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Introduction
L’électricité a besoin d’eau
Six enquêtes pour suivre un mégawatt depuis le niveau d’un fleuve jusqu’au coût de son adaptation.
Quand on allume une lampe, l’eau n’apparaît sur aucune facture. Elle est pourtant partout dans le système électrique européen : devant une pompe sur le Danube, dans le Rhône qui reçoit de la chaleur, derrière un barrage qui choisit son heure, dans les tours d’une centrale et jusque dans les modèles qui promettent que l’offre couvrira la demande.
Cette série part d’incidents très concrets de l’été 2026. En Roumanie et en Hongrie, quelques centimètres de niveau ont séparé la production de l’arrêt. En France, des règles thermiques ont relié la température des fleuves aux besoins du réseau. Ailleurs, les réserves hydroélectriques ont montré que garder l’eau peut valoir davantage que produire immédiatement.
Le fil de l’enquête
Les six chapitres changent progressivement d’échelle. Le premier mesure le prix d’un centimètre au droit d’une prise d’eau. Le deuxième demande quelles centrales européennes dépendent réellement d’un fleuve, d’une mer ou d’une nappe. Le troisième suit les limites de rejet thermique. Le quatrième entre dans l’arbitrage des barrages. Le cinquième confronte le modèle d’adéquation à ses coûts physiques. Le dernier compare les options d’adaptation, des tours au refroidissement sec.
Le résultat tient en une idée simple : un mégawatt n’est pas seulement une machine et un combustible. Il dépend aussi d’un lieu, d’une géométrie de prise, d’une température, d’un débit, d’un stock et d’une règle d’exploitation.
Ce que les sources permettent de mesurer
L’enquête privilégie les textes officiels, décisions environnementales, données d’opérateurs, rapports publics et publications scientifiques. Les informations de presse servent à établir une chronologie ou à attribuer une déclaration lorsque la pièce primaire ne suffit pas.
Les coûts publiés ne donnent pas toujours leur dénominateur. Un chantier peut être chiffré sans révéler les mégawattheures qu’il sécurise. Un modèle peut conclure à une adéquation suffisante sans comptabiliser le coût physique des pompes, imports ou réserves qui rendent ce résultat possible. Ces manques restent visibles dans l’édition.
Un état public daté
Les chapitres correspondent aux versions servies sur l0g.fr le 21 août 2026, révision e85fc63797c76e749b143398fca5cbccaba44de2. Les faits, estimations, scénarios et inconnues conservent le statut donné dans chaque article. Les liens canoniques permettent de consulter les corrections ultérieures.
Comment lire cette édition
	Les six chapitres suivent la chaîne physique de l’eau et de l’électricité.
	Les sources, dates, unités et limites restent attachées aux analyses.
	Les 20 infographies disposent d’une alternative textuelle.
	Chaque outil interactif reste accessible sur le site, sans pistage.

Volet 1 sur 6
Combien vaut un centimètre de Danube ?
À l'été 2026, la Roumanie et la Hongrie ont fait sauter de la roche, mobilisé des barges et construit des seuils pour conserver des mégawatts. Le Danube n'était pas vide : il était devenu trop bas au droit de certaines pompes. Premier volet de notre enquête sur l'eau, combustible invisible de l'électricité européenne.
Publié le 20 août 2026 · Article canonique sur l0g.fr
Le 30 juillet 2026, la centrale nucléaire hongroise de Paks publie une phrase déroutante. Le Danube contient encore assez d'eau pour refroidir ses quatre unités. Pourtant, la centrale se prépare à les arrêter. La raison ne tient pas au volume du fleuve, mais à quelques centimètres : le niveau de l'eau est descendu sous les embouchures d'aspiration de certaines pompes. Pour conserver ses mégawatts, la Hongrie va bientôt essayer de relever localement le Danube. En Roumanie, l'armée fait sauter une formation rocheuse et quatre barges chargées de matériau sont préparées pour rediriger le courant vers Cernavodă. L'Europe ne manque pas seulement d'eau. Elle découvre que son électricité dépend de la géométrie précise d'un fleuve.

Cet article ouvre notre dossier L'eau, combustible invisible de l'électricité européenne.

Le mot combustible est une métaphore. L'eau ne produit pas la chaleur d'une centrale nucléaire ou à charbon. Elle évacue cette chaleur. Dans une turbine hydraulique, elle devient directement la source d'énergie. Sur le Danube de l'été 2026, ces deux fonctions se sont dégradées en même temps.

La crise n'a donc pas seulement retiré de l'hydroélectricité. Elle a réduit la capacité de refroidir du nucléaire et du charbon, perturbé la navigation et accru les besoins d'importation de plusieurs pays.

Le point le plus révélateur reste pourtant plus petit qu'un marché électrique : la marge d'eau au-dessus d'une prise de pompe.

Le fleuve n'était pas vide

Le 1er août, le service hydrologique roumain mesurait un débit de 1 550 m³ par seconde à Baziaș, à l'entrée du pays. La moyenne pluriannuelle de juillet atteint 4 700 m³/s. Le débit devait ensuite reculer vers 1 450 m³/s, contre une moyenne d'août de 3 900 m³/s. Le Danube roulait donc environ deux tiers d'eau en moins que lors d'un été moyen à cet endroit. Il continuait néanmoins à transporter chaque seconde un volume considérable. (INHGA)

C'est ici que le vocabulaire ordinaire devient trompeur.

Un fleuve possède un débit, un niveau, une température et une géométrie locale. Ces grandeurs sont liées, mais elles ne sont pas interchangeables.

À Paks, MVM explique le 30 juillet que le débit serait encore suffisant pour refroidir les unités. Le problème est ailleurs : le niveau du Danube est désormais inférieur à celui des embouchures d'aspiration des pompes utilisées en fonctionnement. La centrale peut recevoir beaucoup d'eau en aval d'une section et manquer malgré tout de la hauteur nécessaire à l'endroit exact où ses équipements doivent l'aspirer. (MVM Paks)


[image: Une rivière peut conserver un débit important tout en devenant trop basse pour la prise d'eau d'une centrale]
Une baisse de niveau peut rendre une prise inutilisable avant que le fleuve manque de débit au sens ordinaire. À Paks, MVM distinguait explicitement la quantité d'eau disponible de la hauteur nécessaire aux pompes.

Le détail change la nature du risque.

