » pour l’évaluation des scénarios. 

La construction de ces variantes a tenu compte des 
éléments suivants :

 u en premier lieu, l’analyse montre que la quanti-
fication des scénarios reposant sur la trajectoire 
« rythme PPE haut » pour les énergies renouve-
lables peut être particulièrement sensible aux 
hypothèses sur le coût unitaire et les volumes 
déployés à horizon 2035 de certaines filières consi-
dérées lors de la consultation publique comme les 
moins matures (faible retour d’expérience ou forte 
hétérogénéité des coûts rendus publics en Europe, 
par exemple). Ceci est notamment le cas pour les 
énergies marines ou l’éolien en mer13 ;

 u deuxièmement, des diminutions spectaculaires 
des coûts de certaines filières ont été annon-
cées depuis la consultation publique, et les 
résultats récents de plusieurs appels d’offres en 
Europe laissent à penser que le coût du solaire 
ou de l’éolien pourrait diminuer plus rapidement 

que ne le laissent présager les valeurs retenues 
à l’issue de la consultation publique ;

 u troisièmement, des réaménagements internes 
entre technologies, pour un même volume de 
déploiement des énergies renouvelables, pour-
raient conduire à optimiser le coût global de ces 
trajectoires (par exemple avec une croissance de 
la part relative du photovoltaïque dans l’ensemble).

Ces éléments conduisent à présenter plusieurs 
références de coûts s’agissant des énergies 
renouvelables :

 u Variante n° 1 (« CP ajustée ») : les références de 
coûts pour les renouvelables sont celles de la 
consultation publique, mais le « surcoût » (par 
rapport à l’éolien terrestre) associé à l’éolien en 
mer et aux énergies marines est neutralisé14. 
Ce retraitement a essentiellement un impact 
pour les scénarios construits selon la trajectoire 
« rythme PPE haut » ;

 u Variante n° 2 (« CP brute ») : les références de 
coûts sont celles de la consultation publique, y 
compris celles pour l’éolien en mer et les éner-
gies marines ;

 u Variante n° 3 (« diminution forte coûts EnR ») : 
la trajectoire de diminution du coût des EnR est 
accentuée de 20 % en 2035. Ceci permet d’in-
tégrer de façon agrégée et approchée les résul-
tats d’appels d’offres récents montrant qu’une 
baisse des coûts plus importante que celle 
concertée pourrait finalement se matérialiser in 
fine. En 2035, cela signifie que le coût complet 
de l’éolien terrestre serait de 55 €/MWh, et celui 
du photovoltaïque au sol de 36 €/MWh.

S’agissant de la reconstitution des coûts annuels, 
les annuités pour les capacités existantes (somme 
des investissements annualisés et des dépenses 
d’exploitation) sont reconstituées sur la base des 
charges de l’obligation d’achat publiées par la CRE.

La fin de la période d’étude retenue dans le Bilan 
prévisionnel voit l’atteinte, par les premiers parcs 
éoliens et photovoltaïques installés en France, de 
leur fin de vie technique (selon les hypothèses 
concertées sur la durée de vie des installations 
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existantes). Il existe aujourd’hui une incertitude sur 
les conditions de renouvellement de ces installa-
tions, et notamment sur le coût du «	repowering	»	
de ces installations dans la filière éolienne. Ce coût 
spécifique n’est pas pris en compte dans l’évaluation 
économique, mais n’influe pas sur leur comparai-
son. Il pourra faire l’objet de précisions ultérieures. 

Les coûts du nucléaire
La modélisation économique des scénarios repose 
sur des références de coût et des méthodes d’affec-
tation pour le nucléaire. Les résultats des analyses 
étant inséparables de ces cadrages, ceux-ci sont 
précisés en détail par la suite. La méthode utilisée 
consiste (i) à retenir des méthodes d’affec tation 
permettant de comparer des scénarios caractérisés 
par des différences dans la durée d’exploitation des 
réacteurs, (ii) à se baser sur des sources publiques 
pour établir le cas de base et (iii) à vérifier la robus-
tesse des conclusions par des analyses de sensi-
bilité. Le Bilan prévisionnel ne constitue pas, pour 
autant, une contribution portant spécifiquement sur 
les coûts du nucléaire : ceux-ci constituent des élé-
ments exogènes aux simulations.

Les coûts passés sont évalués sur la base de dépenses 
historiques et non d’une vision comptable. Les annui-
tés de coût nucléaire sont reconstituées à partir des 
éléments des rapports de la Cour des comptes sur 
les dates de construction des moyens actuellement 
existants, les dépenses d’investissement initial (inté-
grant les provisions liées aux charges de démantè-
lement et de gestion des déchets15), les dépenses 
de maintenance « de jouvence » et d’une hypothèse 
sur le coût historique du capital16. Ces coûts initiaux 
font l’objet d’un amortissement économique sur une 
durée de 40 ans, et la prolongation est représentée 

comme une décision d’investissement17. La méthode 
consistant à amortir économiquement les coûts ini-
tiaux sur 40 ans diffère de la règle d’amortissement 
comptable considérée par l’opérateur pour les réac-
teurs du palier 900 MW (amortissement sur 50 ans), 
pour les raisons exposées plus haut : l’application 
d’un amortissement sur une période de 50 ans rend 
plus délicate la comparaison de scénarios se distin-
guant par le nombre de réacteurs prolongés au-delà 
de 40 ans.

Les dépenses futures d’investissement dans le parc 
existant sont estimées sur la base d’un coût nor-
matif d’une visite décennale (qu’il s’agisse d’une 
deuxième, troisième, quatrième ou cinquième visite 
décennale) et le coût attribué à ces visites décen-
nales est calé sur la base des coûts du projet « grand 
carénage » tels qu’ils sont restitués dans les rapports 
de la Cour des comptes et des dernières communi-
cations d’EDF sur ce sujet18. En effet, il ressort de 
ces documents que le grand carénage consiste en 
un investissement global comprenant des dépenses 
réparties sur tous les réacteurs, pour la mainte-
nance courante du parc nucléaire, les changements 
de gros composants et les dépenses d’amélioration 
de la sûreté (« post-Fukushima » et d’incrément de 
sûreté « troisième génération », devant porter la 
sûreté du parc existant au niveau de la sûreté d’un 
réacteur EPR). Cette représentation ne conduit pas 
à identifier un « surcoût » spécifique pour les qua-
trièmes visites décennales. Les éléments commu-
niqués récemment par l’opérateur indiquent que le 
pic d’investissement concernerait plutôt la période 
actuelle (indépendamment de l’âge des réacteurs) 
du fait de l’intégration du retour d’expérience à 
 l’issue de l’accident de Fukushima ainsi que l’incré-
ment de sûreté « troisième génération ».

15.  Les coûts futurs de démantèlement, de gestion du combustible usé et de gestion à long terme des déchets sont estimés sur la base des éléments présents 
dans le rapport de la Cour des comptes de 2012 sur les coûts de la filière électronucléaire. Ils représentent l’équivalent de 15 % des coûts d’investissement 
initiaux. 

16.  En particulier, le coût d’accès au capital auquel EDF a eu accès, estimé à 4,5 % par la Cour des comptes est considéré. Il reflète les conditions historiques 
d’accès au capital d’EDF, qui disposait alors de la garantie de l’État.

17.  En 2016, EDF a pris la décision d’amortir comptablement les centrales nucléaires de 900 MW sur 50 ans. Dans le même temps, le prolongement effectif de 
la durée de vie de ces centrales reste conditionné à leurs visites décennales et aux éventuelles autorisations de prolongation afférentes. 

18.  L’affectation des coûts aux visites décennales résulte en réalité d’une simplification, qui consiste à considérer que la totalité des dépenses du « grand carénage » 
est liée à des visites décennales, et que ces dépenses se répartissent de manière homogène entre ces visites pour tous les réacteurs qui y sont confrontés durant 
la période d’étude. Il s’agit d’une hypothèse forte, qui conduit d’une part à comptabiliser les dépenses de prolongation du nucléaire de manière concentrée 
lors des visites décennales à proprement parler (alors que ces dépenses sont en réalité lissées sur une période plus importante), et d’autre part à considérer 
que les quatrièmes visites décennales emportent des coûts similaires aux précédentes. La première simplification (affecter le coût au moment des visites 
décennales) est de second ordre, puisque les scénarios du Bilan prévisionnel ne conduisent pas à des déclassements avant l’échéance d’une visite décennale. 
Le principe d’équipartition du poids de chaque visite décennale pourrait, par contre, conduire à sous-estimer le poids relatif des quatrièmes visites décennales 
dans l’équation économique des scénarios, si ces quatrièmes visites décennales sont effectivement plus coûteuses. Cette limite ne pourrait être levée qu’en 
disposant d’hypothèses plus précises sur la nature des investissements dans le projet « grand carénage », permettant d’identifier la part des investissements 
qui relève spécifiquement de la prolongation des tranches nucléaires. De tels éléments ne sont pas publics et n’ont pas fait l’objet de contribution lors de la 
consultation publique organisée par RTE. Les variantes nos 4 et 5 permettent de traiter cette incertitude en montrant l’influence d’une évolution du montant des 
dépenses d’investissement sur le nucléaire ou de leur répartition.
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Ceci donne lieu à l’établissement d’une première 
référence de coût pour le nucléaire, utilisée dans 
les variantes nos 1 à 3 :

 u Variante n° 1 (« CP ajustée ») : les références 
de coûts pour le nucléaire sont issues des 
rapports de la Cour des comptes et des com-
munications financières d’EDF. Les dépenses 
d’investissement comptabilisées sont d’environ 
45 milliards d’euros (constants) sur 2014-2025, 
ce qui conduit à affecter, par exemple, un coût 
d’investissement de 600 k€/MW pour la prolon-
gation d’un réacteur pour une durée de 10 ans 
(soit le coût d’une visite décennale). 

 Cette hypothèse est structurante dans l’analyse. En 
effet, malgré la documentation publique relevant de 
la Cour des comptes ou de la Commission de régu-
lation de l’énergie et les communications d’EDF, cer-
tains participants à la consultation publique ont fait 
état d’incertitudes sur les coûts futurs du nucléaire 
et leur décomposition (entre ceux qui relèvent 
des efforts nécessaires pour la prolongation des 
tranches, et ceux qui relèvent d’autres nécessités – 
par exemple, adapter le parc à de nouvelles exi-
gences de sûreté « post-Fukushima »). Par ailleurs, 
dans ses rapports de 2014 et 2016, la Cour des 
comptes indique que, compte tenu de leur ampleur, 
une grande partie des investissements de mainte-
nance et de rénovation et une partie des investis-
sements post-Fukushima prévus dans le cadre du 
grand carénage ne s’entendent que dans la pers-
pective d’une prolongation de la durée de vie des 
centrales19. Les analyses sur ce point pourront faire 
l’objet d’actualisations ultérieures, sur la base d’élé-
ments plus précis qui pourraient être rendus publics 
sur la nature des coûts du projet « grand carénage » 
et les quatrièmes visites décennales. 

À ce stade, afin de tester la robustesse des conclu-
sions présentées et préciser les enjeux autour des 
hypothèses sur les coûts de la prolongation des 
réacteurs, des variantes portant respectivement 
sur le montant global de l’investissement total à 
réaliser dans le nucléaire existant et sur le montant 
de prolongation des réacteurs nucléaires au-delà de 

40 ans ont été ajoutées. Ces variantes ne résultent 
pas d’informations spécifiques sur l’évolution des 
coûts du nucléaire, mais relèvent explicitement 
d’une approche de type «	stress	test	».

 u Variante n°  4 (« coût élevé du nucléaire ») : le 
coût d’ensemble des investissements à consen-
tir sur le parc nucléaire est supposé de 50 % 
supérieur aux estimations actuelles. Il s’établit 
donc à 67,5 milliards d’euros sur la période 2014-
2025 en considérant tous les réacteurs prolon-
gés à l’exception de Fessenheim, sans que cela 
ne conduise à revoir la répartition du coût global 
entre les différentes visites décennales ; 

 u Variante n° 5 (« surcoût des VD4 ») : pour les 
réacteurs prolongés au-delà de 40 années de 
fonctionnement, un coût spécifique « de prolon-
gation » est imputé lors de la quatrième visite 
décennale du fait de sa nature spécifique (le 
même coût spécifique est considéré lors d’une 
éventuelle cinquième visite décennale). La déci-
sion de prolongation est alors évaluée à hauteur 
de 1 200 k€/MW, contre 600 k€/MW dans l’hypo-
thèse de référence, tandis que le coût unitaire 
des deuxièmes et troisièmes visites décennales 
reste pris en compte à hauteur 600 k€/MW. 

