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Août 2026 

Bilan prévisionnel 2025-2035 de RTE, ses analyses économiques et 
techniques : des perspectives dictées par la politique, en partie 

irréalistes au regard des besoins réels du pays 

En juillet 2026, RTE a publié les détails de ses analyses économiques puis de ses analyses 
techniques sur le fonctionnement du système électrique figurant dans son Bilan prévisionnel 
2025-2035. Ces analyses se présentent comme un outil d’aide à la décision publique, en cohérence 
avec le contrat de service public de RTE et avec la PPE3. 

Les analyses présentées par RTE portent de manière regrettable l’empreinte discrète des 
demandes chimériques de son autorité de tutelle, auteure du décret PPE 3 (12 février 2026, déféré 
au Conseil d’Etat) et d’un plan d’électrification des usages de l’énergie peu réaliste (juin 2026). Le 
Cérémé constate avec déception que cela va au rebours des travauxplus ouvert et plus moderne 
qui ont marqué la phase d’étude des travaux d’actualisation par RTE de ses Futurs énergétiques 
2050-2060. 

Résumé exécutif 

Le Cérémé dénonce une approche biaisée par des objectifs politiques irréalistes, notamment le décret 
PPE3 de février 2026 et un plan d’électrification des usages peu réaliste de juin 2026. Ces analyses 
marquent selon nous un recul par rapport aux travaux plus ouverts des Futurs énergétiques 2050-
2060, que nous avions jugés modernes et rigoureux. 

Nous formulons plusieurs reproches majeurs concernant la méthodologie de RTE. Ainsi, RTE justifie 
les investissements par des bénéfices économiques à long terme non démontrés, comme la hausse 
des prix liée aux énergies renouvelables intermittentes. RTE critique le chiffre de 300 milliards d’euros, 
mais sa critique ne remet pas en cause sa propre méthodologie de calcul des coûts réels. Nous 
proposons une typologie élargie pour évaluer les coûts, incluant les investissements dédiés, les 
dépenses d’exploitation, ainsi que plusieurs catégories de coûts non prises en compte par RTE : les 
coûts de raccordement, les soutiens publics, les coûts système et les externalités environnementales. 
Cette approche permet une comparaison rigoureuse entre scénarios sur les trois périmètres : coût 
pour les producteurs, coût du système électrique, et coûts socio-économiques complets.  

Nous contestons également l’affirmation de RTE selon laquelle les énergies renouvelables ne sont pas 
majoritairement vendues à prix négatifs. Selon nous, la croissance des EnRi dans le mix électrique est 
corrélée à une hausse des prix de l’électricité et à une augmentation des situations de prix négatifs, 
avec 513 heures enregistrées en 2025. RTE reconnaît que les creux de consommation résiduelle 
deviennent des périodes de vigilance. Le soutien public aux EnR augmente en régime de prix bas, ce 
qui aggrave le problème. RTE admet donc implicitement que l’investissement massif dans les EnRi 
génère des phénomènes de prix négatifs, augmentant les soutiens budgétaires publics, mais sans en 
tirer les conclusions qui s’imposent. 

RTE ne tire pas tous les enseignements de ses analyses de coûts par source d’énergie. Ses hypothèses 
sur le gaz à 45 €/MWh et le CO₂ entre 80 et 120 €/t en 2030 nous semblent trop larges pour permettre 
la décision. Pour le nucléaire, RTE admet que son coût complet restera stable et compétitif à 61 
€/MWh, mais nous estimons ce chiffrage excessif et proposons 37 €/MWh pour le parc existant après 
grand carénage. Concernant l’éolien en mer, les coûts des appels d’offres dépassent les trajectoires 
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prévues en raison de la hausse des taux d’intérêt et des tensions industrielles. RTE évoque des gains 
théoriques de 200 à 300 millions d’euros par an en 2035, mais sans traduction concrète en €/MWh. 
Pour l’éolien terrestre, les baisses de coûts attendues ne se concrétisent pas en raison de la taille 
limitée des parcs et du coût des turbines. Nous soulignons également la baisse du facteur de charge, 
l’augmentation des coûts de raccordement, et le risque de rejet local des méga-parcs. Pour le solaire, 
les coûts ne baissent pas en France, contrairement aux prévisions, en raison de contraintes foncières 
et d’un manque de foisonnement. Enfin, si les coûts des batteries baissent à 200 €/kWh pour 2h et 
160 €/kWh pour 4h en 2030, leur déploiement massif ne nous semble pas justifié économiquement, 
surtout comparé aux stations de transfert d’énergie par pompage. 
 
RTE affirme que les énergies renouvelables permettent de garantir la sécurité d’approvisionnement, 
mais nous jugeons cette analyse sommaire, car elle ignore les coûts cachés de l’équilibrage du 
système.  
 
RTE estime le coût brut de production du système électrique entre 43 et 59 milliards d’euros par an 
en 2035, avec un coût moyen de 80 €/MWh dans un scénario d’électrification élevée. RTE reconnaît 
cependant qu’en cas de stagnation de la consommation, les coûts fixes du système devraient être 
amortis sur un volume moindre, faisant passer le coût moyen à 84-91 €/MWh pour 470 TWh, voire 
87-95 €/MWh pour 450 TWh. RTE admet en outre qu’une décarbonation rapide nécessiterait la 
construction de moyens de pointe d’une capacité de près de 6 GW et une sollicitation accrue des 
centrales thermiques fossiles, ce qui laisserait la France sans marges suffisantes pour faire face à 
d’éventuels aléas. Nous regrettons que RTE ne prenne pas en compte ces éléments dans son analyse 
globale. 
 