Si le problème était uniquement le volume total d'eau, il faudrait attendre la pluie. Lorsque le problème est la hauteur au droit d'une prise, plusieurs réponses techniques deviennent possibles : abaisser les conduites, ajouter des pompes, draguer un chenal, ralentir localement le courant ou relever artificiellement la surface.

La Hongrie et la Roumanie ont donc tenté d'agir sur le niveau local, par des moyens différents.


Trois jours pour perdre les trois quarts de Paks

Paks fournit près de la moitié de l'électricité produite en Hongrie et dispose d'environ 2 000 MW répartis entre quatre unités. (MVM Paks)

Le 19 juillet, MVM annonce que les quatre unités ont retrouvé leur puissance nominale. Le problème du moment concernait encore la température du Danube : les mesures étaient repassées sous le seuil d'intervention de 29,5 °C. (MVM, 19 juillet)

Huit jours plus tard, la contrainte change de nature.

Le 27 juillet, la jauge atteint -106 cm à Paks, un nouveau record. MVM retire 254 MW sur l'unité 1. Le lendemain, à -112 cm, l'opérateur retire 237 MW supplémentaires sur l'unité 3. Le 29 juillet, à -118 cm, cette unité commence à s'arrêter. (MVM, 27 juillet) (MVM, 28 juillet) (MVM, 29 juillet)

Le 30 juillet, MVM estime qu'un arrêt complet pourrait devenir nécessaire sous 24 à 72 heures. Le niveau du fleuve se situe alors 28 cm sous le précédent record de 2018. Celui-ci se trouvait déjà plus d'un mètre sous le minimum centennal utilisé lors de la conception du site dans les années 1980.

Le 1er août, le dernier groupe turbine-alternateur encore actif de l'unité 1 est arrêté. Le 2 août, la même chose se produit sur l'unité 4. Seule l'unité 2 reste alors à 50 % de sa puissance. L'opérateur demande à la population de limiter sa consommation, surtout entre 17 h et 22 h, lorsque le solaire décline et que la valeur d'un mégawatt pilotable augmente. (MVM, 1er août) (MVM, 2 août)

Le 10 août, un deuxième groupe turbine-alternateur redémarre. Quatre jours plus tard, Paks reste autour d'un quart de sa capacité, avec deux groupes en service, tandis que la Hongrie engage des travaux de relèvement local du niveau. Cette reprise partielle ne remet donc pas le site au nominal. (Reuters, 15 août)

La sûreté du site n'est pas en cause au sens où l'on entend habituellement un accident nucléaire.

MVM dispose de procédures pour quatre niveaux de faible eau. Une fois les unités arrêtées, les besoins hydrauliques chutent de 100 à 2,5 m³/s au maximum pour les quatre blocs. Des pompes mobiles supplémentaires sont prévues pour maintenir durablement les installations refroidies, même si le fleuve continue à baisser.

Le risque porte d'abord sur la production, la fiabilité des pompes et la capacité à conserver les marges requises. Arrêter préventivement une unité est précisément l'une des mesures de sûreté.


Faire sauter la roche pour gagner des jours

À Cernavodă, le problème prend une forme différente.

Les deux réacteurs roumains utilisent l'eau du canal Danube-mer Noire, lui-même alimenté par le fleuve. Ensemble, ils produisent habituellement autour d'un cinquième de l'électricité du pays.

Nuclearelectrica annonce le 27 juillet l'arrêt contrôlé de l'unité 1 pour le lendemain. Le 29 juillet, l'opérateur prépare également l'arrêt de l'unité 2. Pendant la nuit, ses équipes constatent néanmoins que les paramètres autorisent une poursuite temporaire. Le réacteur reste connecté. (Nuclearelectrica, unité 1) (Nuclearelectrica, unité 2)

Le gouvernement roumain transforme alors le bras de Bala en chantier d'urgence.

L'administration de l'eau poursuit le dragage, prépare quatre barges chargées de matériau et cherche à créer un ouvrage directionnel afin de renvoyer davantage de courant vers l'ancien bras du Danube et vers Cernavodă. Le ministère de la Défense mobilise 102 militaires. Des spécialistes font sauter une formation rocheuse dans le lit du fleuve pour accompagner la redistribution du débit. (ministère roumain de la Défense) (Apele Române, communiqué repris par AGERPRES)

Le 4 août, Nuclearelectrica confirme que les mesures des autorités ont relevé le niveau et que l'unité 2 fonctionne encore à puissance nominale. L'opérateur maintient toutefois son avertissement : les prévisions restent défavorables. (Nuclearelectrica, 4 août)

Le répit est réel, mais limité.

Le 13 août, l'unité 2 commence à s'arrêter. Nuclearelectrica indique que la baisse significative et persistante du Danube ne permet plus de conserver les marges opérationnelles nécessaires. Les deux unités restent en état sûr ; l'arrêt ne produit aucun impact sur le personnel, la population ou l'environnement. (Nuclearelectrica, 13 août)


[image: Mesures prises en Roumanie pour rediriger une partie du Danube vers la centrale de Cernavoda]
La Roumanie a obtenu un sursis opérationnel en modifiant localement la répartition du débit. La valeur exacte des jours gagnés reste difficile à calculer sans scénario hydrologique contrefactuel.

Cette séquence donne envie de calculer le prix d'un centimètre de Danube.


Testez le prix de votre scénario


Outil interactif. Le calculateur de ce chapitre reste disponible sur l0g.fr. L’EPUB en présente le contexte et les limites, sans embarquer de script ni de suivi.



Le calculateur part de 705 MW, l'arrondi des 704,8 MW installés de l'unité 2 de Cernavodă. Ce chiffre est documenté. La durée gagnée, le prix de remplacement, le relèvement local et le coût des travaux sont au contraire des hypothèses. Leur valeur commande le résultat.

L'arithmétique tient en quelques lignes. Le raisonnement, lui, réclame davantage de prudence.

Le niveau observé après les travaux doit être comparé au niveau qui aurait prévalu sans intervention. Il faut ensuite mesurer les MWh effectivement maintenus, les valoriser au coût horaire de remplacement, retrancher le coût des travaux et intégrer les conséquences sur la navigation, les milieux aquatiques et les autres utilisateurs du fleuve.

Le premier centimètre qui remet une pompe dans sa plage de fonctionnement peut préserver plusieurs centaines de mégawatts. Le centimètre suivant peut ne rien changer. La valeur est non linéaire et dépend de l'heure.