11.7.3 Des messages communs 
sur les scénarios : la nécessité 
d’un investissement structurel 
dans  le parc de production

La transition énergétique nécessite une 
phase d’investissement, en cohérence 
avec une ambition visant à modifier 
de manière structurelle le système 
électrique
De manière générale, les scénarios du Bilan 
prévisionnel conduisent à une augmentation 
des investissements par rapport à la dernière 
décennie. Le système électrique fonctionne en 
effet par cycles, et celui qui s’est amorcé depuis 
le Grenelle de l’environnement, la loi de transi-
tion énergétique et l’adoption de la première pro-
grammation pluriannuelle de l’énergie, conduit 

19.  Elle précise que «	sauf	“obligation”	de	faire	fonctionner	les	centrales	jusqu’à	40	ans,	une	grande	partie	de	ces	investissements	ne	seraient	pas	réalisés	:	ils	
pourraient	soit	être	remplacés,	pour	certains,	par	des	investissements	moins	coûteux,	mais	à	durée	de	vie	plus	courte	(et	probablement	moins	productifs),	
soit	provoquer	l’arrêt	des	réacteurs	en	cas	de	panne	». 
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RÉCAPITULATIF DES CHOIX MÉTHODOLOGIQUES RETENUS 
POUR DÉFINIR L’ÉCONOMIE DES SCÉNARIOS

Périmètre  
des coûts

 u Coûts de production : coûts d’investissement et de capital, coûts 
d’exploitation fixes, coûts de combustible et de CO2 (sur la base des 
hypothèses concertées et présentées dans le chapitre 2) ;

 u Coûts du réseau d’interconnexion : coûts d’investissement et de capital ;
 u Coûts des imports et recettes d’exports résultant des échanges 
électriques.

Externalités  
prises en compte

 u Prix du CO2 (au prix de marché, et non une valeur tutélaire).

Périmètre  
d’évaluation

 u Coûts portés par les acteurs du système électrique, hors des taxes 
payées par les consommateurs sur leur facture

Indicateurs retenus 
pour calculer et 
comparer les coûts 
des scénarios

Plusieurs indicateurs sont utilisés pour l’analyse des scénarios :
 u Dépenses annuelles futures du système électrique

  Cet indicateur permet de mesurer l’effort financier à consentir pour faire 
évoluer le mix de production.

  La partie relative aux investissements peut être isolée de manière à 
identifier la part des dépenses correspondant à la mise en service de 
nouvelles installations ou à la prolongation des unités existantes. 

  Par ailleurs, les dépenses annuelles futures peuvent inclure ou non la 
valeur des échanges, c’est-à-dire l’effet net des coûts des imports et des 
recettes des exports. 

 u Coûts annualisés futurs et passés du système électrique
  Cet indicateur permet à la fois de comparer équitablement les scénarios 

et de dégager une tendance sur l’évolution des coûts par rapport au sys-
tème actuel. 

 Les coûts annualisés futurs peuvent être isolés.

Méthode de calcul des 
coûts passés et futurs

 u Coûts passés évalués sur la base des dépenses historiques reconstituées 
pour les différentes filières, et en s’appuyant sur les dates de construction, 
la durée de vie des centrales et les coûts historiques d’investissement

 u Coûts futurs évalués sur la base des volumes d’investissement par filière, 
des coûts (fixes et variables) associés à chacune de ces filières

 u Cinq variantes de coûts permettant de refléter les incertitudes sur les coûts 
d’investissement dans les énergies renouvelables et dans le nucléaire.

Choix d’une variante 
comparaison basée 
sur les paramètres 
communs suivants

 u Consommation : stabilité en 2035
 u Prix du CO2 et des combustibles : AIE-Current Policies (CO2 médian)
 u Développement des interconnexions : SDDR 2016 – dates prudentes 
(médiane)
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mécaniquement à des transformations structu-
relles dans le parc de production. 

Les investissements dans le système de produc-
tion et les interconnexions seraient compris entre 
7 et 14 milliards d’euros par an, en comptabilisant 
uniquement les « investissements bruts » (c’est-
à-dire les montants devant être déboursés pour 
construire et mettre en service de nouvelles ins-
tallations, ou pour prolonger des installations exis-
tantes comme des réacteurs nucléaires).

L’importance des investissements est une carac-
téristique commune des scénarios. Naturellement, 
les scénarios Ampère et Watt, établis sur la base de 
la trajectoire la plus importante pour les énergies 
renouvelables (« rythme PPE haut ») sont caracté-
risés par des investissements plus soutenus. C’est 
particulièrement le cas pour le scénario Ampère 
qui cumule l’ambition de développement des EnR 
avec la prolongation d’une partie significative du 
parc électronucléaire. À l’opposé, le scénario Hertz 
conduit à des investissements initiaux plus réduits 
(davantage d’investissement dans des capacités 

de semi-base ou de pointe, qui présentent des 
coûts initiaux moins élevés mais conduisent 
dans un second temps à des coûts variables plus 
importants). 

À cet égard, la comparaison avec d’autres pays 
européens ayant fait le choix d’une transition éner-
gétique ambitieuse est éclairante. À titre d’exemple, 
sur la période 2007-2016, l’Allemagne a dépensé 
en moyenne 16 milliards d’euros par an en inves-
tissement20 pour le développement de 70 GW de 
nouvelles capacités d’énergies renouvelables élec-
triques21, avec un pic d’investissement annuel qui 
a atteint près de 25 milliards d’euros sur la seule 
année 2010. Ces investissements ont été accom-
pagnés du déclassement du parc de production 
nucléaire allemand (pour un volume du même 
ordre que dans le scénario Ampère) et du maintien 
du parc thermique afin de maîtriser les coûts de la 
transition énergétique. Ce choix reflète la politique 
énergétique allemande des dernières années : don-
ner la priorité à la sortie du nucléaire. Néanmoins, 
il met aussi en évidence que toute transition éner-
gétique (i) conduit à un renouvellement du parc de 

20. Source : BMWi, August 2017, Development of Renewable Energy Sources in Germany 2016
21.  Dont environ 27 GW d’éolien, 36 GW de photovoltaïque et 4 GW de centrales de la filière biomasse

Tableau 11.1 Description des différentes variantes sur les hypothèses de coûts

Coûts des EnR Coûts du nucléaire

Éolien en mer et 
énergies marines Autres EnR Coût des VD2 

et VD3
Coût des VD4 

et VD5

Variante n° 1 « CP ajustée »

Diminution forte du 
coût de l’éolien en mer 

et énergies marines 
ou substitution par de 
l’éolien terrestre ou du 

photovoltaïque

Coûts de la consultation 
publique

Coût normatif sur la base des coûts 
du « grand carénage » (600 €/kW)

Variante n° 2 « CP brute » Coûts bruts de la 
consultation publique

Coûts de la consultation 
publique

Coût normatif sur la base des coûts 
du « grand carénage » (600 €/kW)

Variante n° 3 « Diminution forte 
du coût des EnR »

Diminution forte du coût 
de l’éolien en mer et 

énergies marines

Coûts à horizon 2035 
inférieurs de 20 % aux 
coûts de la consultation

Coût normatif sur la base des coûts 
du « grand carénage » (600 €/kW)

Variante n° 4 « Coût élevé 
du nucléaire »

Diminution forte du coût 
de l’éolien en mer et 

énergies marines

Coûts de la consultation 
publique

Coût normatif en considérant 
une augmentation de 50 % du 
« grand carénage » (900 €/kW)

Variante n° 5 « surcoût des VD4 »
Diminution forte du coût 

de l’éolien en mer et 
énergies marines

Coûts de la consultation 
publique

Coût normatif 
inchangé  

(600 €/kW)

Doublement du 
coût les VD4 et VD5  

(1 200 €/kW)
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Figure 11.41 Dépenses d’investissements
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Figure 11.42 Dépenses annuelles en France (i.e. investissement, exploitation, combustible et CO2),  
hors balance commerciale des échanges d’électricité
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production et donc à des investissements impor-
tants et (ii) peut être facilitée en s’appuyant sur une 
partie du parc de production existant. 

Ces investissements se traduisent 
dans les chroniques de dépenses 
associées à chaque scénario, 
qui sont orientées à la hausse
La comptabilisation de toutes les dépenses asso-
ciées aux scénarios conduit à prendre en compte 
les autres postes de coût (charges opérationnelles 
fixes, coûts variables de fonctionnement y compris 
le coût du CO2). 

Les scénarios poussés de diversification du sys-
tème électrique sont caractérisés par des dépenses 
soutenues (cf.	 figure	 11.42). Ceci est vrai pour 
tous les scénarios. 

À l’horizon 2035, l’impact de la balance commer-
ciale est important, de l’ordre de 7 milliards pour 
le scénario Ampère, 4 milliards pour le scénario 
Hertz, 9 milliards pour le scénario Volt et proche de 
zéro pour le scénario Watt (dans leur variante de 
comparaison). En conséquence, la prise en compte 

de la balance commerciale modifie substantiel-
lement l’interclassement des scénarios du point de 
vue des dépenses (cf.	figure	11.43).

Avec les hypothèses de référence, les scénarios 
Hertz et Ampère présentent des caractéristiques 
très proches sur ce poste (Ampère est légèrement 
plus onéreux sur les cinq premières années, et 
légèrement plus compétitif sur les cinq dernières 
années). Le volume des énergies renouvelables est 
le principal facteur de distinction entre ces deux 
scénarios. 

La représentation des coûts de façon 
annualisée et intégrant les coûts passés 
conduit à disposer d’un diagnostic 
nuancé sur l’évolution des coûts 
L’investissement initial dans les énergies renouve-
lables conduit aussi à pouvoir tirer profit dans la 
durée du renouvellement du parc de production. 
Cet impact est reflété dans l’analyse sur les coûts 
annualisés. En effet, cette logique de présenta-
tion des coûts des scénarios permet de prendre en 
compte les gains liés aux effets au-delà de 2035 
des différents scénarios.

Figure 11.43 Dépenses annuelles nettes de la balance commerciale des échanges d’électricité
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Figure 11.44 Coûts annualisés futurs, nets de la balance commerciale des échanges d’électricité
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Les analyses mobilisant les coûts annualisés 
« futurs » (cf.	 figure	 11.44), c’est-à-dire posté-
rieurs à 2017, permettent de préciser le diagnostic 
ébauché jusqu’alors :

 u la proximité entre les coûts attribués aux scéna-
rios Ampère et Hertz se confirme ;

 u le scénario Volt présente des caractéristiques 
de coût fortement liées à la prise en compte de 
la balance commerciale, mais cet effet est éga-
lement valable pour le scénario Ampère ;

 u dans le scénario Watt, l’investissement complé-
mentaire en moyens thermiques – qui est renforcé 
dans la variante « comparaison » du scénario – est 
un facteur déterminant d’explication des résultats. 
Cela confirme l’une des conclusions du chapitre 9, 
à savoir qu’un tel scénario doit nécessairement 
être accompagné de mesures très volontaristes 
sur la consommation d’électricité.

L’analyse sur la base des « coûts annualisés com-
plets » (cf.	figure	11.45,	page	394), intégrant les 
coûts passés (antérieurs à 2017) et futurs (pos-
térieurs à 2017), met en avant une augmenta-
tion modérée ou une stabilité des coûts pour les 
scénarios Ampère, Hertz	et Volt. Pour ce dernier 
scénario, des configurations où les coûts baissent 

de façon modérée, sont également identifiées. Les 
différentes variantes peuvent conduire à position-
ner différemment certains scénarios les uns par 
rapport aux autres.

Une autre métrique, qui consisterait à analyser le coût 
moyen de production d’électricité sans tenir compte 
de la balance commerciale, conduirait à une variation 
entre 2017 et la moyenne 2017-2035 du coût moyen 
de production de 4 €/MWh à 6 €/MWh (selon qu’on 
considère la variante n° 1 ou n° 2) dans Ampère, et 
une variation entre 0 et 2 €/MWh dans Volt.

S’agissant de la tendance : celle-ci est dans un pre-
mier temps haussière (période 2020-2025), puis 
baissière sur 2025-2035 pour Ampère, Hertz	et Volt. 

