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Bilan énergétique mondial (source AIE) 
 

Evolution entre 1971 (5,5 milliards tep) et 2017 (13,6 milliards de tep) 







Structure de la production d’électricité dans l’U.E.(28)en 2018 







La demande d’énergie va croître fortement en Inde, Chine et Afrique du fait de la pression démographique 
source BP 









Coût de production du MWh (LCOE) en Europe en 2017 (source 
Capgemini 2017) 

Hydroélectricité 40-120 

Nucléaire ancien 45-80 

Eolien terrestre 50-110 

Solaire (PV) 55-160 

Charbon 60-105 

Eolien offshore 100-160 

Nucléaire nouveau 100-170 

A noter que le coût cash du nucléaire est estimé à 33 
euros  en 2017 

En 2025 le coût du solaire pourrait chuter à 25 euros; 
mais le coût du « back-up « n’est pas pris en compte 
ici. 
 





L’électricité française est décarbonée 
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Consommation d’énergie primaire de la France en 2017 (en %) 







Evolution de la facture énergétique de la France de 1970 à 2017 en milliards d’euros 2017 



On veut le marché mais que d’exceptions aux règles de la concurrence! 

• 1. Le marché ne fixe qu’un tiers du prix de l’électricité (les 2/3 correspondent 
aux péages d’accès aux réseaux et à des taxes) 

 
• 2. On maintient des TRV pour certains consommateurs (TRV bleus) 
 
• 3. On subventionne une partie de la production (FIT et FIP pour les EnR) 
 
• 4. On met en place un « marché de capacité » pour faire face à l’échec du 

marché « energy only » (prix de gros trop faibles du fait de l’injection d’EnR 
qui font des enchères à prix nul) 

 
• 5. On subventionne les concurrents d’EDF à travers le mécanisme de l’ARENH 

(accès régulé à l’électricité nucléaire historique) 
 
• 6. On met en place une PPE car le marché ne peut pas envoyer les bons 

signaux de long terme pour les investissements (et dans certains pays l’Etat 
interdit certains investissements cf nucléaire) 



Débat sur les coûts cachés 

• 1. Le coût du MWh à la sortie de la centrale (LCOE ou coût moyen actualisé) n’est 
qu’un élément du coût de l’électricité. Tenir compte des coûts de réseaux, des 
taxes, et de divers coûts « cachés » 

  
• 2. Le coût des subventions (FIT pour feed-in tariffs ou FIT pour feed-in premiums; 

prix d’achat garantis qui génèrent des taxes) 
 
• 3. Le coût du stockage du fait de l’intermittence des renouvelables 
 
• 4. Le « coût d’éviction » lié aux effets pervers provoqués par l’injection à coût nul 

des EnR subventionnées hors marché (chute des prix de gros avec apparition de 
« prix négatifs ») 

 
• 5. Les coûts environnementaux (coût du carbone émis à travers une approche 

ACV pour « analyse du cycle de vie ») 
 
• 6. Le « coût d’opportunité » lié au fait que les aides en faveur des EnR se font au 

détriment des autres secteurs (transport et habitat) 





Les effets indirects des énergies renouvelables sur la structure 
des prix de l’électricité (source J. Percebois (CREDEN) 

Injection 
d’électricité 

éolienne 
payée hors 

marché (FIT) 

Augmentation du 
surcoût « FIT – 
prix de gros = 
CSPE » 

Baisse du prix 
spot sur le 
marché de 

gros de 
l’électricité  

Augmentation 
du surcoût 

« FIT – prix de 
gros = CSPE » 

Hausse du prix 
TTC pour le 
client final 

Externalités 
sur les réseaux 

limitrophes 

Coût du back-
up lié à 

l’intermittence 



La formation des prix de gros de l’électricité (marché)  

• A chaque instant, le prix correspond au coût marginal de fonctionnement de la 
centrale marginale – hors période d’extrême pointe (« coût de défaillance ») 

• A l’équilibre, en moyenne sur l’année, le prix couvre le coût complet des moyens de 
production.  
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Source :  CEEME, GDF Suez 





Prix spot de l’électricité en 2017 





Charges engagées par les contrats signés avant 2017: 121 milliards d’euros (valeur 2018) 





Augmentation du produit des taxes entre 2008 et 2018 en France 

Taxes Variation en % 

Boissons sucrées + 25% 

Carburants + 25% 

Electricité + 500% 

Tabac + 50% 



Structure du prix de l’électricité pour un consommateur 
domestique en France (TRV) 

Structure 2006 2017 

Part énergie (coût de 
production et de 
commercialisation) 

43% 36% 

Part réseaux (péages ATR 
transport et distribution) 

39% 30% 

Part taxes (y compris CSPE) 18% 34% 

Total 100% 100% 



Prix de l’électricité TTC pour les ménages en Europe (source CREG, mai 2016) 



Décomposition du prix payé par les ménages (en 2017) 
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Coûts directs et indirects des EnR 
source: article de J Percebois et S Pommeret  paru dans la Revue de l’Energie, juillet-août 2016 



La complémentarité des réseaux de gaz et d’électricité 
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Le TOP 10 des fabricants de batteries dans le monde 



Les grandes lignes de la PPE (énergie finale totale en équivalent TWh) 





Evolution du prix du carbone (marché européen): pour un “prix-plancher”? Ou un “corridor de prix du CO2”? 
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Prix de la tonne de CO2 sur le marché ETS (en euros) 
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L'introduction d'un prix plancher du CO2 à 30 €/t, soit 
un soutien de 22€/t complémentaire au prix EU-ETS, 

permet  d'inverser l'ordre d'appel Gaz-Charbon

CO2 : Soutien complémentaire à 22 €/t
CO2 : EU-ETS à 8 €/t
Combustible et Exploitation





Limites d’une comparaison des LCOE (coût moyen actualisé « sortie centrale ») 

  

 1.Tant que l’on ne saura pas stocker l’électricité à grande échelle dans des conditions 
économiques, ce sont les centrales « pilotables » qui devront assurer l’équilibre instantané 
entre l’offre et la demande d’électricité . 