Selon RTE, il peut être projeté une baisse des prix à terme de l’électricité à 35-50 €/MWh en 2030, 
mais RTE reconnaît une forte variabilité. Cependant, nous rappelons que les coûts complets varient 
considérablement selon les sources : nucléaire à 40 €/MWh, hydraulique au fil de l’eau à 40 €/MWh, 
éolien terrestre à 150 €/MWh, éolien en mer à 270-330 €/MWh, et solaire au sol à 230 €/MWh.  
 
RTE suggère que des prix bas bénéficient aux consommateurs mais fragilisent les producteurs, 
nécessitant une augmentation des soutiens publics de 5 milliards d’euros par an, soit 50 milliards d’ici 
2035. Nous demandons l’arrêt de toutes les subventions aux EnR, matures et non rentables sans aides 
publiques, et proposons de comparer les projections de RTE avec un scénario d’arrêt des 
investissements dans les EnR en France. RTE considère l’électrification comme le levier le plus efficace 
pour améliorer l’équilibre économique du système, mais nous jugeons ces chiffrages peu crédibles.  
 
Le Cérémé réaffirme que 15 ans d’investissements dans les énergies renouvelables intermittentes ont 
gaspillé des ressources publiques, avec un doublement du prix de l’électricité en  euros courants pour 
les ménages et une dette publique accrue via le programme budgétaire 345 (loi de Finance). Nous 
formulons cinq recommandations urgentes : arrêter tous les soutiens aux installations éoliennes et 
photovoltaïques, y compris pour les projets non encore construits ; consacrer l’effort financier à 
l’efficacité énergétique et à l’électrification, sauf si les renouvelables thermiques offrent des bénéfices 
supérieurs ; reconnaître que la France dispose déjà d’une capacité suffisante pour répondre à la 
demande jusqu’en 2035 grâce à ses installations nucléaires et hydrauliques, avec un complément 
pilotable au gaz pour les pointes hivernales ; maintenir le rythme de la relance du nucléaire pour 
préparer les années 2040-2060 ; et n’envisager de nouvelles installations intermittentes qu’à partir de 
2035, s‘il y a lieu et sous réserve d’une hausse soutenue de la demande et de progrès significatifs du 
stockage, tant sur le plan technique qu’économique et environnemental.  

Exposé détaillé  

 
Les principaux reproches que le Cérémé porte à ces analyses sont les suivants : 
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1/ Coût de la PPE3 

 
RTE reconnaît « des besoins d’investissements significatifs », mais les justifie par une « mise en regard 
des bénéfices économiques qu’ils génèrent sur le temps long ». Or, d’une part ces bénéfices 
économiques générés sur le temps long allégués ne sont pas sérieusement démontrés par RTE. En 
effet, on ne peut pas reconnaître comme bénéfice économique la hausse des prix de l’électricité qui 
accompagne la croissance de la part des EnR intermittentes dans le mix électrique (cf. notre étude 
France-Allemagne-Danemark, 1990 à 20201). 
 
D’autre part, la critique par RTE des chiffrages du coût de la PPE3 publiés par certaines parties 
prenantes au débat public, tels qu’un chiffre agrégé de 300 Mds€, n’est pas une critique utile : 
- RTE se borne à un rappel méthodologique demandant que soient additionnées les seules 

dépenses relevant du système électrique et situées en-dehors des renouvellements des 
infrastructures de réseau invariantes quelle que soit la composition du mix.  
 

Cela est une évidence, et le Cérémé est en accord avec celle-ci. 
 

- RTE demande que soient précisément distingués, sur un périmètre clairement défini, les 
investissements amortis sur plusieurs décennies (CAPEX) et les dépenses d’exploitation (OPEX). 
RTE met alors en avant l’indicateur de « coût complet du système électrique », présenté comme 
plus pertinent pour comparer les trajectoires énergétiques. 
 

Le Cérémé fait ici observer que ce coût complet devrait - dans une approche économique enfin 
devenue globale - comprendre d’autres lignes de coûts, parmi lesquels les coûts de raccordement et 
les Coûts Système, au minimum. Il faut en effet rappeler le poids croissant des coûts de raccordement, 
qui sont supportés, in fine, par les consommateurs au travers du TURPE (tarif d’utilisation du réseau 
public d’électricité). 
La question se pose notamment pour les batteries stationnaires et pour l’éolien en mer dont le 
raccordement est désormais estimé par la CRE (Commission de Régulation de l’Énergie) dans la 
fourchette de 30 à 40 €/ MWh 2. 
 
Les analyses de RTE sont ainsi, malheureusement, incomplètes. 
 