Ce résultat doit être considéré avec précaution car 
les coûts passés ont fait l’objet d’une reconstitution, 
nécessairement tributaire de certaines hypothèses. 
Pour autant, le niveau de coûts annualisés obtenu 
sur 2016 (n’intégrant par définition que des coûts 
annualisés « passés ») est cohérent avec d’autres 
analyses. Le niveau d’un coût actuel de la produc-
tion entre 25 et 30 milliards d’euros par an est en 
ligne avec l’analyse menée par la CRE en 2013 sur 
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22.  Une fois certaines différences d’hypothèses neutralisées (correction du périmètre d’analyse pour le passé d’un périmètre « EDF » à un périmètre « France », 
non prise en compte des coûts de commercialisation, prise en compte des recettes d’export), les niveaux sont très proches, malgré certaines différences 
méthodologiques (notamment prise en compte des investissements passés de façon comptable). La durée d’amortissement considérée pour le parc nucléaire 
a un impact sur la répartition des coûts annualisés entre les différents horizons. Par exemple, un amortissement sur 50 ans (par rapport à l’hypothèse 
considérée d’un amortissement sur 40 ans) conduit à des coûts annualisés plus faibles sur le début de l’horizon (impliquant une baisse de l’ordre de 1 €/MWh) 
et plus importants sur la fin de l’horizon (impliquant une hausse de l’ordre de 1 €/MWh).

les coûts de production d’EDF de l’année 201222. De 
manière générale, les coûts de production analysés 
dans la présente section pourraient être du même 
ordre de grandeur sur la période 2030-2035. Leur 
évolution serait caractérisée par un mouvement 
d’augmentation dans un premier temps, suivi d’une 
diminution durant la seconde partie de la période 
étudiée. Ce résultat devra être complété par une 
analyse du poste « réseau ».

11.7.4 Une analyse qui fait ressortir 
des tendances communes à tous les 
scénarios sur le plan économique

Le coût associé aux énergies 
renouvelables augmente moins 
rapidement que leur volume 
Dans tous les scénarios, le développement des 
énergies renouvelables est ambitieux. Pour l’éolien, 

le rythme de développement est a minima multiplié 
par 3 et pour le solaire par 5 par rapport au rythme 
actuel. Cet accroissement conduit logiquement à 
une augmentation des investissements dans ces 
filières par rapport à la situation actuelle :

 u l’investissement annuel à consentir dans les 
énergies renouvelables évolue entre 6 et 8,6 mil-
liards d’euros par an dans les scénarios (selon 
la variante n° 1 pour les coûts, c’est-à-dire hors 
prise en compte des filières moins matures) ; 

 u le coût annualisé des énergies renouvelables 
(CAPEX, OPEX de fonctionnement et, pour 
les filières bioénergies, coûts de combustible) 
s’établit entre 10,7 et 15 milliards d’euros par an 
avec les mêmes hypothèses.

La baisse des coûts unitaires reflétée dans les hypo-
thèses du Bilan prévisionnel permet de maîtriser 
les coûts du système. Ainsi, le coût associé au 
développement des énergies renouvelables 

Figure 11.45 Coûts annualisés nets de la balance commerciale des échanges d’électricité
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 u l’effet du passage de la variante n° 1 à la variante 
n° 2 est significatif. Cela souligne que les inves-
tissements dans certaines filières émergentes 
peuvent peser de manière substantielle sur 
l’analyse économique même pour des volumes 
restreints. En ce sens, ce constat prolonge le 
précédent sur les « coûts du passé », une par-
tie des futurs développements de ces filières 
reposent sur des engagements déjà pris (appels 
d’offres 1 et 2 sur l’éolien en mer) ;

 u l’effet d’un nouvel abaissement des coûts (variante 
n° 3) est moins important. Cela traduit le fait que 
le « poids » de l’investissement dans de nouvelles 
capacités éoliennes et photovoltaïques à l’hori-
zon 2025-2030 et 2030-2035 est réduit dans les 
scénarios, du fait des diminutions de coûts déjà 
intégrées. Dès lors, un accroissement de leur 
compétitivité à cet horizon entraîne un impact 
plus limité sur le coût d’ensemble du système.

La sensibilité des résultats à ces variantes est plus 
élevée sur les scénarios Ampère et Watt, qui dans 
leur cas de base prévoient un développement très 
poussé des énergies renouvelables. Pour autant, 
dans tous les scénarios, le choix de telle ou telle 
variante conduit à des impacts de plusieurs mil-
liards d’euros par an (jusqu’à environ  5  milliards). 
Les variations de coût moyen de production d’élec-
tricité correspondantes sont de l’ordre de la dizaine 
d’euros par MWh produit.

Figure 11.46 Évolution comparée des coûts annualisés 
et des volumes d’énergie produits par les filières 
éolienne terrestre et photovoltaïque (base 100 en 2016)
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n’est pas proportionnel à l’accroissement du 
volume d’énergies renouvelables : le volume 
croît beaucoup plus vite que les coûts. 

À titre d’exemple, cette évolution est particulière-
ment marquée pour la filière solaire. La baisse des 
coûts observée depuis les premiers déploiements 
significatifs au début des années 2010 compense 
en grande partie l’évolution des volumes installés. 
Il est donc attendu que les coûts annualisés de la 
filière photovoltaïque n’augmentent que transitoi-
rement entre 2025 et 2030 et reviennent en 2035 
à des niveaux proches des niveaux actuels, alors 
même que leur volume aura considérablement 
augmenté (multiplié par cinq à huit dans les tra-
jectoires « rythme PPE » et « rythme PPE haut »).

Les variantes sur les énergies 
renouvelables permettent d’établir 
la sensibilité des coûts aux choix 
d’investissement dans les différentes 
filières
Les trajectoires d’évolution des énergies renouve-
lables présentées au chapitre 2 n’ont pas fait l’objet 
d’une « optimisation interne » sur la place relative 
des différentes filières. Elles reposent en effet sur 
la prolongation des tendances de la PPE actuelle, 
de manière à disposer de trajectoires contrastées. 

Les éléments présentés aux chapitres 6 à 9, puis 
dans le chapitre 10 sur l’autoconsommation indi-
viduelle, montrent qu’une évolution de la part 
relative des différentes filières peut conduire à 
des impacts importants sur les coûts. En intégrant 
les incertitudes sur les coûts des filières les moins 
matures, ou les informations nouvelles acquises 
depuis la consultation publique du printemps 2017, 
il apparaît que différents bouquets d’énergies 
renouvelables peuvent conduire à des coûts 
totaux annualisés fortement différenciés. 
À titre d’exemple, une place plus importante 
pour le photovoltaïque pourrait être envisa-
gée sur la base des premières analyses.

Les trois premières trajectoires de coût examinées 
dans l’analyse du Bilan prévisionnel permettent 
de disposer d’une idée des marges d’optimisation 
qui résident dans l’évolution du coût unitaire des 
filières EnR et dans les différentes pondérations 
possibles entre les filières renouvelables : 
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Dit autrement, l’analyse économique établit 
qu’il existe des marges de manœuvre pour 
contrôler le coût de la montée en puissance 
des énergies renouvelables. Sur la base des 
scénarios étudiés, qui n’ont pas vocation à 
présenter des trajectoires renouvelables opti-
misées, des déclinaisons et aménagements 
sont donc possibles pour modérer les coûts. 

Les « coûts du passé » sont à prendre 
en compte dans l’analyse économique
Les analyses menées sur les scénarios 
concourent au diagnostic sur le caractère subs-
tantiel, dans les dépenses futures, des enga-
gements nés du passé. L’effet des engagements 
souscrits jusqu’en 2017 est en effet visible dans les 
coûts annualisés du système. Ceci est dû non seule-
ment au prix unitaire des installations, mais égale-
ment au coût du capital qui représente de l’ordre de la 
moitié du coût annualisé des nouvelles installations. 

Ceci confirme que le coût des scénarios de transi-
tion énergétique peut être largement attribuable à 
la phase de transition entre les premiers déploie-
ments et un déploiement compétitif des énergies 
renouvelables.

Plus précisément, ces coûts doivent être subdivi-
sés en deux catégories.

En premier lieu, certains coûts futurs (non encore 
supportés par les acteurs du système électrique) sont 
issus des choix du passé. C’est le cas du démantèle-
ment des installations et du traitement des déchets, 
pour l’ensemble des technologies de production, et 
notamment pour le nucléaire. C’est également le 
cas des coûts des premiers parcs d’éoliennes en mer 
prévus par les appels d’offres réalisés depuis 2011.

En second lieu, certains coûts correspondent à des 
investissements déjà réalisés, mais toujours en 
cours d’amortissement. En effet, même si les ins-
tallations de production correspondantes ont déjà 
été mises en service ou sont en passe de l’être, 
leurs coûts n’ont pas encore été répercutés dans 
leur intégralité au consommateur. 

S’agissant des énergies renouvelables, la 
Commission de régulation de l’énergie a publié 
en octobre 2014 une étude de référence sur les 
charges de service public, en analysant l’historique 
des charges ainsi que leurs perspectives d’évolu-
tion pour les années à venir. Notamment, ce rap-
port mettait en exergue l’importance du « poids du 
passé » dans l’évolution prévisionnelle des charges 
de service public. Il insistait sur les engagements 
financiers correspondants pour la collectivité, sous-
crits pour de très longues durées sans quantification 
préalable précise et sans validation parlementaire. 
Datée de juillet 2017, la plus récente délibération de 
la CRE sur l’évaluation des charges de service public 
de l’énergie pour 2018 actualise une évaluation des 
charges sur une durée de cinq années, et comprend 
une description détaillée des charges résultant des 
appels d’offres qui se sont échelonnés entre 2011 
(premier appel d’offres pour l’éolien en mer) et 
2017. La délibération rappelle que, pour les cinq 
prochaines années, près de la moitié du montant 
des engagements de la collectivité relève toujours 
de dépenses engagées avant 2011.

L’effet des échanges d’électricité 
sur la balance commerciale constitue 
une composante importante dans 
l’appréciation des coûts du système 
électrique
La balance commerciale des échanges d’électri-
cité représente aujourd’hui des recettes signifi-
catives pour la France (de l’ordre de 1,2 milliard 
d’euros en 2016 et d’un peu plus de 3 milliards 
d’euros en 201523, en comptabilisant les recettes 
d’exportation, les dépenses d’importation et 
la part des rentes de congestion sur les inter-
connexions revenant à la collectivité française). 
Relativement aux coûts de production engagés, 
ces recettes demeurent assez faibles, inférieures 
à 5 % des coûts. 

Dans les scénarios où le parc à coût variable faible 
(nucléaire et renouvelables) est important et 
associé à un développement important des inter-
connexions, la France se trouverait en situation 
d’exporter des volumes plus importants. Ceux-ci 

23.  La balance commerciale des échanges d’électricité sur l’année 2016 a été plus faible que sur les années précédentes, notamment en raison de la faible 
disponibilité des groupes nucléaires sur la fin de cette année.
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seraient de plus davantage valorisés : dans les 
variantes « comparaison » des scénarios, les prix 
des combustibles sont établis selon la trajectoire 
médiane, ce qui signifie notamment un prix du CO2 
de 30 euros par tonne à horizon 2035.

La valeur des échanges est ainsi susceptible d’aug-
menter fortement, pour atteindre des valeurs com-
prises entre 5 et 10 milliards d’euros par an selon 
les scénarios (hors scénario Watt). Ces excédents 
influent de manière significative sur l’analyse pour 
le système électrique français. C’est notamment le 
cas des scénarios Ampère et Volt, marqués tous 
deux par des productibles nucléaires et renou-
velables importants (en 2035, environ 605 TWh 
dans Ampère et 590 TWh dans Volt). À l’opposé, 
la balance commerciale est plus limitée dans les 
scénarios Hertz et Watt.

Ce résultat met en évidence l’enjeu à intégrer le bilan 
net des imports/exports de la production d’électricité 
française dans l’analyse de scénarios reposant sur un 
mix essentiellement composé d’installations à coût 
variable faible (renouvelables et nucléaire). Il pose 
également la question de l’acceptabilité politique 
de situations marquées, au niveau européen, par la 
coexistence de zones structurellement exportatrices 
d’une part et fortement importatrices d’autre part, 
même si ceci résulte de la logique du marché euro-
péen de l’énergie. 