 
 2. Les centrales intermittentes « non pilotables »  conduisent à accroître le coût de 

production des centrales « pilotables » si elles les effacent lorsque le coût marginal de ces 
centrales « pilotables » est faible  (ce qui n’est pas justifié) puisque cela réduit le facteur de 
charge des centrales. 
 
3. Règle: l’effacement des centrales « pilotables » par des centrales « non pilotables » est 
économiquement justifié si le coût moyen (et non pas le coût marginal) de production du 
kWh des centrales « non pilotables » est inférieur au coût marginal du kWh produit par les 
centrales pilotables effacées.  

 
 4. En d’autres termes le coût fixe par kWh « non pilotable » doit être plus faible que le coût 

variable (coût en combustible + taxe carbone) du kWh « pilotable ». 
 
 5. L’éviction des centrales pilotables en dehors de ce cas provoque des « coûts échoués » 

(stranded costs), ce qui signifie que les opérateurs ne peuvent pas récupérer leurs coûts 
fixes 

 
 6. Cette substitution est possible avec les centrales utilisant des combustibles fossiles 

(surtout si on l’intègre le « coût carbone ») mais elle est peu probable avec des centrales 
nucléaires dont le coût marginal est faible: 5 à 7 euros/MWh 



Conclusion (1/2) 
• 1. Les prix TTC n’ont pas baissé mais les prix de gros ont chuté, ce qui met en péril la 

rentabilité des producteurs et ne permet pas de financer les coûts fixes des nouvelles 
centrales. Le « marché unique » devait faire converger les prix de l’électricité en Europe. 
C’est en partie le cas pour les prix de gros (hors congestions aux frontières) mais pas du 
tout pour le prix payé par le consommateur final. 

 
• 2. La logique du « merit order » est faussée du fait des subventions aux renouvelables; avec 

100% d’EnR à coût marginal nul, le marché de gros disparaît! Et avec lui la tarification au 
coût marginal!  

 
• 3. Il faut comparer le coût moyen (et non le coût marginal) du kWh d’une centrale « non 

pilotable » au coût marginal du kWh d’une centrale « pilotable ». C’est seulement dans le 
cas où CM (EnR) < Cm (Centrale thermique) que la substitution peut se justifier. Si la 
substitution est probable avec une centrale au charbon et/ou au gaz (taxe carbone 
comprise) elle est peu probable avec une centrale nucléaire (dont le coût variable est faible 
et qui ne supporte pas la taxe carbone) 

 
• 4. Le faible niveau du prix du carbone (marché ETS ou taxe carbone) ne permet pas 

d’introduire une « vérité des coûts » (il faut pénaliser les centrales thermiques au charbon 
et les usages non électriques qui utilisent les produits pétroliers dans le secteur du 
bâtiment et celui des transports). 

 
• 5. La libéralisation des marchés a fragilisé les Opérateurs Historiques, surtout face à des 

entrants comme les pétroliers et les GAFA qui se lancent aujourd’hui dans la fourniture 
d’électricité. Est-il encore justifié d’obliger EDF à « financer » ses concurrents comme TOTAL 
via le mécanisme de l’ARENH? 



Conclusion (2/2)  
• 1.Les énergies renouvelables (intermittentes ou non) vont couvrir une part croissante du bilan 

énergétique  (notamment du mix électrique) mais un scénario 100% ENR est très ambitieux.. 
 
• 2. Leur poids sera variable selon les pays en fonction des contraintes et des priorités locales (cf choix 

nucléaire en France, priorité au gaz aux Etats-Unis) 
 
• 3. Les subventions doivent progressivement disparaître (sauf pour l’aide à la recherche) car on est dans 

une logique de « prix de marché » 
 
• 4. La grande révolution sera celle du stockage de l’électricité (batteries, méthanation) mais cela nécessite 

encore une baisse des coûts donc des progrès techniques 
 

• 5. A terme coexistence entre de grands réseaux électriques interconnectés (secours et échanges) et de 
petits réseaux locaux à l’échelle d’une ville ou d’un quartier (microgrids) gérés via du « digital » (objectif: 
les TEPOS, territoires « à énergie positive ») 

 
• 6. Demain l’électricité sera de plus en plus « décarbonée, décentralisée et digitalisée » (les 3 D)  
 
• 7. Les énergies fossiles (pétrole et gaz )ne vont pas disparaître rapidement car elles bénéficient toujours 

d’usages captifs, notamment dans le transport pour le pétrole; le charbon est « dans le collimateur » en 
Europe mais il a encore beaucoup de place en Asie (Chine, Inde) et en Amérique.  Le poids du charbon 
dépendra des politiques  environnementales  menées (notamment du prix du carbone). 
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