Un seul fleuve, plusieurs centrales en concurrence

La crise devient régionale parce que le Danube ne sert pas une seule technologie.

En Serbie, le ministère de l'Énergie indique début août que Đerdap 1 ne produit plus qu'environ 20 % de son niveau habituel, et Đerdap 2 environ 30 %. Les installations sont disponibles sur le plan mécanique ; c'est le débit qui limite leur production. (ministère serbe de l'Énergie)

Le même ministère précise que certains blocs de la centrale à charbon de Kostolac ont réduit leur puissance d'environ un tiers parce que le niveau du Danube contraint leur refroidissement.

EPS estime alors que les importations couvrent environ 10 % de la consommation serbe, principalement pour compenser le déficit hydraulique. La consommation d'électricité atteint 100 à 105 GWh par jour, presque autant que lors des pointes d'hiver les plus froides. (EPS)

La sécheresse retire donc simultanément :


	de l'énergie hydraulique à Đerdap ;

	de la puissance thermique à Kostolac ;

	de la production nucléaire à Paks et Cernavodă ;

	de la marge aux pays voisins qui pourraient normalement exporter davantage.



La Bulgarie ajoute un paradoxe. Kozloduy continue de produire selon son programme, mais le gouvernement bulgare demande à la Serbie d'étudier, dans les limites techniques de Đerdap, une gestion de l'eau permettant de maintenir le Danube au-dessus des seuils critiques en aval. Le barrage auquel on demande de soutenir le refroidissement nucléaire est lui-même privé d'une grande partie du débit nécessaire à sa propre production. (Kozloduy NPP)

Ce cumul est plus important que chaque arrêt pris séparément.

Un système électrique peut supporter la perte d'une centrale grâce à l'hydraulique. Il peut supporter une mauvaise année hydraulique grâce au nucléaire ou au thermique. Lorsque le même fleuve retire une partie des trois, la diversification technologique ne suffit plus. La véritable diversification doit aussi être hydrologique et géographique.


Kozloduy n'a pas lu le même fleuve

Le meilleur moyen d'éviter un mauvais diagnostic consiste à regarder la centrale qui n'a pas été arrêtée.

Kozloduy se trouve en Bulgarie, sur le même Danube. Le 31 juillet, ses deux unités fonctionnent selon le programme prévu malgré des niveaux décrits comme les plus faibles depuis des décennies.

L'opérateur explique cette résistance par la conception de sa prise d'eau. La station de pompage est installée dans une baie profonde, dimensionnée à partir d'un siècle d'observations du niveau du fleuve. Un système automatique mesure en permanence la hauteur d'eau devant la station. (Kozloduy NPP)

Kozloduy précise également un point souvent mal compris : l'eau du Danube refroidit la vapeur dans les condenseurs de la partie conventionnelle. Elle ne circule pas dans le réacteur nucléaire.

Paks fonctionne selon le même principe thermodynamique général, mais la géométrie locale de ses prises l'a rendu plus vulnérable au record de 2026. MVM indique avoir déjà commencé à traiter l'abaissement des conduites d'aspiration afin que le site puisse produire, dans quelques années, avec un niveau encore inférieur.

Cernavodă dépend pour sa part d'un bassin d'aspiration alimenté par le canal Danube-mer Noire. Les niveaux du fleuve, du canal et du bassin ne partagent pas la même référence de jauge. C'est pourquoi les seuils cités dans les communiqués ne peuvent pas être comparés directement aux valeurs négatives annoncées à Paks.

Krško, sur la Sava, apporte une quatrième architecture. Ses tours de refroidissement ont initialement permis de maintenir la puissance du réacteur malgré le faible débit. Elles consomment toutefois de l'électricité et réduisent le rendement lorsque l'eau et l'air sont chauds. Le 6 août, le réacteur est ramené à 80 % afin de respecter une température quotidienne maximale de 28 °C au point de mélange et un échauffement maximal de 3 °C. (Krško NPP)


[image: Comparaison simplifiée des systèmes d'admission et de refroidissement de Paks, Cernavoda et Kozloduy]
Trois centrales nucléaires riveraines peuvent réagir très différemment au même épisode hydrologique. La géométrie de l'admission d'eau devient une composante de la capacité électrique réellement disponible.

La comparaison écarte deux raccourcis.

La première serait : « le nucléaire ne résiste pas à la sécheresse ». Kozloduy montre que la conception du site peut offrir une marge nettement supérieure. Krško montre que des tours apportent une flexibilité, avec un coût et des limites.

La seconde serait : « le problème concerne uniquement le nucléaire ». Đerdap et Kostolac montrent l'inverse. Le Danube a simultanément limité une production renouvelable et une centrale fossile.

Le sujet n'est pas une technologie isolée. C'est le mégawatt humide, cette capacité installée qui n'existe réellement que si une ressource en eau reste disponible au bon endroit, dans le bon état et à la bonne température.


Le réseau a évité la panne, pas la facture

Aucun effondrement électrique généralisé n'a suivi ces arrêts.

Le réseau européen a rempli sa fonction. Les pays ont mobilisé des importations, des centrales thermiques disponibles, de l'hydro conservée dans d'autres bassins, du solaire en journée, des réserves et une demande plus faible aux heures tendues.

En Serbie, les importations ont couvert environ 10 % de la consommation au plus fort de l'épisode. En Hongrie, MVM a demandé une réduction volontaire de la consommation entre 17 h et 22 h. (EPS) (MVM, 2 août)

Le réseau a donc absorbé le choc, mais il n'en a pas annulé le coût.

Elle explique pourquoi le Summer Outlook 2026 d'ENTSO-E pouvait ne détecter aucun risque systémique majeur dans l'essentiel de l'Europe, tout en étant suivi quelques semaines plus tard par des arrêts spectaculaires autour du Danube. Un système peut rester adéquat à l'échelle continentale alors qu'un pays perd une grande part de sa production bon marché et devient dépendant de ses voisins.

L'interconnexion ne fait pas disparaître le choc. Elle le transforme.

La production manquante devient :


	une facture d'importation ;

	davantage de charbon ou de gaz ailleurs ;

	une tension sur les heures du soir ;

	une demande de sobriété ;

	une moindre capacité d'exportation chez les voisins ;

	un risque accru si le même bassin touche plusieurs pays simultanément.



C'est ici que le prix d'un centimètre devient horaire.