Les analyses confirment la possibilité 
d’arbitrages économiques en faveur des 
énergies renouvelables par rapport aux 
moyens thermiques 
L’examen des propriétés économiques des 
scénarios Ampère et Hertz conduit à un 
enseignement fort : les coûts annualisés nets 
des scénarios sont très proches sur toute 
la période d’étude. Ces scénarios sont en effet 
directement comparables, dans la mesure où ils 
obéissent à des principes de construction similaires 
(atteindre 50 % pour la part du nucléaire en rem-
plaçant certains réacteurs arrivant à la quatrième 
visite décennale, respectivement par des énergies 
renouvelables uniquement ou par une combinaison 
d’EnR et de centrales au gaz). 

Autrement dit, le postulat du scénario Ampère 
(ne remplacer des centrales nucléaires que 
par des énergies renouvelables, en se pas-
sant de nouveau moyen thermique) n’appa-
raît pas constituer un facteur de surcoût. 

Le diagnostic est fortement dépendant du prix 
du CO2 : avec un prix plus important (respecti-
vement plus faible), le scénario Ampère serait 
moins coûteux en comparaison (respectivement 
plus coûteux). Ce diagnostic prolonge les éléments 
présentés au chapitre 2, et souligne la possibilité 
d’arbitrages économiques en faveur des énergies 

Figure 11.47 Balance commerciale des échanges d’électricité
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renouvelables par rapport aux moyens thermiques 
dans certaines configurations de marché.

Il est enrichi par l’examen des différentes variantes. 
Naturellement, des perspectives de diminution 
plus rapide des coûts des énergies renouvelables 
(variantes nos 1 et 3) accroissent les performances 
économiques du scénario Ampère, tandis qu’une 
augmentation des coûts du nucléaire (variantes 
nos  4 et 5) ou des énergies renouvelables (variante 
n° 2) conduit à l’effet opposé. Les variantes du scé-
nario Ampère, et notamment la variante Ampère 2 
(trajectoire « rythme PPE ») peuvent à cet égard 
permettre d’améliorer la performance économique 
du scénario.

D’un point de vue temporel, les coûts associés à 
Ampère sont légèrement plus importants sur la 
période 2020-2025, et légèrement plus faibles sur 
la période 2030-2035. La structure de ces coûts 
n’est pas la même : le scénario Ampère néces-
site davantage d’investissements, conduit à des 
dépenses plus importantes, mais engendre égale-
ment des recettes liées aux exports plus élevées.

Les analyses du Bilan prévisionnel 
confirment l’intérêt économique d’un 
allongement de la durée de vie de 
certains réacteurs nucléaires
Dans la logique de construction des scénarios, 
Ampère, Hertz et Volt conduisent à prolonger une 
partie du parc de production nucléaire à l’horizon 
2035. Ce n’est pas le cas du scénario Watt, qui 
conduit au déclassement de l’ensemble du parc 
nucléaire. 

La comparaison des coûts annualisés nets de 
la balance commerciale des différents scéna-
rios met en évidence une augmentation mar-
quée des coûts du système électrique dans 
le scénario Watt par rapport à la situation 
actuelle et aux autres scénarios, dans le cas 
où la consommation d’électricité ne diminue 
pas de façon effective. 

À l’inverse, le scénario Volt, construit sur la 
base d’un critère de débouchés économiques du 
parc nucléaire, montre que le maintien d’un parc 
nucléaire important, quoique réduit par rapport à 
son niveau actuel, concomitant à un développement 

soutenu des énergies renouvelables, permet d’affi-
cher un coût annualisé net plus faible une fois inté-
gré la valeur des échanges d’électricité. D’autres 
indicateurs, qui évaluent le coût du MWh pro-
duit (les coûts annualisés sont rapportés au 
volume produit) confirment cette conclusion. 

D’un strict point de vue économique, au regard du 
système électrique français actuel, cette analyse 
met en évidence qu’un allongement de la durée 
de vie de certains réacteurs nucléaire au-delà 
de 40 ans est pertinent. Cette conclusion s’ap-
puie sur les hypothèses présentées au chapitre 2, 
reprises du rapport de la Cour des comptes et des 
communications financières d’EDF. Elle semble 
robuste, dans le sens où l’avantage compétitif 
serait conservé même en intégrant les analyses 
de sensibilité basées sur les variantes nos  4 et 5, 
qui prévoient respectivement un surcoût global de 
l’investissement du parc nucléaire ou un surcoût 
spécifique associé à la prolongation au-delà de 
40 ans de fonctionnement. Ces analyses de sensi-
bilité économiques complètent les variantes sur le 
mix présentées au chapitre 8 pour l’étude du scé-
nario Volt. Ainsi, les hypothèses sur le dévelop-
pement des renouvelables en France et dans 
le reste de l’Europe sont susceptibles d’être 
plus structurantes sur l’économie de la filière 
nucléaire en France que celles sur le coût du 
grand carénage. 

Notamment, en considérant les niveaux d’énergies 
renouvelables déployés en France et en Europe 
comme un paramètre exogène, l’analyse pré-
sentée au chapitre 8 a mis en évidence que 
cette performance économique intégrait le 
déclassement de certains réacteurs à horizon 
2035 dans le scénario Volt. Le maintien du parc 
nucléaire à hauteur de 63 GW, dans cette confi-
guration de paramètres, semble moins performant 
économiquement, notamment du fait des impacts 
sur la balance commerciale des exports d’électri-
cité, y compris selon la « variante n° 1 » pour les 
coûts du nucléaire. 

L’avantage des scénarios prévoyant une prolonga-
tion large du nucléaire est susceptible de se réduire 
si le coût de la prolongation de la durée de vie des 
réacteurs devait être revu à la hausse au cours des 
prochaines années. 
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11.7.5  Les premiers résultats d’analyse 
économiques nécessitent d’être 
approfondis

La première quantification économique des scéna-
rios répond à une attente forte exprimée lors de la 
consultation publique. L’analyse présentée dans les 
différents scénarios et les éléments de comparai-
son détaillés précédemment permettent de fournir 
de premiers éléments et ont conduit à définir un 
socle commun de compréhension des scénarios, 
sous l’angle économique.

Ce travail appelle néanmoins des approfondisse-
ments, qui ont déjà fait l’objet de demandes des 
parties prenantes dans le cadre de la concertation 
sur le Bilan prévisionnel, et qui permettront de 
préciser ces résultats économiques. 

Sur l’efficacité énergétique
Les scénarios du Bilan prévisionnel sont assis sur 
des trajectoires de consommation stables ou en 
baisse. Ces trajectoires s’appuient sur la poursuite 
des efforts en matière d’efficacité énergétique 
et une évolution des comportements individuels 
quant à la consommation électrique. 

Les efforts permettant d’infléchir la courbe de 
consommation font partie des leviers importants 
pour faciliter la transition énergétique sur le volet 
de la production d’électricité. À titre d’exemple, 
dans le scénario Watt, la différence entre la tra-
jectoire 4 et la trajectoire 2 de consommation per-
met d’éviter la construction de 13 GW de nouveaux 
moyens de production thermiques et le recours à 
6 milliards d’euros de combustibles et d’émissions 
de CO2 (au prix supposé de la tonne). 

Dans ce contexte, il sera nécessaire de complé-
ter le cadre méthodologique relatif à l’évaluation 
économique des scénarios pour être en mesure de 
traduire l’effet associé aux mesures de maîtrise de 
la demande en électricité. 

Sur les transferts d’usage
Dans le cadre des travaux d’approfondissement 
sur le développement des véhicules électriques, 
un volet sera dédié à l’analyse croisée des coûts 
entre le secteur électrique et le secteur de 
l’appro visionnement en produits pétroliers afin 

de disposer d’une première analyse économique 
multi-énergies associée aux scénarios de transi-
tion énergétique. 

Sur les trajectoires de développement 
des énergies renouvelables
Le choix de la trajectoire « PPE haut », qui cor-
respond à une prolongation à l’horizon 2035 des 
trajectoires de la PPE actuelle sans intégrer de 
considérations économiques, peut également 
conduire à modifier l’équilibre économique des 
scénarios. En effet, le Bilan prévisionnel n’a pas 
pour vocation de définir des trajectoires optimales 
de développement régulé de différentes filières, 
notamment renouvelables, mais de balayer un 
large champ des possibles. Ce large champ des 
possibles permet de « tester » plusieurs scénarios 
de transition énergétique et d’explorer plusieurs 
gisements possibles pour les énergies renouve-
lables. Cela peut conduire, lorsque les curseurs 
sont poussés à un niveau élevé, sans considération 
économique, à pénaliser les résultats de certains 
scénarios. Ainsi, un travail détaillé filière par filière 
pourrait conduire à un panachage différent entre 
filières renouvelables et à réduire les engagements 
financiers associés.

Sur les hypothèses de coût 
des différentes filières
Concernant les énergies renouvelables, certaines 
filières connaissent des dynamiques de coût en 
forte évolution et les prévisions faites à un ins-
tant donné doivent être régulièrement révisées 
au regard des développements de la filière, 
des résultats des appels d’offres en France et à 
l’étranger.

Concernant le parc nucléaire, des incertitudes 
peuvent exister sur les coûts futurs et certaines 
informations ne sont pas disponibles pour évaluer 
précisément leur structure, notamment afin de 
déterminer quels coûts sont imputables à la pro-
longation des tranches au-delà de leur quatrième 
visite décennale et lesquels ne le sont pas. Des 
travaux complémentaires pourraient être menés 
en concertation avec les parties prenantes pour 
dresser des trajectoires possibles sur les coûts 
futurs du nucléaire à intégrer à l’analyse des 
scénarios.
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Bien que de nombreuses études ou analyses four-
nissent des chiffrages sur le coût de la transition 
énergétique, les différences en matière de périmètre 
(coût de production uniquement ou incluant les 
coûts de réseau et de maîtrise de la demande), de 
méthodologie (notamment représentation ou non de 
trajectoires et prise en compte du parc existant) et 
d’indicateurs utilisés (coût total annualisé, dépenses 
d’investissement, coût complet du MWh…) rendent 
difficile l’analyse comparative des chiffrages réalisés. 
En particulier, peu d’études publiées ont cherché à 
estimer les coûts passés et/ou actuels du système 
électrique en absolu.

Cet encadré présente différents ordres de grandeur 
trouvés dans la littérature sur le coût du système élec-
trique français et de ses évolutions dans les futures 
décennies. La liste des études et analyses citées n’est 
évidemment pas exhaustive mais permet de donner 
un premier aperçu de l’évaluation des coûts du sys-
tème électrique français ainsi que de la complexité 
d’un tel exercice.

 u Un rapport de la CRE24 publié en 2013 sur 
l’analyse des coûts comptables de produc-
tion et de commercialisation d’EDF en France 
permet d’apporter un ordre de grandeur sur le 
coût historique du système électrique français. 
Ainsi, en 2012, les coûts comptables de produc-
tion et de commercialisation d’EDF atteignaient 
25,4 milliards d’euros, répartis en environ 5 mil-
liards de coûts variables, 7 milliards d’OPEX 
fixes, 11 milliards de charges de capital et 2 mil-
liards de coûts de commercialisation. Cette 
somme intègre l’ensemble des coûts variables 

et des coûts fixes de production au sens comp-
table, donc y compris l’amortissement comp-
table des investissements passés (mais qui est 
potentiellement différent des annuités calculées 
sur l’ensemble de la durée de vie). En revanche, 
elle ne comprend que les coûts de l’opérateur 
EDF, et s’entend avant correction des dépenses 
et recettes associées aux imports/exports. 
Extrapolé à la maille France, ce montant permet 
toutefois de valider un ordre de grandeur du 
coût actuel du système électrique français 
de l’ordre de 27 milliards d’euros par an, 
hors coûts de réseau et coûts de commer-
cialisation et avant correction de la balance 
commerciale.

 u Une analyse récente de l’Institut Montaigne25 
sur le coût d’une sortie du nucléaire se base 
sur un calcul en différentiel des coûts entre 
un parc « avec » et « sans » nucléaire. L’analyse 
chiffre à 217 milliards d’euros le surcoût de sortie 
du nucléaire entre 2018 et 2035, soit entre 10 et 
13 milliards d’euros par an, répartis en 8 à 11 mil-
liards d’euros par an de surcoût d’investissement 
et d’exploitation des capacités de production, 
0,7 milliard d’euros par an de coût d’adaptation du 
réseau et 1,4 milliard par an de coût d’indemni-
sation de l’opérateur EDF26. Ces chiffres peuvent 
être mis en comparaison des différences de coûts 
annualisés du système électrique dans les quatre 
scénarios du Bilan prévisionnel. En revanche, 
l’analyse ne fournit pas d’éléments sur les coûts 
totaux ou les dépenses d’investissement du sys-
tème électrique en absolu, ni de chiffrage du coût 
actuel du système électrique.