Le Cérémé a proposé à RTE lors des travaux d’actualisation des Futurs énergétiques 2050-20603de 
prendre en compte une typologie proche de celle décrite ci-dessous :  

 - investissements dédiés (Capex) 
 - dépenses d’exploitation fixes et variables (Opex) 
 - raccordements et de renforcement du réseau  
 - soutiens publics (réf. programme budgétaire 345 dans la loi de Finance, incluant le coût en forte 

croissance des indemnisations pour effacement).  
- coûts Système : Coûts d’équilibrage et les coûts de profil (ou de back-up)  
- coûts environnementaux : coûts des GES émis (hors coûts d’abattement), coûts de pollution de 

l’air (hors coûts GES), coûts de pollution visuelle et sonore, et enfin coûts directs pour les 
écosystèmes et coûts compensatoires pour la protection de la biodiversité 

 

 
1https://cereme.fr/wp-content/uploads/2022/04/De-linfluence-du-capacitaire-intermittent-sur-les-prix-de-lelectricite_avril-
2022-modifie-1.pdf 
2https://cereme.fr/wp-content/uploads/2026/07/Fiche-Analyse-critique-du-Rapport-Lazard-LCOE.pdf 
3https://cereme.fr/wp-content/uploads/2026/08/consultation_publique_RTE_Futurs_energetiques_2050.pdf 
 

https://cereme.fr/wp-content/uploads/2022/04/De-linfluence-du-capacitaire-intermittent-sur-les-prix-de-lelectricite_avril-2022-modifie-1.pdf
https://cereme.fr/wp-content/uploads/2022/04/De-linfluence-du-capacitaire-intermittent-sur-les-prix-de-lelectricite_avril-2022-modifie-1.pdf
https://cereme.fr/wp-content/uploads/2026/07/Fiche-Analyse-critique-du-Rapport-Lazard-LCOE.pdf
https://cereme.fr/wp-content/uploads/2026/08/consultation_publique_RTE_Futurs_energetiques_2050.pdf
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Il en résulte une présentation nécessaire et rigoureuse sur trois niveaux de périmètres :  

1. - Coûts pour les producteurs : Capex, Opex, démantèlement  

2. - Coût du système électrique : périmètre 1 + raccordements & renforcements du réseau hors 
infrastructures invariantes, coûts d’équilibrage, coûts de profil, coûts de modulation du nucléaire 
(EnR intermittentes qui en constituent l’origine), coûts des soutiens publics (programme 
budgétaire 345).  

3. - Coûts socio-économiques complets : périmètre 2 + coût des externalités environnementales.  

 

 

 

Les coûts de chaque scénario de RTE peuvent alors être calculés pour chacun de ces trois périmètres 
puis être comparés.  
 
Parmi les parties prenantes ayant exposé ce chiffre de 300 Mds, figure le Cérémé4 
Il faut ici observer que le Cérémé : 

- n’a pas défini ce chiffre de 300 Mds € comme un objectif de coût brut du décret PPE3 mais 
comme une économie pour la Nation, à savoir un différentiel de coûts entre le décret PPE3 
et des scénarios alternatifs tels que celui qu’il a lui-même publié, issu de ses travaux avec le 
cabinet Roland Berger5. 

- a justifié cette économie potentielle de 300 Mds € d’ici à 2035 sous cinq natures de postes 
de coûts dûment quantifiés : Capex et OPEX ; coûts de raccordement spécifiques des EnRi ; 
économies dans les soutiens financiers spécifiques aux EnRi ; coûts systèmes ; coûts des 
externalités environnementales. 

 
Ainsi, le Cérémé espère vivement que RTE prendra en compte, lors de son rendu des travaux 
d’actualisation des Futurs énergétiques 2050-2060, une révision profonde de sa méthodologie 
d’analyse des coûts complets de production, sur la base de ses propositions qui sont vraiment de 
nature à clarifier le débat sur l’économie de l’énergie. 

 
2/ L’absence de prise en compte de la relation de causalité entre la production massive d’électricité 
intermittente et l’augmentation du nombre de journées de prix négatifs. 
 

 
4https://cereme.fr/wp-content/uploads/2025/05/Fiche-des-300-Mds-V.def_.pdf 
5https://cereme.fr/wp-content/uploads/2025/01/CEREME-sce%CC%81nario-mix-e%CC%81nerge%CC%81tique.pdf 

https://cereme.fr/wp-content/uploads/2025/05/Fiche-des-300-Mds-V.def_.pdf
https://cereme.fr/wp-content/uploads/2025/01/CEREME-sce%CC%81nario-mix-e%CC%81nerge%CC%81tique.pdf
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C’est ainsi que selon RTE « la production renouvelable n’est donc pas majoritairement vendue à prix 
négatifs ».Il a été rappelé plus haut le lien entre la croissance de la part des EnR intermittentes dans 
le mix électrique et la hausse des prix de l’électricité (France-Allemagne-Danemark, 1990 à 2020).  

Mais cela ne s’arrête pas là. En raison de l’immense part du capacitaire éolien et solaire, selon l’aveu 
même de RTE « les situations de vigilance pour l’exploitation du système électrique ne se situent plus 
uniquement lors des pointes hivernales mais aussi de manière croissante au moment des creux de 
consommation résiduelle6 », ces derniers étant définis comme des périodes combinant faible 
consommation et forte production renouvelable. 
 
RTE reconnaît du reste, dans son dossier, que : 

- le soutien public aux EnRi augmente en régime de prix bas. C’est une manière discrète 
d’admettre que l’investissement massif dans les EnRi génère des phénomènes de prix négatifs, 
lesquels ne font qu’augmenter la quantité des soutiens budgétaires publics. 

- le fonctionnement régulier et à plus haut niveau des parcs nucléaires et hydraulique en 2022, 
sans modulation forcée résultant de la priorité d’injection dans le réseau conférée à l’éolien et 
au solaire, aurait empêché l’explosion du coût moyen de l’électricité, qui alors serait resté 
relativement stable. 