Un centimètre permettant de conserver 500 MW au milieu d'un après-midi solaire n'a pas la même valeur que le même centimètre à 20 h, lorsque la demande reste élevée et que le photovoltaïque disparaît. Il n'a pas non plus la même valeur si les pays voisins disposent d'un surplus hydraulique, ou s'ils subissent la même sécheresse.

On peut écrire la logique sans inventer un résultat :

valeur du centimètre
= MWh préservés × coût horaire du remplacement
- coût des travaux
- coûts déplacés vers les autres usages du fleuve


Le terme le plus difficile n'est pas le prix de l'électricité. C'est le scénario sans intervention.

Combien de jours l'unité 2 de Cernavodă aurait-elle fonctionné sans les barges et le déroctage ? Quelle part du relèvement observé vient des travaux, de la météo ou de la dynamique du fleuve ? Quels débits ont été retirés à d'autres branches ? Les documents publics établissent l'existence d'un sursis, pas encore sa valeur nette exacte.

La rigueur consiste à conserver cette limite.


Réparer le fleuve ou adapter les centrales

Les ouvrages d'urgence ont une logique économique immédiate. Lorsque quelques jours de production nucléaire valent davantage que le coût d'une intervention, couler des barges ou déposer de la roche peut sembler rationnel.

Ils posent toutefois une question de long terme.

Paks explique que l'abaissement des prises d'aspiration est déjà engagé et devrait permettre, dans quelques années, de produire avec un niveau encore inférieur. La Hongrie a également commencé à construire un seuil de fond près de la centrale. Deux barges de 80 mètres ont été préparées pour relever temporairement le niveau local. (Reuters, 15 août)

Ces adaptations ne sont pas neutres.

Abaisser une prise peut déplacer le problème vers un niveau encore plus bas. Un seuil modifie la vitesse, les sédiments, la navigation et les écosystèmes. Une tour aéroréfrigérante réduit les prélèvements instantanés, mais consomme de l'eau par évaporation, utilise de l'électricité et réduit le rendement. Le refroidissement sec économise davantage d'eau, au prix d'un investissement et d'une pénalité de performance plus élevés pendant les fortes chaleurs.

Impossible, à partir de ces cas, de désigner une solution universelle.

Elle conduit à une autre manière de compter les capacités électriques.

Deux gigawatts installés à Paks ne valent pas deux gigawatts disponibles lorsque la prise d'eau atteint son seuil. Une centrale à charbon disponible mécaniquement peut, elle aussi, perdre de la puissance si son condenseur manque d'eau.

L'Europe additionne encore souvent ces mégawatts comme s'ils étaient indépendants.

L'été 2026 montre qu'ils peuvent partager le même risque physique.

Le Danube n'était pas vide. Il était devenu trop bas à quelques endroits décisifs, trop chaud à d'autres et trop faible pour fournir toute l'énergie attendue de son courant.

À ce moment-là, un centimètre de fleuve n'était plus une donnée hydrologique.

C'était une capacité électrique.

Méthode et limites

Données arrêtées au 20 août 2026.

La chronologie de Paks repose sur les communiqués publics de MVM. Elle ne remplace pas une série horaire REMIT complète. Les niveaux publiés utilisent la jauge locale de Paks et ne peuvent pas être comparés directement aux références altimétriques de Cernavodă.

Les chiffres de Đerdap et Kostolac proviennent du ministère serbe de l'Énergie et d'EPS. Les pourcentages décrivent des niveaux de production ou des réductions annoncées, pas nécessairement une disponibilité technique permanente.

L'effet net des travaux roumains et hongrois n'est pas chiffré faute de scénario contrefactuel public complet. L'article distingue donc les faits observés, les objectifs annoncés et les calculs qui restent à mener.

Les arrêts contrôlés décrits ne constituent pas des accidents nucléaires. Ils visent à conserver les marges de sûreté et la fiabilité des installations lorsque les conditions hydrologiques se dégradent.

Sources principales


	MVM Paksi Atomerőmű, communiqués opérationnels de juillet et août 2026

	Reuters, travaux de relèvement local du Danube à Paks, 15 août 2026

	Nuclearelectrica, rapports courants 2026

	INHGA, diagnostic et prévision du Danube au 1er août 2026

	Ministère roumain de la Défense, travaux dans la branche de Bala

	Kozloduy NPP, fonctionnement sous faible niveau du Danube

	Ministère serbe des Mines et de l'Énergie, production de Đerdap et contraintes à Kostolac

	EPS, équilibre du système serbe et importations

	Krško NPP, fonctionnement à faible débit et température élevée de la Sava

	Krško NPP, réduction du réacteur à 80 %, 6 août 2026

	JRC, situation de sécheresse en Europe

	ENTSO-E, Summer Outlook 2026



Prochain volet : Le mégawatt humide, cartographie des capacités électriques européennes dont l'utilisation dépend directement d'un fleuve, d'un réservoir, d'un estuaire ou de la mer.
Volet 2 sur 6
Le mégawatt humide que l'Europe ne sait pas compter
Les principaux registres européens suivent les centrales, mais ne relient pas chaque unité à son eau, son refroidissement, ses seuils et ses pertes. Deuxième volet de notre enquête sur l'eau et l'électricité.
Publié le 20 août 2026 · Article canonique sur l0g.fr
L'Europe peut dire presque en temps réel combien de mégawatts sortent d'une centrale. Elle peut publier sa puissance, son combustible, ses indisponibilités et parfois sa production quart d'heure par quart d'heure. Une question plus élémentaire reste pourtant difficile : de quelle eau cette centrale dépend-elle ? Dans les principaux systèmes publics examinés pour cet article, aucun registre actuel et homogène ne relie chaque unité européenne à sa rivière, sa mer, son circuit de refroidissement, ses seuils de niveau ou de température et les mégawatts effectivement perdus lorsque l'un de ces seuils est franchi. Le premier volet de cette enquête suivait quelques centimètres de Danube. Le deuxième cherche la colonne qui aurait permis de voir le risque avant l'arrêt des pompes.

Le mégawatt humide est une catégorie d'analyse proposée par l0g, pas une statistique réglementaire.

Il désigne une capacité électrique dont la production ou le refroidissement dépend directement d'une masse d'eau, de son stock, de son niveau, de son débit ou de sa température.

La définition tient en une phrase. Les cas limites apparaissent aussitôt.

Une turbine au fil de l'eau, un barrage-réservoir, une STEP en boucle fermée, un réacteur côtier et une centrale à charbon en circuit ouvert ont tous un lien avec l'eau. Ils n'ont ni la même fonction, ni la même vulnérabilité, ni le même impact sur la ressource.