COMMENT ESTIMER LE COÛT TOTAL  
DU SYSTÈME ÉLECTRIQUE FRANÇAIS ?

24.  CRE, 2013, Analyse des coûts de production et de commercialisation d’EDF dans le cadre des tarifs réglementés de vente d’électricité
25.  Institut Montaigne, 2017, Chiffrage du coût de la mesure « Sortie du nucléaire » proposée par certains candidats à l’élection présidentielle
26.  Il n’apparaît pas bien clair si cette composante de coût est réellement un coût pour la collectivité (par exemple si l’indemnisation reflète le surcoût lié à 

l’avancement des travaux de démantèlement des centrales) ou s’il s’agit uniquement d’un coût pour l’État mais pas pour la collectivité (par exemple, s’il 
s’agit uniquement d’indemniser EDF pour le manque à gagner lié à la fermeture des centrales).
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 u L’étude menée par l’ADEME27 en 2015 apporte 
également un chiffrage du coût associé à un 
système 100 % renouvelable en 2050, évalué à 
environ 50 milliards d’euros par an, comprenant 
environ 37 milliards d’euros par an de coûts de 
production, de flexibilité sur la consommation 
et de stockage, et 13 milliards d’euros par an 
de coûts de réseau, les coûts de maîtrise de la 
demande n’étant pas comptabilisés, de même que 
la valorisation des imports/exports. Le surcoût 
par rapport à un système avec nucléaire apparaît 
limité à 2-3 milliards d’euros par an. La différence 
avec l’analyse de l’institut Montaigne s’explique 
essentiellement par des différences en matière 
d’horizon temporel et en termes d’hypothèses sur 
les coûts des différentes technologies. L’étude de 
l’ADEME ne fournit pas d’éléments sur la trajectoire 
de dépenses d’ici à 2050, ni de comparaison avec 
les coûts du système électrique actuel.

 u Les scénarios négaWatt publiés en 201728 
sont accompagnés d’un chiffrage des 
dépenses à réaliser pour atteindre un mix 
énergétique 100 % renouvelable en 2050. Les 
dépenses annuelles totales (comprenant l’investis-
sement mais également les coûts de combustible 
et de fonctionnement) sont évaluées entre 80 et 
110 milliards d’euros par an pour l’ensemble du 
secteur énergétique et à près de 320 à 350 mil-
liards d’euros par an en ajoutant les secteurs 
« transport » et « bâtiment ». S’agissant du secteur 
électrique, le coût peut être estimé entre 30 et 
45 milliards d’euros par an, avec un surcoût moyen 

d’environ 3 milliards d’euros par an par rapport à 
un scénario tendanciel.

 u L’étude d’impact économique de la PPE 
publiée en 2016 apporte des éléments écono-
miques sur l’écart de PIB entre le scénario PPE par 
rapport à un scénario tendanciel. Cet écart de PIB 
est évalué à environ 1,1 point en moyenne sur la 
période 2014-2030, soit de l’ordre de 23 milliards 
d’euros par an entre les deux scénarios, dont les 
paramètres ne sont pas toutefois pas précisément 
décrits. Par ailleurs, l’analyse tient compte d’effets 
macroéconomiques (notamment l’effet de l’évolu-
tion du prix de l’énergie sur la consommation des 
ménages et sur la compétitivité des entreprises), 
et le périmètre des coûts et bénéfices n’est donc 
pas restreint au seul secteur électrique, ni même 
au seul secteur énergétique mais s’étend à l’en-
semble de l’économie française. À ce titre, il est 
difficile d’identifier la part des bénéfices portant 
seulement sur la partie « système électrique » et 
ceux résultant des effets macroéconomiques sur 
le reste de l’économie française.

 u Enfin, beaucoup d’autres études plus anciennes 
ont également apporté des évaluations du coût 
associé à divers scénarios de transition énergé-
tique, parmi lesquels on pourra citer les scénarios 
UFE (2011), ceux d’AREVA (2011), du CEA (2011) 
ou de Global Chance (2011). Le rapport Énergies 
205029 publié en 2012 avait d’ailleurs déjà recensé 
ces différents chiffrages et proposé une première 
analyse comparative.

27.  ADEME, 2015, Un mix électrique 100 % renouvelable ?
28.  NégaWatt, 2017, Scénario négaWatt 2017-2050
29.  Centre d’analyse stratégique, 2012, Rapport Énergies 2050, rapport du groupe de travail présidé par Jacques Percebois.
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Figure 11.48 Coûts annualisés nets de la balance commerciale

Figure 11.49 Dépenses annuelles nettes de la balance commerciale
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Figure 11.48 Coûts annualisés nets de la balance commerciale

Figure 11.49 Dépenses annuelles nettes de la balance commerciale
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11.8 Les émissions de CO2 du secteur 
électrique : une contribution européenne

Les émissions de CO2 présentées dans les cha-
pitres 6 à 9 ainsi que dans la présente analyse 
sont déterminées selon les principes exposés au 
chapitre 2. Elles couvrent les émissions directes 
des centrales de production alimentées par des 
combus tibles fossiles, hors bioénergies. 

11.8.1 Des marges de manœuvre 
pour réduire les émissions du système 
électrique français

Aujourd’hui, le système électrique français est déjà 
largement décarboné, en niveau absolu (moins 
de 10 % des émissions de carbone générées en 
France) comme de manière relative (l’« intensité » 
carbone de la production d’électricité, mesurée en 
gCO2 par kWh, est très inférieure à la moyenne 
européenne). 

Les scénarios du Bilan prévisionnel conduisent 
à une diversification du mix électrique et à une 
croissance significative des énergies renouve-
lables dans la production d’électricité en France. 

Néanmoins, tous ne s’inscrivent pas de la même 
manière dans l’objectif de réduction de l’empreinte 
carbone fixé par l’Accord de Paris et réaffirmé dans 
le Plan  climat en juillet 2017.

Au niveau français, l’analyse confirme qu’il est pos-
sible de réduire encore les émissions du système 
électrique. La fermeture des centrales au charbon, 
qui est acquise dans tous les scénarios (à l’excep-
tion du scénario Ohm), contribue à cette réduction. 

Les scénarios qui s’appuient sur le nucléaire et les 
énergies renouvelables, comme Ampère et Volt, 
permettent d’accentuer la réduction des émis-
sions de CO2 pour atteindre un niveau inférieur à 
15 millions de tonnes. Il s’agit d’un chiffre parti-
culièrement bas : le secteur électrique serait pra-
tiquement décarboné et cette performance serait 
mise au service d’une stratégie plus large de 
réduction des émissions. Ainsi, le développement 
de la mobilité électrique conduirait à une réduction 
des émissions dans le secteur des transports qui 
ne serait pas « compensée » par une augmentation 
des émissions dues à la production d’électricité.
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Figure 11.50 Émissions annuelles de CO2 du système électrique français
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La production de gaz d’origine renouvelable  s’appuie 
actuellement essentiellement sur la méthanisation 
(procédé de dégradation de la matière organique 
animale et/ou végétale). En 2017, 32 sites injectent 
du biométhane dans les réseaux en France, pour une 
capacité de production de l’ordre de 0,5 TWh/an. 

Cette filière est en expansion, et la programmation 
pluri annuelle de l’énergie adoptée en octobre 2016 
fixe un objectif de 8 TWh de gaz renouvelable injecté 
dans les réseaux en 2023, soit un niveau proche de 
celui injecté en Allemagne en 2016. Pour 2030, la loi 
de transition énergétique fixe un objectif de 10 % de 
gaz d’origine renouvelable en France. Une telle aug-
mentation de production nécessiterait des mesures de 
soutien et de développement spécifiques à la filière. 
D’autres technologies émergentes seraient alors vrai-
semblablement nécessaires telles que la gazéification 
de biomasse ligneuse (bois, paille…) ou de combus-
tibles solides de récupération, ou encore le power-to-
gas, qui consiste à transformer l’excédent de production 
électrique d’origine renouvelable en hydrogène par 
électrolyse de l’eau (injecté en l’état ou converti par 
méthanation en biométhane de synthèse).

À horizon 2035, la quasi-totalité des émissions de 
CO2 du secteur électrique français émanera des cen-
trales au gaz. L’utilisation de biogaz est susceptible de 

réduire les émissions associées. Au premier ordre, on 
peut considérer que les émissions de CO2 du  secteur 
électrique seraient alors amputées d’une propor-
tion proche de la part du gaz d’origine renouvelable 
injecté dans les réseaux.

L’édition 2017 du Bilan prévisionnel pluriannuel gaz31 
envisage à l’horizon 2035 des volumes de biogaz 
compris entre 20 et 135 TWh dans trois scénarios 
contrastés (A, B, C). L’effet d’une part croissante de 
biogaz sur les émissions de CO2 du secteur électrique 
peut être estimé en croisant les volumes prévision-
nels de biogaz avec les prévisions de consommation 
de gaz, complétées de celles nécessaires pour la 
 production des différents scénarios de RTE. 

La prise en compte des perspectives de développe-
ment du biogaz conduirait ainsi à réduire les émis-
sions de CO2 du système électrique produites en 
France. Pour autant, même en se fondant sur les scé-
narios les plus ambitieux de développement de cette 
filière, les tendances et les comparaisons établies aux 
chapitres 6 à 9 ne seraient pas modifiées. L’effet le 
plus notable serait atteint dans le scénario Watt si 
les projections de développement de biogaz les plus 
volontaristes sont atteintes (24 % à horizon 2035) : 
alors, les émissions de CO2 du scénario pourraient 
demeurer voisines de leur niveau actuel.

Figure 11.51  Émissions de CO2 du système électrique français à horizon 2035 en intégrant différentes hypothèses 
de pénétration du biogaz (prévisions de l’édition 2017 du Bilan prévisionnel pluriannuel gaz) 
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A	contrario,	les scénarios Ohm et Watt conduisent 
à une dégradation des performances du système 
électrique français en matière d’émissions, tandis 
que le scénario Hertz conduit par construction à 
leur stabilisation par rapport à la situation actuelle. 
Pour autant, les trajectoires d’émissions de CO2 
liées à la mise en œuvre des scénarios Ohm, Watt 
et Hertz ne sont pas de nature à rendre le système 
électrique français fortement émetteur par rapport 
à d’autres pays. Enfin, les émissions de la filière 
thermique pourraient être réduites en intégrant 
une conversion progressive vers du biogaz.

Des réductions d’émissions robustes 
à une consommation élevée, sauf 
pour le scénario Watt
Les scénarios du Bilan prévisionnel sont  chacun 
élaborés sur la base d’un socle d’hypothèses 
contrastées, ce qui peut rendre délicat leur compa-
raison. Ainsi, les cas de base des scénarios Ampère 
et Hertz	retiennent une trajectoire de consomma-
tion haute, alors que les scénarios Volt et Watt 
sont associés à des hypothèses de consommation 
plus faibles, de nature à participer – a priori – à 
la réduction des émissions de CO2. Ces deux 
scéna rios présentent une sensibilité différente à 
une modification des hypothèses en matière de 

consommation. Ainsi, dans le cas où la consom-
mation serait plus soutenue : 

 u les émissions du scénario Volt n’évolueraient que 
de manière marginale (une partie de l’électricité 
exportée serait consommée en France, sans 
impact sur la sécurité d’approvisionnement) ;

 u les émissions seraient en revanche largement 
revues à la hausse dans le scénario Watt (le 
déficit en énergie et en capacité ne peut être 
comblé que par la construction de moyens ther-
miques supplémentaires, ou par des imports 
supplémentaires conduisant à la mobilisation de 
moyens thermiques dans les pays voisins). 

Cet effet peut être illustré en examinant la variante 
« comparaison » de chaque scénario. Cette variante 
permet de neutraliser l’effet de tous les paramètres 
autres que le rythme de croissance des énergies 
renouvelables et la capacité nucléaire installée. 
Dans cette variante :

 u la consommation est supposée suivre la « tra-
jectoire haute » ;

 u le prix des combustibles et les interconnexions 
sont calés selon les « trajectoires médianes » ;

 u les parcs de production retenus pour les pays 
voisins sont ceux du cas de base de chaque 
scénario.