 
NB : à propos des soutiens publics, on peine à comprendre l’affirmation par RTE selon laquelle le coût 
du soutien public aurait été fortement réduit depuis le dernier arrêté tarifaire. Cela est contredit par 
les prévisions récemment annoncées par la CRE 7. D’autre part, RTE concède que la solution à la 
surproduction chronique d’électricité et aux prix négatifs dans la décennie 2010 fut la limitation du 
soutien public aux renouvelables : pourquoi est-ce que cela aurait changé aujourd’hui, alors que ce 
problème est renforcé par les dispositions en vigueur du marché européen de l’électricité ? 

 
3/ RTE ne retire pas les enseignements essentiels de ses analyses de coûts source par source 
 

• Coûts du gaz et du CO2 
Les hypothèses de RTE ne correspondent pas à celles du Cérémé (cf. par exemple étude du rapport 
Lazard 2026 8).  
 
Malgré le soin apporté par RTE à préciser que « ces estimations ne correspondent pas à des prévisions 
de prix. », elles sont caractérisées par des fourchettes très larges, de telle sorte qu’il est difficile d’en 
retirer des enseignements stratégiques : 

- coût du gaz : RTE retient une hypothèse relativement haute à 45 €/MWh, assortie de stress-
tests à des prix nettement plus élevés ; 

- coût du quota de CO₂ : les hypothèses à 2030 varient ainsi entre 120€/tCO₂ dans une 
configuration d’atteinte des objectifs publics et 80 €/tCO₂ dans une configuration ne permettant 
pas de les atteindre. 

 

• Coûts du nucléaire 
RTE admet que le coût complet du nucléaire restera stable et compétitif, contrastant avec la hausse du 
coût des EnRi, et l’on comprend implicitement que cette appréciation vaut pour le nucléaire existant 
après grand carénage. 
Le Cérémé observe que l’hypothèse de référence retenue par RTE d’un coût complet du parc nucléaire 
existant de 61 €/ MWh, chiffrage figurant déjà dans le Bilan prévisionnel 2023, est excessive : le 

 
6dossier fonctionnement du système électrique p. 2/74 
7https://www.cre.fr/documents/deliberations/evaluation-des-charges-de-service-public-de-lenergie-a-compenser-en-2027-

et-a-la-reevaluation-des-charges-de-service-public-de-lenergie-a-compenser-en-2026.html 
8https://cereme.fr/wp-content/uploads/2026/07/Fiche-Analyse-critique-du-Rapport-Lazard-LCOE.pdf 

https://www.cre.fr/documents/deliberations/evaluation-des-charges-de-service-public-de-lenergie-a-compenser-en-2027-et-a-la-reevaluation-des-charges-de-service-public-de-lenergie-a-compenser-en-2026.html
https://www.cre.fr/documents/deliberations/evaluation-des-charges-de-service-public-de-lenergie-a-compenser-en-2027-et-a-la-reevaluation-des-charges-de-service-public-de-lenergie-a-compenser-en-2026.html
https://cereme.fr/wp-content/uploads/2026/07/Fiche-Analyse-critique-du-Rapport-Lazard-LCOE.pdf
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Cérémé expose quant à lui des coûts de 37 €/ MWh pour la production nucléaire des réacteurs 
existants après grand carénage. 
 
RTE reconnaît que la stabilité des prix du nucléaire contraste avec les incertitudes croissantes 
entourant les filières renouvelables, qui connaissent une hausse significative des coûts depuis 2022. 
Mais paradoxalement ce constat est ensuite balayé, au motif discutable que l’augmentation en valeur 
absolue des coûts totaux du système, du fait du déploiement de nouvelles capacités électriques 
intermittentes, serait répartie sur un périmètre plus large en raison de la progression de la quantité 
totale d’électricité consommée. RTE en conclut alors, hâtivement, qu’un scénario de décarbonation 
rapide, caractérisé par une forte électrification et un développement ambitieux d’EnR intermittentes, 
serait compatible avec une maîtrise du coût complet du système électrique rapporté à la 
consommation. 

 

RTE admet cependant qu’il serait opportun de réduire le soutien aux petites installations 
photovoltaïques dans une perspective d’optimisation économique. Cette appréciation n’est de toute 
évidence pas à la hauteur du sujet. 
 

• Coûts de l’éolien en mer 
RTE reconnaît que « les résultats d’appels d’offres (sont) au-dessus des trajectoires envisagées, du fait 
de la hausse durable des coûts d’investissement », liée à la hausse des taux d’intérêt et aux tensions 
industrielles. RTE précise en outre que « deux éléments contribuent à orienter légèrement les coûts 
bruts de production à la baisse de manière structurelle, (dont) une réduction des coûts liée à la 
diminution des capacités installées, résultant du report dans le temps des trajectoires de déploiement, 
notamment pour l’éolien en mer. ». 
 

RTE n’en retire cependant aucun enseignement, à l’exception du suivant : « la poursuite d’un scénario 
de décarbonation lente pourrait remettre en cause d’autres investissements que ceux dans les 
renouvelables terrestres, notamment dans l’éolien en mer ... ». 
 
Enfin, RTE reconnaît que le potentiel d’optimisation économique de l’éolien en mer est limité, car « la 
trajectoire de référence intègre des appels d’offres déjà attribués bénéficiant de conditions favorables 
(éolien posé, vent favorable, raccordement moins coûteux, effets d’échelles) ».  
 