Un score unique écraserait ces différences. Nous l'écartons.

Elle commence par une question plus modeste : que sait réellement mesurer l'Europe aujourd'hui ?

La question la plus simple reste sans réponse

Ouvrir les principales bases européennes produit une impression de richesse documentaire.

La plateforme de transparence d'ENTSO-E publie les unités, les capacités, les technologies, la production, les échanges et les indisponibilités.

PRIS, la base de l'Agence internationale de l'énergie atomique, suit les réacteurs, leurs caractéristiques, leur puissance et leur historique d'exploitation.

Eurostat fournit les capacités nationales selon les sources d'électricité et les technologies.

L'Agence européenne pour l'environnement publie les prélèvements d'eau par secteur et par pays.

Le portail européen des émissions industrielles localise les grands sites, leurs apports énergétiques et leurs émissions.

Chacune de ces sources voit une partie de la centrale.

Aucune ne fournit, pour l'ensemble du parc européen, une ligne du type :

unité + puissance actuelle + masse d'eau + refroidissement
+ seuil de débit + seuil de température + perte observée



[image: Comparaison des informations disponibles dans cinq grandes bases européennes sur les centrales, l'eau et les événements hydriques]
Le problème n'est pas une absence totale de données. Il tient à leur séparation entre plusieurs institutions, plusieurs périmètres et plusieurs calendriers de mise à jour.

Cette fragmentation produit un angle mort très concret.

Une indisponibilité ENTSO-E peut montrer qu'une unité perd 500 MW. Le motif public n'indique pas nécessairement qu'une température de rivière ou un niveau de prise d'eau en est la cause. Une statistique EEA peut montrer que le secteur électrique prélève des dizaines de milliards de mètres cubes. Elle ne permet pas toujours de remonter jusqu'à la centrale qui dépend de ce prélèvement.

La donnée énergétique et la donnée hydrologique se rencontrent souvent seulement après l'événement, lorsque l'opérateur publie un communiqué.


Une ancienne base possédait déjà les bonnes colonnes

Le Centre commun de recherche de la Commission européenne a déjà approché le problème.

La base JRC-PPDB-OPEN contient, au niveau des unités, les champs water_type, cooling_type, water_withdrawal et water_consumption.

La documentation de l'Energy and Industry Geography Lab distingue même les principaux dispositifs : refroidissement à l'air, tour à tirage mécanique, tour à tirage naturel et circuit ouvert. (JRC, documentation EIGL)

C'est presque exactement la colonne qui manque.

Le problème vient de la date et de la couverture.

La version publique est la version 1.0, publiée en 2019. Sa fréquence de mise à jour est indiquée comme irrégulière. Le JRC la décrit comme une première tentative plus cohérente que les sources fragmentées, tout en précisant qu'elle reste incomplète.

Entre-temps, des réacteurs ont fermé, d'autres sont entrés en service, des centrales fossiles ont été mises en réserve, des systèmes de refroidissement ont été modifiés et les règles environnementales ont évolué.

Une base peut posséder la bonne architecture et donner une image périmée du parc.

C'est la première conclusion de cette enquête : l'Europe n'a pas besoin d'inventer le schéma de données. Elle doit le maintenir.


Un plancher de 294,3 GW

Une mesure honnête peut néanmoins commencer sans attendre la base parfaite.

Le panorama européen publié par Red Eléctrica à partir des données des membres d'ENTSO-E donne pour 2023 :


	199,9 GW d'hydraulique ;

	94,4 GW de nucléaire ;

	319,6 GW de thermique classique ;

	1 040,2 GW de capacité totale.



L'hydraulique et le nucléaire totalisent donc 294,3 GW, soit 28,3 % de la capacité dans ce périmètre. (Red Eléctrica, panorama européen 2023)

Ce chiffre constitue un plancher de capacité liée à l'eau.

L'hydraulique utilise directement l'eau comme énergie ou comme stock. Les réacteurs en service ont besoin d'un puits froid, généralement une rivière, un estuaire, la mer ou une tour alimentée en eau.

Le calcul laisse volontairement de côté la part des 319,6 GW de thermique classique qui dépend également d'un refroidissement humide.

Cette part n'est pas nulle. Elle n'est simplement pas consolidée dans un registre européen public actuel.

La base PRIS permet de contrôler l'ordre de grandeur du nucléaire avec des statuts plus récents. Les pages nationales des douze pays de l'Union exploitant encore des réacteurs totalisaient 96,2 GW nets selon notre addition arrêtée au 20 août 2026. Ce rapprochement n'autorise pas à mélanger les millésimes : il montre seulement que le chiffre 2023 de 94,4 GW reste du bon ordre de grandeur.

Le véritable inconnu reste ailleurs.

Combien de gigawatts à gaz, charbon, lignite, fioul, déchets ou biomasse utilisent un circuit ouvert en eau douce ? Combien disposent de tours ? Combien sont côtiers ? Combien utilisent de l'air ou des eaux usées ?

Le simulateur ci-dessous montre pourquoi cette seule colonne manquante modifie fortement le total.


Testez le périmètre


Outil interactif. Le calculateur de ce chapitre reste disponible sur l0g.fr. L’EPUB en présente le contexte et les limites, sans embarquer de script ni de suivi.



Ouvrir le compteur en pleine largeur.

Le curseur n'est pas une estimation.

Il rend visible une relation comptable : chaque point de pourcentage du thermique classique classé comme refroidi par eau ajoute environ 3,2 GW au périmètre. Le résultat dépend donc moins d'une formule sophistiquée que d'une information de base qui n'est pas tenue à jour dans un registre commun.


Prélever n'est pas consommer

Le mot « utiliser » produit une autre confusion. Un prélèvement d’eau compte le volume retiré du milieu. La consommation d’eau ne retient que la part qui n’y revient pas immédiatement.

Sur la période 2000-2022, l'EEA estime que le refroidissement des centrales représentait en moyenne 72,3 milliards de mètres cubes de prélèvements par an, soit 36 % des prélèvements des secteurs économiques de l'Union, hors hydroélectricité. Pour la période 2020-2023, ce volume avait reculé vers 62 milliards de mètres cubes, soit environ 33 % du total. (EEA, water abstraction)

L'EEA relie notamment cette baisse au recul du thermique fossile et à la progression des renouvelables.