Figure 11.52 Évolutions des émissions de CO2 produit par le système électrique français (variantes « comparaison »)
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11.8.2 Les choix de politiques énergétiques 
de la France ont une influence réelle sur 
les performances de l’Europe en matière 
de réduction des émissions

Des dynamiques européennes 
qui découlent principalement 
des hypothèses sur les EnR 
et la consommation
Les analyses du Bilan prévisionnel permettent de 
représenter l’évolution des émissions des systèmes 
électriques du périmètre géographique modélisé. 
Sur l’ensemble de ces douze pays, l’évolution des 
mix de production vers des solutions moins carbo-
nées (fermeture de centrales au charbon, dévelop-
pement des EnR) permet de réduire les émissions 
de CO2 de l’ordre de 40 à 60 % d’ici à 2035.

Au niveau européen, le premier facteur déterminant 
dans les émissions est la pénétration des énergies 
renouvelables. L’énergie nucléaire constitue un fac-
teur de décarbonation important, mais joue un rôle 
plus faible en Europe puisqu’elle n’est fortement 
développée qu’en France. Les scénarios les moins 
émetteurs sont ainsi ceux pour lesquels les énergies 
renouvelables sont les plus développées au niveau 
 européen. 

Le second facteur explicatif est la consomma-
tion (là encore, considérée au niveau européen). 
C’est ce qui explique que les émissions du scéna-
rio Watt soient légèrement moins élevées que 
dans le scénario Ampère, malgré la tendance à 
 l’augmentation des émissions en France dans le 
scéna rio Watt.

Ces conclusions doivent être maniées avec pru-
dence, puisque les socles d’hypothèses diffèrent.

Dans tous les cas, les émissions 
du système électrique français sont 
faibles par rapport à ses voisins
À long terme, les choix adoptés en France accom-
pagnent la réduction des émissions en Europe, 
sauf dans le scénario Watt où l’augmentation des 
émissions produites en France atténue légèrement 
la baisse constatée au niveau global.

En fin d’horizon, les émissions projetées du secteur 
électrique français (d’environ 10 à 30 millions de 
tonnes par an) sont toutefois à mettre en regard 
avec celles des autres pays d’Europe de l’Ouest 
(250 à 350 millions de tonnes par an). À l’hori-
zon 2035, alors que la consommation électrique 
française pèse environ 20 % de celle des pays 

Figure 11.53 Émissions annuelles de CO2 du système électrique en Europe de l’Ouest 
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modélisés, les émissions de CO2 du secteur élec-
trique français ne représentent selon les scénarios 
que 3 % (scénario Volt) à 9 % (scénario Watt) des 
émissions totales liées à l’électricité. 

Le système électrique français peut 
contribuer à la baisse des émissions 
de CO2 en Europe
L’évaluation des émissions au seul périmètre de 
la France ne permet pas de prendre la mesure 
de l’effet des choix énergétiques français sur les 
émissions en Europe. À la suite de la consulta-
tion publique menée au printemps 2017, il est 
ainsi apparu pertinent de présenter des analyses 
complémentaires intégrant d’une part l’impact des 
imports (qui conduisent à mobiliser des moyens 
carbonés dans les pays voisins), et d’autre part 
l’influence des exports (qui, au contraire, se subs-
tituent à de tels moyens). 

Menées au niveau européen plutôt qu’au 
seul périmètre de la France, ces analyses 
conduisent à amplifier les caractéristiques de 
chacun des scénarios32.

Ainsi, les scénarios Ampère et Volt sont non seu-
lement peu émetteurs en France, mais également 
fortement contributeurs à une réduction des émis-
sions en Europe : en rendant possible des exports 
importants sur la base d’une production très faible-
ment émettrice en France, tous deux permettent 
d’éviter des émissions annuelles de l’ordre de 
40 ou 50 millions de tonnes de CO2 en fonction du 
scénario et des variantes. 

Dans le scénario Hertz, le système électrique fran-
çais aurait une contribution nulle aux émissions de 
CO2 en Europe : les émissions engendrées par le 
parc de production en France ne conduiraient pas 

à accroître le niveau des émissions de l’ensemble 
du système électrique européen et ne seraient 
pas vecteurs de décarbonation. Autrement dit, les 
émissions du système français seraient donc exac-
tement compensées par les émissions évitées en 
Europe (c’est-à-dire les émissions qui auraient été 
rejetées par les centrales en Europe si les centrales 
françaises n’avaient pas été démarrées). 

Les scénarios Ohm et Watt conduisent à une aug-
mentation des émissions de CO2 à l’échelle euro-
péenne : au-delà de l’augmentation brute des 
émissions du secteur électrique en France, davan-
tage de situations importatrices apparaissent 
(avec un « coût carbone » associé), et la réduction 
de la part du nucléaire est en partie compensée 
par des moyens carbonés. Ce résultat est cohérent 
avec les évolutions rencontrées par d’autres pays 
européens ayant suivi ce type de trajectoire. Pour 
appréhender l’ampleur de ces évolutions, les émis-
sions de gaz à effet de serre doivent être mises en 
regard des émissions à un périmètre plus large que 
le seul système électrique.

L’analyse pourrait intégrer 
une quantification des émissions 
résultant des transferts d’usage
Les scénarios présentés dans le Bilan prévisionnel 
prévoient une augmentation relative de la part de 
l’électricité dans la consommation finale (voir	cha-
pitre	1).	Cette conclusion est également celle de 
l’ADEME dans ses Visions 2035-2050 publiées en 
octobre 2017. Les transferts d’usage vers l’élec-
tricité conduisent très majoritairement à réduire 
l’utilisation de produits pétroliers ou de gaz naturel 
et donc à réduire les émissions des gaz à effet de 
serre. Ces effets n’ont pas été quantifiés à ce stade 
mais pourraient l’être dans les prochaines actuali-
sations de ce document.

32.  La logique « toute chose étant égale par ailleurs » présente des limites et ces estimations ne sont données qu’à titre d’exemple, mais elles permettent de 
vérifier dans quelle dynamique d’ensemble se situent les scénarios.
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Figure 11.54 Logique d’établissement des bilans CO2 nets dans les différents scénarios à l’horizon 2035
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11.9 Le développement des flexibilités : 
une analyse basée sur les besoins 
du système et l’espace économique

La perspective d’un développement massif des éner-
gies renouvelables intermittentes était autrefois 
considérée comme pouvant conduire à une perte 
de maîtrise dans le fonctionnement du système 
électrique. En effet, celui-ci a été historiquement 
construit pour empiler des moyens essentiellement 
pilotables pour répondre à une demande considérée 
comme un paramètre exogène. 

Aujourd’hui, l’insertion massive de production 
intermittente est un horizon communément admis.

L’insertion de ces capacités variables, conjuguée à 
la décroissance de la production nucléaire, pilotable, 
représente néanmoins toujours un défi important 
pour le système électrique. Malgré une pénétra-
tion croissante et soutenue de l’éolien et du photo-
voltaïque dans certains pays européens, aucun n’a 
encore expérimenté un mix électrique composé 
d’une grande majorité d’éolien et de photovoltaïque. 
Les États qui sont allés le plus loin dans la péné-
tration de ces filières (Irlande, Danemark, Espagne 
ou, dans une moindre mesure l’Allemagne) ont été 
confrontés à des défis techniques (gestion des flux 
sur le réseau interne en Allemagne et besoin de 
réserves stratégiques en certains points du réseau), 
se sont appuyés sur les interconnexions (Danemark) 
ou imposent un minimum de production pilotable 
dans le mix (Espagne, Irlande).

Dans tous les cas, ces enjeux conduisent a priori à 
accroître la valeur des solutions de flexibilité (stoc-
kage, effacement et modulation de consommation, 
etc.). Le nombre d’études consacrées aux réseaux 
électriques intelligents témoigne de l’importance 
croissante du sujet, et de l’enjeu de l’appréhen-
der de manière satisfaisante pour l’élaboration des 
scénarios de transition énergétique. 

Parmi ces études, celle publiée par RTE en juillet 
2017 dans le cadre des travaux commandés par 
les ministres de l’économie et de l’énergie a éta-
bli un bilan des connaissances à date et proposé 

une méthode pour envisager un déploiement 
conjoint des flexibilités, en analysant les effets de 
complémentarité et de rivalité associés. Ce socle 
méthodologique a été utilisé de manière simplifiée 
pour la préparation du Bilan prévisionnel 2017. 
L’analyse croisée des scénarios comprend ainsi une 
description quantifiée de ces besoins sous l’angle 
technique, ainsi qu’une analyse des façons d’y 
répondre sous l’angle économique.

Notamment, il apparaît indispensable de distinguer :
 u d’une part, les besoins techniques du système 
électrique – qui peuvent s’exprimer en quanti-
fiant des volumes de capacités disposant de 
caractéristiques spécifiques (délai de mobili-
sation, durée d’activation, gradient, fréquence 
d’appel, etc.) ;

 u d’autre part, les solutions technologiques sus-
ceptibles d’y répondre – celles-ci sont mises en 
concurrence par le jeu des marchés de l’éner-
gie, et doivent être introduites dans l’analyse 
d’un point de vue économique (profondeur du 
gisement accessible à coût donné, dynamique 
d’évolution des coûts).

11.9.1 Les besoins de flexibilité pour le 
système électrique augmentent dans 
tous les scénarios

Affirmer que le système électrique devra demain 
s’appuyer sur une offre de flexibilité plus importante 
est devenu un lieu commun du débat sur l’ave-
nir du secteur. Pour autant, malgré la fréquence 
des colloques professionnels ou académiques qui 
y sont consacrés à l’échelle française ou euro-
péenne, la notion même de flexibilité demeure mal 
définie. En réalité, la flexibilité renvoie à au moins 
quatre types de « besoins » du système électrique : 
(i) gérer les pointes de consommation, (ii) accom-
pagner la modulation de la consommation et de la 
production des énergies renouvelables, (iii) équi-
librer le système au plus proche du temps réel 



BILAN PRÉVISIONNEL de l’équilibre offre-demande d’électricité en France I ÉDITION 2017 411

L’ANALYSE CROISÉE DES SCÉNARIOS 11

en cas d’aléas sur l’offre ou la demande, et le cas 
échéant (iv) assurer l’inertie du système. La plu-
part de ces besoins de flexibilité existent déjà dans 
le système électrique d’aujourd’hui, mais sont sus-
ceptibles d’évoluer au rythme de sa transformation 
(déclassement des moyens thermiques et essor 
des énergies renouvelables). 

La gestion des pointes de consommation
La gestion de la pointe renvoie à la disponibilité 
des moyens de production et d’effacement durant 
les appels de puissance les plus importants. Il 
s’agit ainsi d’un besoin « traditionnel » du système 
électrique, déjà attesté aujourd’hui. 

S’agissant des pointes de consommation, le besoin 
se caractérise par une disponibilité suffisante lors 
des périodes de plus forte consommation rési-
duelle (soit la consommation totale diminuée de la 
production fatale), en hiver, aux pointes du matin 
et du soir. Les durées de fonctionnement asso-
ciées sont, en espérance, très faibles, de l’ordre de 
quelques heures à quelque centaines d’heures. Ces 
besoins peuvent notamment être remplis par des 
moyens de production à coûts fixes faibles, comme 
les turbines à combustion, ou par des effacements 
de consommation. 

Le besoin de capacité se renforce dans les scéna-
rios de déclassement important et rapide du 
nucléaire, lorsque le développement des EnR et 

Figure 11.55 Besoins en capacités complémentaires pour assurer la sécurité d’approvisionnement

celui des capacités d’import ne peuvent compen-
ser sa contribution lors des périodes de tension. Il 
est attesté dès 2025 dans les scénarios Hertz et 
Watt et se renforce sur l’horizon d’étude. Dans le 
scénario Ampère, le besoin est plus limité et porte 
sur 2025 dans le cas de base, mais des variantes 
réalisées en considérant une consommation plus 
haute ou un développement moindre des inter-
connexions conduisent à des besoins plus impor-
tants à cette échéance.