En outre, RTE évoque « un gain de 200 à 300 M€/an en 2035 via une priorisation des parcs en façade 
Manche Est, ou de 500 à 700 M€/an dans une configuration plus théorique remplaçant une partie de 
l’éolien en mer par de l’éolien terrestre. » Le Cérémé observe cependant que cette évocation n’est pas 
traduite en €/ MWh et demeure donc complètement théorique. 
 

• Coûts de l’éolien terrestre 
RTE reconnaît que les baisses des coûts, attendues selon la phrase quasi-liturgique « le coût des EnR a 
baissé, et continuera de baisser », tardent à se concrétiser, et relève avec raison que le marché français 
demeure contraint par la taille des parcs éoliens terrestres en France et par le coût des turbines, ce 
qui empêche la filière de bénéficier du moindre effet d’échelle. 

 

RTE ne prend pas en compte les facteurs de hausse des coûts de production complets suivants : 
- diminution du gisement éolien, étant acquis que contrairement à ce que prétend RTE l’éolien 

terrestre ne bénéficie pas d’un foisonnement significatif 9 ; 
- baisse tendancielle du facteur de charge moyen, accentuée par l’augmentation tendancielle des 

nécessités d’effacements (non indemnisés pour les parcs mis en service à/c de 2025; 

 
9https://cereme.fr/wp-content/uploads/2021/06/Cereme_fiche-pedagogique-3_eolien-et-foisonnement.pdf 

https://cereme.fr/wp-content/uploads/2021/06/Cereme_fiche-pedagogique-3_eolien-et-foisonnement.pdf
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- augmentation constante des coûts de raccordements. 
 

Rien n’indique enfin que l’objectif de créer de méga-parcs éoliens terrestres, objectif affiché par le 
décret PPE3, ait des effets réels sur les niveaux de Capex. RTE relève d’ailleurs avec raison que ces 
méga-parcs seront refusés par la population et par les élus locaux. 
 

• Coûts du solaire 
RTE souligne que les coûts du photovoltaïque ne repartent pas à la baisse en France, malgré une 
littérature souvent optimiste, et que les contraintes foncières et urbanistiques et des effets d’échelle 
limités peuvent expliquer l’écart entre les anticipations théoriques et la réalité observée. Sans oublier 
l’absence totale de foisonnement solaire relevé par RTE. 
 
Il en résulte un l’élargissement significatif du cône d’incertitude associé aux trajectoires de coûts du 
solaire, ou plutôt des solaires. 
 

• Coût des stockages 
RTE fait état d’une baisse des coûts des modules de stockage, plus rapide qu’anticipé. Selon RTE, cette 
évolution s’explique principalement par la chute du coût des modules (dans un contexte de 
surcapacité massive de production), par les progrès technologiques, par les économies d’échelle et par 
la baisse du prix du lithium. 
 
RTE souligne toutefois que la Chine détient un quasi-monopole dans la fabrication des modules, ce qui 
expose le système à des risques liés à l’évolution future de la surcapacité de production ou à 
d’éventuelles mesures commerciales restrictives.  
 
Le dossier fait état qu’à l’horizon 2035, la technologie lithium-fer-phosphate demeure la référence, 
pour des batteries dont les ratios énergie/puissance des projets s’échelonnent entre 2 et 4heures. Afin 
de tenir compte de la baisse rapide des coûts, RTE retient alors, à horizon 2030, des points de passage 
à 200 €/kWh pour une batterie de 2 heures et de 160 €/kWh pour une batterie de 4 heures, périmètre 
du coût complet du système hors raccordement. 

 

Toutefois : 
- cette partie « batteries » du dossier n’a pas été actualisée selon ce qu’il ressort du dossier 

d’actualisation des FE 2050-2060 ; 
- Il n’y a pas lieu de promouvoir excessivement cet outil : il est en effet reconnu par les experts 

du sujet que le stockage par batteries ne doit pas devenir un mode normal d’exploitation du 
système, mais demeurer un service de flexibilité nécessitant une réponse très rapide ou bien 
permettant de résoudre des congestions locales clairement identifiées.  

Dans un contexte de ressource publique contrainte, le stockage n’est justifié que s’il permet de réduire 
des coûts systémiques clairement identifiés tels qu’une défaillance du système, à fortiori lorsqu’on le 
compare aux coûts des STEP et au regard du service que rendent celles-ci. 
 
 
 
Finalement, le constat de RTE demeure favorable au nucléaire et à l’hydraulique. 
 

Cependant, pour RTE, les évolutions tendancielles de coûts d’investissements précitées ne modifient 
pas de manière significative son diagnostic. Pour RTE en effet : 

- les coûts du système électrique français sont pour l’essentiel fixes et associés à des 
investissements passés 
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- l’augmentation en valeur absolue des coûts totaux du fait du déploiement de nouvelles 
capacités électriques serait répartie sur un périmètre plus large en raison de la progression de 
la quantité totale d’électricité consommée, dans un contexte d’électrification des usages. Mais 
ce ne sont là que des conjectures, que RTE ne démontre pas. 

 
Le Cérémé expose dans le tableau ci-dessous le véritable ordre de mérite économique, pour chaque 
périmètre et pour chaque source : au-delà d’autres critères de choix importants comme la pilotabilité 
et la sécurité ou encore l’environnement, il apparaît ainsi des différences considérables de coûts qui 
devraient guider les choix des décideurs politiques : 

 
 
Il est à regretter que RTE ne soit pas en mesure de présenter une étude des coûts complets de cette 
nature. 
 