Elle ne signifie pas que 72 ou 62 milliards de mètres cubes disparaissent chaque année.

Un refroidissement en circuit ouvert prélève une grande quantité d'eau, la fait passer dans un échangeur puis la restitue presque entièrement, plus chaude.

Une tour humide prélève beaucoup moins, recycle l'eau, mais en perd une part plus importante par évaporation.

Le refroidissement à l'air réduit presque à zéro les besoins en eau, au prix d'un investissement, d'une consommation auxiliaire et d'une baisse de rendement lorsque l'air est chaud.

Les ordres de grandeur publiés par Climate-ADAPT, pour une centrale thermique conventionnelle de référence, illustrent ce paradoxe.


[image: Comparaison entre prélèvement et consommation d'eau pour le refroidissement en circuit ouvert, en tour humide et à sec]
Un circuit ouvert prélève énormément mais rend l'essentiel de l'eau. Une tour réduit fortement le prélèvement tout en augmentant souvent la part consommée par évaporation.

L'EEA estime que 65 % de la production électrique européenne dépend encore de l'eau pour son refroidissement. Elle évalue en parallèle la part du refroidissement à environ 20 % de la consommation nette annuelle d'eau de l'Union. (EEA, Water savings for a water-resilient Europe)

Les deux nombres répondent à deux questions différentes.

Le premier décrit une dépendance de production.

Le second décrit la fraction de l'eau qui ne retourne pas immédiatement au même milieu.

Un débat qui mélange les deux peut faire paraître une centrale beaucoup plus ou beaucoup moins vulnérable qu'elle ne l'est.


L'eau n'est pas un risque unique

Le premier article a fourni trois cas voisins sur le Danube.

Paks a rencontré un problème de niveau local au droit des pompes.

Cernavodă a atteint la limite de son bassin d'aspiration.

Kozloduy a continué à produire grâce à une station de pompage construite dans une baie profonde.

Le même fleuve a donc produit trois résultats différents.

La catégorie « centrale riveraine » ne suffit pas.

Il faut au minimum distinguer :


	le débit disponible ;

	la hauteur d'eau à la prise ;

	la température en amont ;

	la température ou l'échauffement autorisé en aval ;

	la consommation par évaporation ;

	les règles de partage entre usages ;

	la qualité de l'eau, la salinité et les organismes qui peuvent colmater une prise.



Une centrale côtière n'est pas exposée au faible débit d'une rivière. Elle peut toutefois perdre de la puissance si l'eau de mer devient trop chaude ou si des méduses, algues ou poissons obstruent ses filtres.

Une tour humide protège davantage contre le faible niveau immédiat d'un fleuve, mais elle continue à consommer de l'eau et perd de l'efficacité lorsque l'air est chaud et humide.

Le refroidissement sec réduit la dépendance à l'eau, tout en rendant la puissance disponible plus sensible à la température de l'air.

Le mégawatt humide ne désigne donc pas une technologie fragile.

Il désigne un lien physique à qualifier.


Il existe quatre hydroélectricités différentes

L'hydraulique crée une difficulté supplémentaire.

La base ouverte JRC Hydro-power plants recense 4 264 centrales européennes et distingue leur typologie, leur capacité, leur hauteur de chute, leur volume utile et, lorsque l'information existe directement, leur capacité de stockage.

Ce travail est précieux. Ses auteurs précisent qu'il s'agit d'un projet ouvert issu de travaux initiés au JRC, et non d'un produit officiel exhaustif de la Commission.

Surtout, l'étiquette « hydro » rassemble quatre fonctions électriques différentes.


[image: Comparaison entre hydroélectricité au fil de l'eau, barrage-réservoir, pompage-turbinage ouvert et pompage-turbinage fermé]
Additionner toutes les capacités hydrauliques donne une mesure de leur lien à l'eau. Cela ne donne pas leur sensibilité commune à une sécheresse.

Le fil de l'eau dépend du débit instantané.

Le réservoir permet de déplacer l'énergie dans le temps, mais reste contraint par les apports, l'irrigation, l'eau potable, les crues, les débits écologiques et la stratégie de conservation.

Une STEP ouverte combine stockage électrique et hydrologie naturelle.

Une STEP fermée recycle principalement le même stock entre deux bassins. Elle demeure liée à l'eau, tout en étant beaucoup moins exposée au débit d'un fleuve. La distinction ouverte ou fermée dépend de la présence, ou non, d'une connexion durable à un cours d'eau naturel. (IHA, pumped-storage hydropower)

Un total hydro qui ne sépare pas ces quatre catégories mesure une capacité installée. Il ne mesure pas une vulnérabilité.


Le seuil transforme la dépendance en perte réelle

Une centrale peut dépendre de l'eau pendant cinquante ans sans perdre un seul MWh pour cette raison.

La vulnérabilité devient observable lorsqu'un seuil est franchi.

Ce seuil peut être physique : la pompe n'est plus assez immergée.

Il peut être thermodynamique : l'eau d'entrée devient trop chaude pour condenser efficacement la vapeur.

Il peut être environnemental : la température aval ou l'échauffement autorisé est atteint.

Il peut être institutionnel : un barrage doit conserver un débit écologique ou fournir de l'eau à l'agriculture.

Il peut enfin être biologique : une prise est obstruée.

Le JRC a déjà intégré des contraintes de prélèvement et de température dans le modèle électrique open source Dispa-SET. Ses travaux montrent qu'une limite de retrait d'eau ou de température peut plafonner la puissance maximale, puis forcer l'arrêt lorsque la puissance compatible avec la contrainte tombe sous le minimum technique de l'unité. (JRC, Water-related modelling in electric power systems)

Le modèle sait représenter la relation.

Le registre public ne lui fournit pas encore partout des paramètres actuels et homogènes.

C'est la deuxième conclusion de l'enquête : la capacité liée à l'eau peut être cartographiée par la technologie, mais la perte réelle exige des seuils propres au site.


Une base construite autour des preuves, pas autour d'un score

Un futur registre public ne pourra être utile que s'il rend ses lacunes visibles. L'architecture proposée ici organise donc les preuves avant de produire un total.

Chaque actif devra recevoir un niveau de confiance :


	A lorsque l'opérateur ou le régulateur documente la source d'eau, le système et l'événement ;

	B lorsque l'actif et son lien à l'eau sont confirmés mais qu'un seuil manque ;

	C lorsqu'il reste un candidat à vérifier ;

	D lorsque les données sont trop contradictoires pour entrer dans un total.