L’accompagnement de la modulation 
de la consommation et de la production 
des énergies renouvelables 
La variabilité naturelle de la consommation ainsi 
que celle des productions fatales (telles que les 
productions éolienne ou photovoltaïque) induisent 
un besoin de modulation. Celui-ci porte sur la dis-
ponibilité de capacités pilotables, susceptibles de 
suivre la courbe de consommation résiduelle qui 
correspond ainsi à la production à satisfaire par 
de tels moyens pilotables et par les échanges. 
Ce besoin de modulation, même lorsqu’il peut 
être correctement anticipé (notamment via des 
modèles de prévision de consommation et de pro-
duction renouvelable) peut devenir contraignant 
ou coûteux, du fait de contraintes de rampes, de 
durée minimale de fonctionnement et d’arrêt, de 
puissances minimales et de coûts de démarrage 
associés à certains groupes de production.
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Plusieurs indicateurs peuvent permettre d’appré-
hender l’évolution de ce besoin de modulation. 
Ceux-ci ont été présentés dans les précédents 
Bilans prévisionnels, et portent sur (i) l’amplitude 
de variation horaire de la consommation rési-
duelle, (ii) la variabilité journalière de la consom-
mation résiduelle (exprimée en écart de puissance 
ou comme un volume d’énergie qui serait déplacé 
pour que la puissance résiduelle journalière soit 
lisse), ou encore (iii) la variabilité hebdomadaire 
de la consommation résiduelle (volume d’énergie 
qui serait à déplacer pour que l’énergie journalière 
soit constante sur la semaine). Ces différents indi-
cateurs apportent chacun des éclairages sur les 

problématiques de modulation des groupes exis-
tants (nucléaire, thermique à flamme, hydrau-
lique) à différents horizons de temps : contraintes 
de rampes, amplitude entre la puissance minimale 
et maximale des groupes sans nécessiter un arrêt, 
capacités de stockage des STEP, etc.

Les indicateurs mettent en lumière une aug-
mentation significative des besoins de modu-
lation, sur tous les scénarios et pour tous les 
indicateurs. Cette augmentation des besoins 
de flexibilité est d’autant plus marquée que 
le développement des EnR est important 
(scéna rios Ampère et Watt).

Figure 11.56 Évolution des indicateurs de flexibilité
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33.   Pour estimer la durée de marginalité nucléaire sur l’historique, plusieurs approches sont possibles et génèrent des résultats qui peuvent substantiellement 
différer. Les rapports annuels de la CRE sur le fonctionnement des marchés de gros fournissent des estimations sur la durée de marginalité nucléaire au 
cours des dernières années. La méthodologie mise en œuvre a cependant changé au cours du temps, introduisant une potentielle variabilité des résultats. 
À titre de comparaison, une autre approche consistant à considérer que des surplus de production nucléaire existent dès lors que les prix de marché sont 
inférieurs à une valeur normative (considérée ici à 20 €/MWh) est également proposée.

Ces besoins de modulation peuvent également 
s’apprécier sous un angle économique. En effet, ces 
besoins exprimés en grandeurs physiques (GWh, 
GW, etc.) se traduisent, entre autres, par l’existence 
de « surplus » de production à coût variable nul 
(EnR) ou faible (nucléaire). Ces « surplus » corres-
pondent à des niveaux de productible nucléaire et 
EnR qui dépassent la consommation française et les 
possibilités d’export sur certaines heures. 

Cette disponibilité de production à bas coût sou-
lève un enjeu spécifique autour des différentes 
formes de stockage ou de modulation de charge 
qui peuvent permettre de réduire ces surplus inuti-
lisés, pour les restituer à des instants où le sys-
tème électrique en aurait besoin.

Dans les quatre scénarios à l’horizon 2035, il existe 
de la puissance EnR ou nucléaire disponible non 
utilisée de 15 % à 30 % du temps. 

Globalement, les ordres de grandeur laissent 
apparaître que les durées de marginalité 
des EnR et du nucléaire devraient progressi-
vement s’accroître après 202533. 
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Figure 11.57 Durée de marginalité EnR et nucléaire (périodes où la production à faible coût marginal  
n’est pas utilisée à sa pleine puissance)

L’équilibrage du système au plus 
proche du temps réel pour faire face 
à des aléas sur la consommation et 
la production
Le troisième type de besoin porte sur la faculté 
d’ajuster le comportement des différents compo-
sants du système électrique avec des préavis très 
courts pour faire face à des aléas (imprévus) et 
garantir l’équilibre permanent entre la production 
et la consommation. L’ajustement repose sur les 
installations de production pouvant être démarrées 
ou modifier leur programme d’injection/soutirage, 
sur les consommateurs susceptibles d’adapter leur 
consommation à la disponibilité de l’offre, ainsi que 
sur les installations de stockage pouvant contri-
buer à équilibrer offre et demande.

Ces besoins se traduisent par le suivi de marges 
à différentes échéances, ainsi que par la constitu-
tion de réserves aux caractéristiques d’activation 
variées (réserve primaire, répondant automa-
tiquement en moins de 30 secondes au signal 
de fréquence, réserve secondaire répondant en 
moins de 400 secondes de façon automatique 
à un signal de niveau envoyé par RTE, réserves 

 Historique (estimation CRE)   Historique (estimations RTE)    Ampère   Hertz	  Volt   Watt
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rapides et complémentaires, répondant respecti-
vement en 15 et 30 secondes à un ordre d’activa-
tion de RTE, etc.).

Le dimensionnement de ces réserves et marges 
requises devra évoluer à l’avenir. 

D’une part, le développement de la production 
éolienne et photovoltaïque entraîne une augmen-
tation des écarts de bouclage (écarts entre les 
programmes de production et le réalisé) du fait 
de l’erreur de prévision inhérente à ces sources 
de production. Les erreurs de prévision pourront 
être maîtrisées du fait (i) de l’équipement quasi 
 généralisé de mesures temps réel de la production 
des nouvelles installations et (ii) des incitations à 
l’équilibrage renvoyées par le dispositif de complé-
ment de rémunération. 

D’autre part, la mise en service du réacteur EPR 
à Flamanville conduira mécaniquement à la révi-
sion de certaines réserves, puisque celles-ci sont 
dimensionnées par rapport à la taille du plus gros 
groupe français et européen. Or l’EPR augmentera 
la taille de cette unité maximale à compter de sa 
mise en service. 

Des travaux spécifiques portant sur l’horizon 2025-
2035 sont en cours afin de quantifier l’évolution 
des marges. Une première estimation de l’évo-
lution des besoins de réserve a été menée 
dans le cadre des travaux sur les réseaux 
électriques intelligents : elle faisait état d’un 
renforcement nécessaire mais modéré à 
l’hori zon 2030 (sur le scénario « Nouveau mix » 
établi par RTE en 2014).

11.9.2 Les solutions pour répondre 
à ces besoins peuvent différer 
selon les scénarios

De nombreuses solutions techniques existent ou 
sont envisageables pour répondre à ces besoins de 
flexibilité. Celles-ci peuvent reposer :

 u sur la construction de nouvelles centrales de 
production (cycles combinés au gaz, turbines à 
combustion) ;

 u sur la mobilisation ou le développement de la flexi-
bilité des moyens de production existants (suivi de 

charge pour tout ou partie du parc nucléaire, suivi 
de charge par les centrales au gaz actuelles) ;

 u sur des formes plus ou moins poussées de 
pilotage de la consommation (effacements de 
consommation ponctuels, déplacements de 
consommation, asservissement de certains 
process à un signal prix) ;

 u sur le développement du stockage dans le 
domaine de l’électricité (stockage stationnaire par 
batteries y compris chez les particuliers, déve-
loppement de nouvelles STEP hydrauliques) ;

 u sur une intégration de l’électromobilité (pilotage 
de la recharge – ou smart charging, mobilisa-
tion des batteries des véhicules à des fins de 
stockage avec communication bidirectionnelle – 
ou vehicle-to-grid) ;

 u sur le couplage avec d’autres énergies («	power-
to-gas	» développé dans le cadre des politiques 
de mobilité ou pour les besoins propres des sys-
tèmes électriques et gaziers).

Ces moyens peuvent être développés en France, 
ou exister dans d’autres pays et être mobilisés par 
le biais des interconnexions transfrontalières. 

L’ensemble de ces solutions est en concurrence. 
Dans un contexte où l’évolution des prix est très 
rapide (par exemple sur les batteries) et où cer-
tains usages peuvent être adoptés de manière large 
même s’ils ne sont pas systématiquement les plus 
compétitifs selon une vision «	top-down	»	réalisée a 
priori, les conclusions sur la place économique opti-
male pour ces formes de flexibilité doivent néces-
sairement être articulées avec prudence et viser 
principalement l’identification des ordres de gran-
deur pertinents, la hiérarchisation des effets, ou 
l’arti culation de cibles en matière de coûts. 

Le développement de la filière 
effacement sera tiré par les 
besoins de capacité de pointe
Les besoins de capacité à la pointe constituent le 
paramètre essentiel de valorisation de la plupart des 
effacements de consommation qui s’apparentent à 
des moyens d’extrême pointe (coût d’activation en 
€/MWh très élevé). La mobilisation du gisement 
d’effacement (effacements industriel, tertiaire et 
résidentiel pour l’usage chauffage uniquement) 
dépend très fortement de la situation capacitaire. 
Ainsi le gisement mobilisé est important dans le 
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Figure 11.58 Hypothèses de dimensionnement des différentes réserves et marges à la hausse  
(représentées	jusqu’à	deux	heures	avant	le	temps	réel,	en	valeur	moyenne)

scénario Ampère en 2025 ainsi que dans les scéna-
rios Hertz et Watt sur l’ensemble de la période.

Différentes formes de stockage 
d’énergie pourront émerger 
à horizon 2035 
Un levier naturel pour valoriser ces surplus est de 
mobiliser les possibilités de stockage qui existent ou 

se développeront de toutes façons pour répondre 
à d’autres besoins (notamment, les batteries de 
véhicules électriques qui se développeront pour 
des usages de mobilité propre). Ces solutions sont 
décrites dans l’encadré ci-après.

La consommation de certains industriels présente 
aussi des possibilités de modulation, qui peuvent 

Figure 11.59 Évolution de la place possible pour les effacements – cas de base des scénarios
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Les ballons d’eau chaude sanitaire
Le pilotage des ballons d’eau chaude sanitaire consti-
tue un levier de flexibilité historique, développé 
aujourd’hui de façon généralisée à travers le signal 
heures pleines – heures creuses. Cette flexibilité per-
met le placement de 20 TWh de consommation aux 
périodes où la production est la moins chère, essen-
tiellement au cours de la nuit.

L’évolution des offres de fourniture, notamment grâce 
au développement des compteurs communicants, 
devrait permettre d’ajuster les périodes de chauffe 
des ballons d’eau chaude vers les heures méri-
diennes, qui sont amenées à devenir moins chères 
que les heures nocturnes.

Le niveau d’asservissement pourrait néanmoins 
se réduire avec le développement des chauffe-
eau  thermodynamiques, plus performants que les 
chauffe-eau à accumulation classiques. La plus 
faible puissance d’un chauffe-eau thermodynamique 
conduit à augmenter significativement les temps de 
chauffe, ceux-ci pouvant devenir plus longs que les 
plages « heures creuses » et réduire l’intérêt écono-
mique d’un asservissement pour les consommateurs.

Les batteries des véhicules électriques
Le développement des véhicules électriques ou 
hybrides rechargeables entraîne un effet important 
sur la consommation en énergie. Dans la trajectoire 
haute de consommation, 15,6 millions de véhicules 
électriques sont en circulation en France en 2035, 
avec une consommation d’électricité induite de 
34 TWh. Cette consommation présente a priori une 
possibilité de flexibilité importante : les recharges, 
peuvent être placées aux périodes où les coûts de 
production sont faibles, autant que les besoins de 
mobilité le permettent. Les batteries pourraient même 
réaliser des cycles de décharge/charge partiels pour 

les seuls besoins du système électrique (technologie 
vehicle-to-grid).

Les batteries qui pourraient 
émerger de façon diffuse chez 
les consommateurs particuliers
Le développement de l’autoconsommation	 (voir	
	partie	 10) est susceptible de s’accompagner d’un 
développement important de batteries individuelles 
chez les consommateurs. 

Le développement de ces batteries serait motivé 
par l’optimisation du taux d’autoconsommation, qui 
constitue un facteur de premier ordre sur la facture des 
consommateurs (les « surplus » des autoproducteurs 
étant valorisés à un prix très inférieur à la part éner-
gie TTC des tarifs de fourniture). L’utilisation naturelle 
de ces batteries consistera à stocker l’énergie lors des 
périodes de production des panneaux solaires pour la 
restituer lors des périodes d’absence de production. 
Une telle utilisation, basée sur un principe d’optimi-
sation du taux d’autoconsommation « local » est déjà 
susceptible, au niveau global, de valoriser les surplus 
« nationaux ». 