NB : le Cérémé utilise l’essentiel des chiffrages de Capex et Opex présentés par RTE dans sa consultation 
du public sur les Futurs Energétiques 2050-2060 (avril 2026) 10. 

 
 
4/ Les analyses de RTE portant sur la sécurité d’approvisionnement demeurent sommaires 

Au rebours des travaux de qualité qui ont marqué - notamment sur ce thème de la robustesse 
technique (GT 7) - la première phase des travaux d’actualisation des Futurs énergétiques 2050-2060, 
RTE se borne ici à affirmer que les renouvelables permettent de faire l’appoint et de garantir la sécurité 
d’approvisionnement. 

 
10 A l’exception des Capex du nucléaire futur (EPR2), sur lesquels RTE est pour le moment demeuré flou 
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RTE en déduit qu’un scénario de décarbonation rapide, caractérisé par une forte électrification et un 
développement ambitieux d’EnR intermittentes reste compatible avec une maîtrise du coût complet 
du système électrique pour servir le niveau de demande domestique. 

Ce faisant, RTE sous-estime grandement les coûts associés à l’équilibrage du système et aux nécessités 
qui en résultent pour pallier l’intermittence de l’éolien et du solaire. 
 
5/ Coût du système électrique : RTE continue de défendre, contre la raison, le développement massif 
des EnRi 

RTE estime le coût brut total de production d’électricité en France (hors recettes de la balance 
commerciale) entre 43 et 59 Mds€/an à l’horizon 2035, avec un coût moyen de 80 €/ MWh à l’horizon 
2030-2035 dans un scénario d’électrification élevée associé à sa trajectoire R3 de développement des 
énergies renouvelables. 
 
En revanche, dans une trajectoire de décarbonation lente ou de faible croissance, ou encore de 
stagnation de la consommation électrique domestique sans compensation par des exports nets, les 
coûts fixes du système devront être amortis sur un volume d’électricité moindre, provoquant pour ce 
même horizon une augmentation du coût moyen rapporté à la consommation, selon le schéma 
suivant : 

- le moindre recours aux centrales thermiques fossiles entraîne une diminution des coûts 
variables de fonctionnement (combustible) du système électrique qui entraîne à son tour une 
diminution des coûts bruts du système électrique de l’ordre de 1 Md€/an; 

- la baisse significative des prix de marché moyens entraîne une baisse de la valeur de notre 
balance commerciale électrique malgré sa possible augmentation en volume qui entraîne à 
son tour une hausse des coûts nets du système électrique (coûts diminués de la valeur du 
solde exportateur). 

Or, la diminution de la valeur de la balance commerciale est compensée par celle des coûts variables 
de production.  
L’un dans l’autre il en résulterait selon RTE une stabilité du coût complet annualisé du système 
électrique, entre les scénarios de forte hausse ou de faible évolution de la consommation, selon sa 
Figure ci-dessous : 

 
Ainsi le passage d’une trajectoire 2030 de décarbonation rapide associée à une consommation de 510 
TWh à une trajectoire de décarbonation lente associée à une consommation de 470 TWh ferait passer 
le coût complet de 78-82 à 84-91 €/MWh, les fourchettes dépendant des trajectoires effectives de 
développement des énergies renouvelables. 
 
En cas de stagnation de la consommation à 450 TWh, les coûts atteindraient 87-95 €/MWh. 
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Ces analyses, relèvent largement de la conjecture. En particulier pour ce qui concerne le niveau 
de consommation électrique attendu. 

Il est à regretter que RTE ne soit pas en mesure de présenter une étude des coûts réellement 
complets du système électrique, étant rappelé que RTE ne prend pas en compte la totalité des coûts 
complets de production. 
 
Un point positif apparaît cependant ici : la perspective de repousser en 2060 voire en 2070 
(idéalement dans une action conjointe au niveau européen, étant rappelé que l’énergie est une 
compétence partagée) l’objectif de neutralité carbone. Cette perspective a été sérieusement 
examinée pendant la première phase des travaux portant sur l’actualisation des Futurs énergétiques 
2050-2060 et présente de nombreux avantages (optimisation de gestion de la disponibilité de la 
biomasse ou du potentiel de puits de carbone, gestion de l’effet-falaise sur les réacteurs nucléaires 
existants, …). 
 
6/ Prix de marché : retour à un régime de prix bas, quelles conséquences financières ? 
 

• Les « tâtonnements » méthodologiques  

Après deux années de maintien autour de 60 €/MWh, RTE projette une nette baisse des prixà terme 
de l’électricité pour les prochaines années.  

 

En réalité, poursuit RTE, « ce prix moyen de 60 €/ MWh masque une forte variabilité des prix de 
l’électricité entre des prix particulièrement hauts en début d’année 2025, en lien avec des prix élevés 
des commodités, et des prix significativement plus faibles dans le reste de l’année, traduisant le 
phénomène naissant de surcapacité. » 
 
On notera ici avec intérêt la reconnaissance explicite par RTE d’un phénomène de surcapacité, dont 
cependant elle ne retire aucun enseignement. 
 

Dès lors RTE juge plus pertinent de raisonner à partir du prix capté par chaque filière, c’est-à-dire la 
moyenne des prix pondérée par les profils de production. En 2025, les prix captés demeurent largement 
positifs: 40 €/MWh pour le solaire et 57 €/MWh pour l’éolien terrestre, selon méthodologie M0 des 
contrats de soutien. RTE précise toutefois que cet indicateur ne reflète pas nécessairement la stratégie 
de valorisation des acteurs sur les marchés, et reste un indicateur de marché de court terme, sensible 
à de nombreux paramètres exogènes. 