Le registre pourrait être organisé en cinq tables liées :

centrales
liaisons avec l'eau
seuils
événements
sources


Cette architecture évite d'écraser plusieurs réalités dans une seule ligne.

Une centrale peut utiliser l'eau de mer pour une unité et une tour pour une autre. Un seuil peut changer selon la saison. Un événement peut commencer par une limite environnementale puis devenir une contrainte physique. Le statut d'une unité peut évoluer entre exploitation, réserve et fermeture.

Tout résultat publié devra montrer sa complétude.

Un nombre comme « 380 GW liés à l'eau » n'aura de sens qu'accompagné de quatre autres informations :


	part avec source d'eau confirmée ;

	part avec refroidissement confirmé ;

	part avec seuil local retrouvé ;

	part avec événement hydrique documenté.



Le trou documentaire fait partie du résultat.


Quatre indicateurs, quatre questions

Le dossier utilisera quatre mesures principales.

Water-Coupled Capacity répondra à : combien de capacité utilise directement l'eau pour produire, stocker ou refroidir ?

Freshwater-Exposed Capacity isolera la dépendance à une rivière, un lac, un canal ou un réservoir, sans mélanger l'eau de mer.

Freshwater Once-Through Exposure ciblera les centrales thermiques ou nucléaires en circuit ouvert sur eau douce, généralement les plus sensibles au débit, au niveau et à la température du milieu.

Observed Water Derating additionnera uniquement les MW et MWh réellement perdus lors d'événements documentés.

Un cinquième indicateur, le Basin Concentration Ratio, mesurera la part de capacité pilotable ou de production reliée à un même bassin.

Ce dernier devient important lorsque plusieurs technologies partagent le même choc.

L'été 2026 a réduit sur le Danube du nucléaire, de l'hydraulique et du charbon. Compter chaque centrale séparément sous-estime la corrélation. Additionner toutes les centrales riveraines surestime la probabilité d'un arrêt commun.

Le bassin fournit l'échelle intermédiaire.


Le premier chiffre ne doit jamais devenir une prophétie

Le plancher de 294,3 GW possède une utilité précise.

Il montre que la dimension hydrique n'est pas marginale dans le système électrique européen.

Il ne permet pas d'écrire que 294,3 GW sont menacés par la prochaine sécheresse.

Une centrale nucléaire côtière ne dépend pas de la pluie de la même manière qu'un barrage alpin.

Une STEP fermée peut fournir de la puissance pendant un épisode sec.

Un réacteur fluvial équipé de tours peut conserver davantage de marge qu'un site en circuit ouvert.

Un site en circuit ouvert peut rester robuste grâce à une prise profonde, comme Kozloduy l'a montré sur le Danube.

La carte devra donc ressembler moins à une carte du danger qu'à une carte des conditions d'existence du mégawatt.

C'est une différence importante.

Les statistiques électriques présentent la capacité comme une propriété de la machine.

L'enquête montre qu'une partie de cette capacité appartient aussi à son environnement : un niveau, un débit, une température, une baie, un réservoir, une autorisation et parfois quelques centimètres de marge.

Les modèles savent déjà représenter cette dépendance, et l'ancienne base fournit les bonnes colonnes. Données d'exploitation, permis et séries hydrologiques existent chez plusieurs producteurs publics ou opérateurs. Les systèmes examinés ne les relient pas dans un registre vivant.

Tant que ce registre n'existe pas, l'Europe saura combien de mégawatts elle a construits.

Elle saura beaucoup moins précisément combien peuvent encore fonctionner lorsque l'eau change.

Méthode et limites

Données arrêtées au 20 août 2026.

Le chiffre de 294,3 GW additionne les catégories hydraulique et nucléaire du panorama 2023 des membres d'ENTSO-E publié par Red Eléctrica. Son périmètre dépasse l'Union européenne et son millésime ne décrit pas exactement le parc 2026. Il est utilisé parce qu'il fournit un tableau cohérent de toutes les technologies et un même dénominateur.

Le contrôle nucléaire 2026 repose sur une addition l0g des capacités nettes publiées par PRIS pour les douze pays de l'Union ayant encore des réacteurs en service : Belgique, Bulgarie, Tchéquie, Espagne, Finlande, France, Hongrie, Pays-Bas, Roumanie, Slovaquie, Slovénie et Suède. Il sert uniquement à vérifier l'ordre de grandeur.

Les plages d'eau par MWh viennent d'une option d'adaptation EEA Climate-ADAPT fondée sur une centrale thermique conventionnelle de référence. Elles ne doivent pas être appliquées automatiquement à chaque centrale européenne.

Le projet JRC Hydro-power plants est un jeu de données ouvert issu de travaux initiés au JRC. Ses auteurs précisent qu'il ne s'agit pas d'un produit officiel de la Commission et que la complétude varie selon les variables.

La méthode proposée privilégie les sources des opérateurs, régulateurs, gestionnaires de réseau et agences hydrologiques. Un futur total ne devrait intégrer que les actifs de confiance A ou B et devrait afficher la part non documentée.

Sources principales et jeux de données


	ENTSO-E Transparency Platform

	Red Eléctrica, panorama européen de la capacité installée 2023

	IAEA, Power Reactor Information System

	Eurostat, Electricity production capacities by main fuel groups and operator

	EEA, Water abstraction by source and economic sector

	EEA, Water savings for a water-resilient Europe

	EEA Climate-ADAPT, Reducing water consumption for cooling of thermal generation plants

	JRC Open Power Plants Database

	JRC, documentation de l'Energy and Industry Geography Lab

	JRC Hydro-power plants database

	International Hydropower Association, open-loop and closed-loop pumped storage

	JRC, Water-related modelling in electric power systems

	European Industrial Emissions Portal



Prochain volet : Le degré de trop, enquête sur les seuils thermiques, les dérogations et la manière dont la France arbitre entre production électrique et température des fleuves.
Volet 3 sur 6
Le degré de trop
À Bugey, le Rhône a un seuil normal, un second niveau activé lorsque RTE requiert des unités, puis une décision exceptionnelle au cas par cas. Troisième volet de notre enquête sur l'eau et l'électricité européenne : qui transforme un besoin électrique en degré supplémentaire, et quand connaît-on réellement l'effet sur le fleuve ?
Publié le 20 août 2026 · Article canonique sur l0g.fr
Le 10 juillet 2026, la France n'a pas décidé que le Rhône pouvait désormais monter librement à 28 °C. La décision était plus ciblée. Les réacteurs 4 et 5 du Bugey pouvaient continuer à rejeter de l'eau dans le fleuve à condition que l'échauffement moyen entre l'amont et l'aval reste inférieur ou égal à 1 °C, et seulement lorsque RTE requérait leur fonctionnement pour la sécurité du réseau. Les projections utilisées par l'ASNR indiquaient que cette règle ne devait pas conduire la température aval au-delà de 28 °C. La distinction est juridique, avec une conséquence politique : la limite du fleuve est publique, le nombre de mégawatts que le réseau voulait préserver ne l'est pas.