Des solutions techniques, organisationnelles et 
contractuelles pourraient se mettre en place (par 
exemple via des agrégateurs) pour que ces batteries 
puissent être utilisées au-delà de la seule optimisa-
tion du taux d’autoconsommation local, afin de rendre 
des services au système dans son ensemble. Ceci 
permettrait par exemple de stocker de l’énergie à des 
périodes où il existe des surplus au niveau national 
mais pas au niveau de l’autoproducteur. Ces situa-
tions pourraient être rencontrées lors des périodes 
de forte production éolienne nationale alors que la 
production des panneaux photovoltaïques de l’auto-
consommateur est faible.

FORMES DE STOCKAGE POUR GÉRER LES ÉPISODES  
DE PRODUCTION D’ÉLECTRICITÉ ABONDANTES À BAS COÛT
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être mises au service des besoins du système. 
Le thème des « flexi-consommateurs » a ainsi fait 
l’objet de réflexions, en France, au cours des der-
nières années. 

Enfin, le développement de moyens de stockage 
dédiés aux besoins du système électrique pourrait 
compléter le gisement de modulation. Cette solu-
tion est a priori plus coûteuse : elle nécessite de 
construire des moyens de stockage pour les besoins 
spécifiques du système électrique et non de profiter 
des moyens développés pour d’autres finalités.

Un éventail large de solutions de stockage d’éner-
gie existe, à des degrés divers de maturité. Parmi 
ces solutions, certaines visent à valoriser l’énergie 
stockée en la restituant ultérieurement au système 
électrique (STEP, stockage par batteries, conver-
sion power-to-gas puis stockage gazier et pro-
duction électrique à base de gaz), d’autres en la 
restituant sous une autre forme d’énergie (hydro-
gène, méthane, carburants liquides, etc.) qui serait 
utilisée par les consommateurs finaux.

Parmi ces solutions, les batteries Li-Ion présentent 
une maturité technologique importante, des coûts 
en forte diminution et de faibles contraintes de 
gisement34.

L’évaluation des revenus capacitaires et d’arbi-
trage sur les marchés d’énergie permet d’identifier 
les conditions et les horizons auxquels les batteries 
Li-Ion pourraient trouver une rentabilité écono-
mique au-delà du marché de niche correspondant 
à la fourniture de services système.

Ce sont dans les scénarios Watt, Hertz	et Ampère 
que les batteries apparaissent le plus susceptibles 
de trouver une rentabilité économique à partir de 
2035. Ceci s’explique (i) par les niveaux de prix 
élevés du gaz et du CO2 qui permettent une valo-
risation importante des surplus et (ii) par l’exis-
tence d’une rémunération capacitaire significative 
(dans les scénarios Watt et Hertz, les batteries 
évitent la construction de moyens de production 
thermique et, dans le scénario Ampère, elles per-
mettent de limiter la mobilisation du gisement 
d’effacement).

Ces analyses pourront être complétées sur la base 
du cadre méthodologique défini dans les travaux 
sur les « Réseaux électriques intelligents » afin 
d’évaluer le potentiel de développement en fonction 
des coûts et en intégrant les autres services que 
peuvent rendre les moyens de stockage ( gestion 
des congestions, réserves et ajustements).

34.    Même si une incertitude sur le gisement de lithium au niveau mondial existe.

Figure 11.60 Coûts et bénéfices annualisés des batteries (durée de stockage de deux heures)
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Le couplage avec d’autres 
formes d’énergies
Le power-to-gas est régulièrement évoqué comme 
un moyen complémentaire d’apporter de la flexibilité 
au système électrique, permettant notamment de 
« valoriser les excédents d’énergies renouvelables ». 

Le procédé consiste à utiliser de l’électricité pour 
fabriquer du gaz de synthèse, hydrogène ou 
méthane, via deux procédés en cascade :

 u l’électrolyse de l’eau permet d’obtenir de l’hy-
drogène. Celui-ci peut être soit utilisé direc-
tement notamment pour l’industrie et pour la 
mobilité, soit injecté dans les réseaux de gaz 
naturel (dans la limite de taux volumiques 
faibles, en cours d’étude, de l’ordre de 6 %), soit 
enfin être utilisé dans le second procédé, dit de 
méthanation ; 

 u la méthanation permet, en combinant l’hydro-
gène avec une source de CO2 concentrée, d’ob-
tenir du méthane de synthèse, chimiquement 
identique au gaz naturel. Le méthane de syn-
thèse peut être injecté dans les infrastructures 
de transport et de stockage de gaz naturel.

Il n’y a pas aujourd’hui d’infrastructure importante 
de réseau et de stockage de l’hydrogène, contrai-
rement au méthane (réseaux et stockages de gaz 
naturel).

La technologie power-to-gas suscite de nombreux 
espoirs. Elle est vue comme :

 u un moyen de produire du gaz « vert » (objectif 
de 10 % de gaz d’origine renouvelable en 2030) 
à condition que l’approvisionnement électrique 
le soit aussi ;

 u une flexibilité apportée au système électrique, 
en permettant une consommation électrique 
modulable, en fonction des conditions de l’équi-
libre offre- demande d’électricité ou de conges-
tions réseaux ;

 u un potentiel supplémentaire de stockage d’éner-
gie intersaisonnier sous forme de méthane ou 
d’hydrogène.

Sur la base des coûts envisagés, l’ambition de 
production de « gaz vert » à partir des seuls 
excédents d’énergie renouvelable du sys-
tème électrique ne justifie pas l’économie du 
power-to-gas. En effet, même dans les scéna-
rios de plus forte pénétration des énergies renou-
velables dans le Bilan prévisionnel à horizon 2035 
(Ampère à 50 % EnR et Watt à 71 % EnR), les écrê-
tements ne dureraient pas plus de 800 heures par 
an. Le power-to-gas représente une solution très 
capitalistique. Ses coûts ne peuvent être amortis 
qu’à condition de fonctionner au moins en semi-
base (au moins 50 % du temps, c’est-à-dire 4 000 à 
5 000 heures par an).
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Les besoins de flexibilité de très court terme 
du système électrique, notamment le besoin de 
réglage primaire, peuvent contribuer à la rému-
nération d’installations de power-to-gas, au 
même titre que d’autres flexibilités de consom-
mation. La profondeur de ces besoins est cepen-
dant limitée à quelques centaines de mégawatts 
en France et ce procédé serait en concurrence 
avec les autres formes de flexibilité envisagées 
dans ce chapitre.

Enfin, la modulation intersaisonnière électrique 
est assurée par la variabilité des productions ther-
miques, même dans le scénario Watt en 2035. Les 
études menées par l’ADEME en 2015 montrent 
que le besoin de stockage saisonnier sur le sys-
tème électrique apparaît pour une pénétration 
des EnR bien supérieure à la maille du système 
interconnecté.

L’équilibre économique du power-to-gas 
dépendra donc, non seulement des besoins 
du système électrique, mais avant tout des 
perspectives des filières aval du méthane et 

Figure 11.61 Coût de revient de l’hydrogène en fonction du facteur de charge

de l’hydrogène. Le développement de ces filières 
dépendra en particulier des perspectives d’utili-
sation du gaz pour la mobilité, en alternative aux 
combustibles pétroliers. Il dépendra également des 
objectifs des politiques publiques concernant les 
taux de gaz d’origine renouvelable dans le système 
gazier, en regard des possibilités apportées par les 
autres filières de gaz vert (biogaz en particulier).

Dans le cadre d’un partenariat, RTE et GRTgaz 
développent actuellement une modélisation 
 multi-énergies, qui pourra conduire à des appro-
fondissements sur ce thème. En particulier, RTE 
est engagé avec GRTGAZ et TIGF dans le projet 
Jupiter 1000, un démonstrateur power-to-gas à 
Fos-sur-Mer. Ce projet vise à la construction et 
à l’exploitation d’un démonstrateur pour tester 
l’injec tion d’hydrogène dans le réseau de gaz natu-
rel et l’intégration d’un étage de méthanation, et 
valider les flexibilités apportées au réseau élec-
trique pour diffé rents services en tenant compte 
des contraintes induites par l’aval du process. Ce 
projet est également l’occasion d’analyser le futur 
modèle économique de ces technologies.
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11.10  Les prolongements et le programme 
de travail

11.10.1  Les demandes de variantes

Les principaux résultats du Bilan prévisionnel 2017 
ont fait l’objet d’une restitution en Commission pers-
pectives système et réseau le 15 novembre 2017.

Au cours de cette séance, RTE a annoncé être prêt 
à réaliser, dans un cadre ouvert et participatif, 
diffé rentes variantes des scénarios proposés.

À ce jour, des demandes portant sur la réalisation 
d’une vingtaine de variantes ou études complémen-
taires ont été recensées. RTE proposera, au premier 
trimestre 2018, une ou plusieurs séances de resti-
tution complémentaire des résultats du Bilan prévi-
sionnel, ainsi qu’une méthode pour la réalisation et 
la mise en commun de ces nouvelles variantes.

11.10.2 Les prolongements identifiés 
sur l’équilibre offre- demande

La concertation mise en place en 2017 a permis 
de construire, à l’horizon 2035, quatre scénarios 

contrastés d’évolution du mix énergétique. Pour 
chacun de scénarios, différentes variantes ont été 
explorées afin d’évaluer la sensibilité des résul-
tats aux évolutions du contexte (par exemple : 
au rythme de développement des énergies 
renouvelables).

Le document de référence propose différentes ana-
lyses associées à ces scénarios ou à ces variantes. 
Compte tenu de l’ampleur des évolutions du sys-
tème électrique, ces études ne prétendent pas 
épuiser l’ensemble des thématiques. 

Au-delà des scénarios proposés, des études et 
des approfondissements sont d’ores et déjà iden-
tifiés. Les demandes des parties prenantes lors 
de la consultation publique menée au printemps 
2017, ainsi que les discussions lors des séances 
de restitution des résultats du Bilan prévi sionnel, 
conduisent à dessiner, au-delà, un programme de 
travail pour les prochaines années.

Les questions peuvent être regroupées selon 
différents axes :

Évolution du mix  u Prise en compte dans les mix énergétiques du développement 
des énergies renouvelables au-delà des trajectoires régulées

 u Actualisation (i) des trajectoires nucléaires et (ii) des trajectoires 
EnR en fonction de la PPE et des études de l’ADEME sur les coûts

Consommation  u Définition de variantes intégrant une modification des réglementations 
thermiques, effet sur les prévisions de consommation et les 
émissions de gaz à effet de serre

 u Approfondissement de l’étude sur l’intégration du véhicule électrique 
(notamment des modes de recharge et de la communication 
bidirectionnelle)

 u Analyse du retour d’expérience sur la modélisation des pointes 
extrêmes de consommation 

 u Étude d’un bouclage macroéconomique consommation/prix énergie
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11.10.3 Les analyses sur le réseau

En complément des analyses précédentes, RTE 
prévoit, au cours de l’année 2018, de réaliser 
une actualisation importante de ses trajectoires 
d’évolution du réseau de transport au cours des 
prochaines années. 

Cette évolution se basera sur les scénarios du 
Bilan prévisionnel ainsi que sur les premières 
indications issues de la Programmation pluri-
annuelle de l’énergie. Elle associera les parties 
prenantes.

Évolutions du 
fonctionnement  
du système 
électrique

 u Analyse de la question de l’inertie dans une configuration avec un 
haut niveau d’EnR

 u Évolution des besoins de réserves et de services système dans un 
scénario « 70 % EnR »

Résilience au 
changement 
climatique

 u Modélisation affinée de l’effet du changement climatique sur la 
consommation (niveau/structure) à horizon 2035 

 u Analyse de l’influence du changement climatique sur les principaux 
déterminants de la production (éolien, photovoltaïque, nucléaire)

 u Robustesse des scénarios à des situations de canicule

Intégration 
accrue des  
ruptures 
technologiques

 u Poursuite des études sur le développement de l’autoconsommation 
résidentielle collective, de l’autoconsommation des secteurs 
industriel ou tertiaire

 u Analyse des interactions des systèmes électriques et gaziers, en 
intégrant notamment le développement du power-to-gas

 u Prise en compte d’un développement accru des capacités de 
stockage (stockage stationnaire ou mobile, par exemple dans le 
cadre du vehicle-to-grid)

Bilans carbone  u Chiffrage de l’impact des transferts d’usage vers le secteur 
électrique en matière d’émissions de CO2 (pour toutes les 
trajectoires)

Analyses 
économiques

 u Bouclage général incluant le développement des flexibilités, 
l’auto consommation, et la possibilité d’un développement 
marchand des énergies renouvelables au-delà des trajectoires 
pilotées
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