A quoi bon multiplier de tels tâtonnements méthodologiques, si ce n’est pour relativiser les impacts 
négatifs croissants des surcapacités éoliennes et photovoltaïques ? 

 

• La réalité d’une augmentation régulière des situations de prix négatifs  

RTE relève : 

- un record de 513 heures de prix spot négatif en 2025, soit environ 6 % des heures de l’année, 
mais précise que plus de la moitié de ces épisodes correspondent à des prix très faiblement 
négatifs, entre 0 €/MWh et 0,1 €/MWh.RTEen déduit étonnamment que« la production 
renouvelable n’est donc pas majoritairement vendue à prix négatifs. » 

- dans l’observation des marchés à terme au cours du second semestre 2025, une baisse 
continue des prix attendus pour les années de livraison entre 2026 et 2029. RTE interprète 
cette évolution comme un signe de prudence, voire de pessimisme des acteurs du marché 
quant à une reprise rapide de la consommation.  
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Dans un contexte de production abondante et de consommation faible, RTE estime que les prix en 
France, parmi les plus faibles d’Europe, pourraient rester durablement bas. Ils pourraient s’établir 
entre 35 et 50 €/MWh en 2030, contre environ 80 €/MWh dans une trajectoire de forte électrification 
conforme aux objectifs publics. 

 
RTE précise alors que « sans rebond significatif de la consommation, les technologies bas-carbone, 
notamment le nucléaire et les EnRi, pourraient contribuer à la formation du prix de l’électricité pendant 
plus de 60 % de l’année, et jusqu’à plus de 70 % dans le stress-test fondé sur une stagnation de la 
consommation, ce qui réduirait pour RTE la dépendance à l’importation d’énergies fossiles. »On 
observera que l’agrégation nucléaire-EnRi dans ce raisonnement permet à RTE de s’abstenir de 
pointer les différences profondes des couts de production complets.  
 
Aussi, face à ce qui constitue une regrettable confusion intellectuelle, le Cérémé rappelle que sur le 
Périmètre 2, le nucléaire est à moins de 40 €/ MWh, l‘hydraulique au fil de l’eau à 40 €/ MWh, 
l’hydraulique de barrage à 80 €/ MWh, l’éolien terrestre aux environs de 150 €/ MWh, l’éolien en mer 
à respectivement 270 €/ MWh (posé au sol) et 330 €/ MWh (flottant), et le grand solaire au sol à 230 
€/ MWh.RTE aurait donc dû écrire en vérité « sans rebond significatif de la consommation, le nucléaire 
et l’hydraulique pourraient contribuer à la formation du prix de l’électricité pendant plus de 60 % de 
l’année etc. »  
 
En l’absence d’augmentation significative de la demande en Europe, le prix de marché moyen pourrait 
se situer entre 20 et 70 €/MWh. Cette large fourchette reflète des hypothèses contrastées sur les prix 
des commodités, la consommation et le rythme de développement des renouvelables. La fourchette 
basse correspond à la combinaison de prix du gaz faibles, d’une consommation atone et d’un 
déploiement rapide des renouvelables.   

 
 

Le Cérémé suggère que ce type de fourchette n’a pas grand sens. Elle n’éclaire pas le décideur public 
quant au sujet essentiel : le choix d’un profil de mix électrique. Le Cérémé suggère donc de comparer 
deux graphiques : le précédent et celui qui serait déterminé par un arrêt de l’investissement dans les 
EnRi en France et sans changement pour le reste de l’UE. 

 
RTE suggère alors que si les prix bas en situation de consommation stagnante bénéficient aux 
consommateurs, ils ont pour effet de fragiliser les producteurs, dont il résulterait une augmentation 
des soutiens publics, dans le cadre du programme 345, de l’ordre de + 5 Mds€/an pour les seules 
installations existantes, par rapport à un scénario de prix élevés lié à une consommation soutenue. 
Autrement dit + 50 Mds € d’ici à 2035, somme qui ne semble pas problématique à RTE. 



 

 12 

Face à cette déferlante déficitaire, qui n’a pas lieu d’être s’agissant de technologies déclarées matures 
et dans le contexte d’une dette publique de 3500 Mds €, le Cérémé demande l’arrêt de toutes 
subventions aux installations EnRi, tant les existantes que les nouvelles autorisées ou à l’instruction. 
 
7/ L’électrification des usages : selon RTE, ici en relais des directives gouvernementales, c’est le levier 
d’optimisation du système 

 

RTE considère que l’accélération de l’électrification est le levier le plus efficace pour améliorer 
l’équilibre économique du système électrique et pour atteindre les objectifs de transition énergétique 
autrement dit ceux du décret PPE3 tout en réduisant le poids du soutien apporté aux filières. 
 
RTE reconnaît que le ralentissement du développement des EnRi peut légèrement réduire les coûts 
rapportés à l’énergie produite dans certaines trajectoires de stagnation ou de faible augmentation de 
la consommation, de l’ordre de 2 €/ MWh mais estime que cet effet sera inférieur à celui d’une hausse 
de la consommation électrique liée à une électrification réussie, de l’ordre de 7 €/ MWh.Ces chiffrages 
sont cependant peu crédibles, qui ne correspondent pas à des coûts de production réellement 
complets. 
 
Selon RTE, un coup de frein trop important pourrait fragiliser, à terme, la sécurité 
d’approvisionnement, la maîtrise du coût et la décarbonation. 
 
A propos de la sécurité d’approvisionnement : 
 
Selon RTE, « dans une configuration de décarbonation rapide, la production bas-carbone pourrait 
devenir insuffisante pour couvrir la consommation projetée, sauf hausse de la production nucléaire ou 
hydraulique. Cette configuration nécessiterait la construction de nombreux moyens de pointe, afin de 
couvrir les besoins de sécurité d’approvisionnement en hiver (près de 6 GW), et conduirait à une 
sollicitation accrue des centrales thermiques fossiles », ce qui laisserait la France sans marges 
suffisantes pour faire face à d’éventuels aléas sur la disponibilité de la production. » 
Ici, RTE accepte enfin d’entrer dans la logique prônée par le Cérémé et le Cabinet Roland Berger, à 
savoir que l’efficacité d’un système électrique réside avant tout dans sa capacité à répondre à la 
demande de pointe. 
Ce en admettant que ces 6 GW de moyens supplémentaires nécessaires à la pointe et que le niveau 
même de celle-ci, selon scénarios aient été calculés avec la même rigueur que les calculs présentés 
par le Cérémé. Une confrontation ou comparaison de nos calculs serait à cet égard intéressante. 
 
A propos de la maîtrise des coûts complets : 
 
RTE ne retire pas de sa figure 6.14 ci-dessous l’enseignement essentiel que l’on doit en retirer, à savoir : 
quelles que soient les hypothèses, plus on produit d’EnR intermittentes plus les coûts complets 
augmentent. 
 
Le Cérémé n’entre pas ici dans les détails de calcul de RTE, faute d’en connaître les métriques. Il 
rappelle cependant que les coûts complets de RTE ne sont pas vraiment complets. 
 
RTE estime enfin qu’en cas de faible disponibilité du parc nucléaire, similaire à l’épisode de corrosion 
sous contrainte de 2022, le développement des renouvelables contribuerait à contenir la hausse des 
coûts du système électrique jusqu’à 3 Mds€/an en 2035 dans un scénario de décarbonation rapide. 
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Serait-ce là la seule raison de son soutien aveugle à la poursuite du développement des EnR 
intermittentes, sans prise en compte des dizaines de GW d’EnRi dans le tuyau (projets autorisés en 
attente de construction ou de raccordement, projets déposés en instruction, projets de repowerings 
éoliens, flux de projets revenant de la justice administrative) ? 

 

A propos des enjeux industriels : 

 
RTE présente le maintien des compétences et des capacités industrielles comme un enjeu de réduction 
des coûts à long terme pour toutes les filières bas-carbone, y compris le nucléaire et les renouvelables, 
évoquant 50000 emplois directs dans l’éolien et le solaire, et 200 000 emplois directs et indirects dans 
le nucléaire. 
Il est regrettable que RTE affiche pour les EnRi des chiffrages déclaratifs qui n’ont jamais été prouvés, 
sans discernement.  
 
 

CONCLUSION 
 
RTE confirme dans ce dossier, quoique sans le marquer trop ostensiblement afin de ne pas braquer son 
autorité de tutelle, le gigantesque gaspillage de ressources publiques lié au surinvestissement en 
production électrique renouvelable intermittente qui est en cours, face à la réalité d’une stagnation de 
la demande.  
 
15 ans d'investissements gaspillés pour produire une électricité inutile et techniquement inadaptée à 
cause de son intermittence ont déjà fait payer une addition salée au consommateur d'électricité 
(doublement du prix de l’électricité en euros courants pour les 55% de ménages au tarif règlementé) et 
au contribuable (programme budgétaire 345). 
 
La décennie 2025-2035 ne doit pas être la décennie où le prix doublerait à nouveau et où les subventions 
s’aggraveraient, dans un contexte de dette publique gigantesque et au bénéfice d’une industrie qui, 
réputée mature, n’a donc pas besoin de subventions. 
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RTE officialise ainsi à présent mais discrètement ce que le CEREME dénonce depuis 5 ans, dont il résulte 
que : 

• Il faut d'urgence arrêter tous les soutiens aux installations éoliennes et photovoltaïques et 
bloquer les soutiens aux installations non encore construites ; 

• Il faut consacrer tout l'effort financier aux économies d'énergie (efficacité énergétique) et à 
l'électrification, sauf bénéfice supérieurs de solutions renouvelables thermiques ; 

• La France a une capacité appropriée pour faire face aux futures hausses de la demande 
d'électricité jusqu'en 2035, compte tenu de ses installations nucléaires et hydrauliques, 
nonobstant un éventuel complément pilotable au gaz pour assurer le passage de la pointe 
durant quelques dizaines d’heures en hiver ; 

• Il faut maintenir le rythme de la relance du nucléaire pour préparer les années 2040-2060, au-
delà des 6 EPR2 prévus dans le décret PPE 3 ; 

• Il ne faudra envisager de nouvelles installations de production d'électricité intermittente qu'à 
partir de 2035, sous réserve que deux conditions essentielles soient réunies :  

- La demande d'électricité se serait entretemps accrue à un rythme soutenu ; 
- Le stockage d’électricité aurait fait des progrès tels qu'il pourrait compenser 

l'intermittence en capacité technique et en coût économique et environnemental, ce 
qui est aujourd’hui acquis pour les STEP mais ne l’est pas pour les batteries 
stationnaires. 

 

 