Ce troisième volet poursuit l'enquête ouverte sur le Danube puis élargie au mégawatt humide européen.

La question change d'échelle.

Le problème n'est plus seulement de savoir si une centrale dépend de l'eau. Il faut comprendre qui arbitre lorsque le fleuve et le réseau demandent deux choses différentes.

Trois marches pour le même Rhône

Les limites de rejet thermique du parc français ne fonctionnent pas avec un unique seuil national.

Chaque site possède ses prescriptions, souvent réparties selon la saison, le débit, la température amont et le type de refroidissement.

À Bugey, la réglementation permanente distingue déjà deux niveaux.

Du 1er mai au 15 septembre, le régime ordinaire impose une température moyenne maximale de 26 °C en aval et un échauffement maximal de 5 °C entre l'amont et l'aval.

Lorsque ce niveau ne peut plus être respecté alors que RTE demande de maintenir une puissance minimale, le régime des conditions climatiques exceptionnelles, CCE, permet aux unités concernées de fonctionner avec une température aval maximale de 27 °C et un échauffement limité à 1 °C. Ce second étage est déjà inscrit dans la réglementation permanente. L'ASNR en est informée, mais elle n'adopte pas une nouvelle décision à chaque activation. (ASNR, note technique de juillet 2025)

Le 10 juillet 2026, un troisième étage est apparu.

EDF avait transmis une demande deux jours plus tôt. Le ministère chargé de l'énergie avait confirmé que le maintien des réacteurs 4 et 5 du 12 au 20 juillet constituait une nécessité publique. L'ASNR a alors appliqué l'article R. 593-40 du code de l'environnement et adopté une modification temporaire au cas par cas. (ASNR, décision 2026-DC-052)


[image: Les trois niveaux de limites thermiques applicables à Bugey en été 2026 : conditions normales, conditions climatiques exceptionnelles et décision temporaire de l'ASNR]
Les deux premiers niveaux sont permanents. Le troisième exige une situation exceptionnelle, une nécessité publique et une décision temporaire de l'ASNR.

La formule « 26, 27, 28 » aide à comprendre l'escalier. Elle ne doit pas effacer la construction exacte de la décision.

L'article opératoire du 10 juillet ne transforme pas 28 °C en plafond automatique. Il fixe 1 °C d'échauffement moyen journalier après mélange. La valeur de 28 °C apparaît dans les considérants : selon les projections amont, la limite de 1 °C ne devait pas conduire le Rhône au-delà de ce niveau, correspondant à la référence retenue pour les eaux cyprinicoles dans le secteur.


Le degré du fleuve n'est pas un degré de sûreté nucléaire

Les mots « refroidissement du réacteur » entretiennent une confusion fréquente.

Dans un réacteur à eau pressurisée, le circuit primaire transmet sa chaleur au circuit secondaire. La vapeur du circuit secondaire entraîne la turbine, puis elle doit être condensée. C'est à ce stade que la centrale prélève l'eau du fleuve ou de la mer pour évacuer la chaleur vers le milieu naturel. (ASNR, principe de refroidissement)

Une adaptation liée au rejet thermique indique donc d'abord que la centrale doit respecter une prescription environnementale ou hydrologique. Elle ne signifie pas automatiquement que le coeur ne peut plus être refroidi en sûreté.

Le cas de Chooz le démontre nettement.

Le 11 juillet 2026, le débit de la Meuse était descendu à 21,3 m³/s. EDF indiquait que 6,3 m³/s suffisaient au refroidissement des réacteurs. L'unité 2 a tout de même été arrêtée de manière préventive pour respecter l'accord intergouvernemental franco-belge de 1998 relatif au débit de la Meuse. (EDF, Chooz, 11 juillet 2026)

La contrainte était réelle.

Elle relevait d'une règle de partage de l'eau, pas d'une perte de capacité physique à maintenir le réacteur dans un état sûr.

Cette distinction sépare au moins quatre mécanismes :


	la sûreté des équipements nucléaires pendant les fortes chaleurs ;

	le rendement de la partie conventionnelle lorsque l'eau amont est plus chaude ;

	les limites environnementales sur la température aval et l'échauffement ;

	les règles de débit, de bassin ou de partage international.



Une cinquième couche intervient lorsque RTE demande de maintenir une unité.


Un même site, deux signatures thermiques

Bugey fournit un cas presque expérimental.

Le réacteur 3 est refroidi en circuit ouvert. L'eau traverse le condenseur puis retourne directement au Rhône. L'ASNR indique qu'un circuit ouvert prélève typiquement 40 à 60 m³/s et peut échauffer le milieu de quelques degrés.

Les réacteurs 4 et 5 disposent de tours aéroréfrigérantes. Un appoint de l'ordre de 2 m³/s compense l'évaporation et renouvelle l'eau du circuit. L'échauffement résiduel du fleuve se compte alors en quelques dixièmes de degré. (ASNR, note technique de juillet 2025)

La décision du 10 juillet traduit directement cette différence.

Le réacteur 3 devait être arrêté si le Rhône continuait à se réchauffer. Les réacteurs 4 et 5 pouvaient être maintenus à un niveau minimal de production.


RTE demande, le ministère confirme, l'ASNR décide

Le récit public peut donner l'impression qu'une autorité unique « relève le seuil ».

La chaîne réelle est plus fragmentée.

EDF observe la météo, l'hydrologie et l'état des unités. L'entreprise dépose une demande lorsqu'elle estime que les prescriptions ordinaires et permanentes ne suffiront plus.

RTE exprime le besoin électrique et requiert un niveau minimal de production.

Le ministère chargé de l'énergie confirme que cette production constitue une nécessité publique.

L'ASNR examine la situation exceptionnelle, la limite proposée et le programme de surveillance. Elle décide juridiquement de la modification temporaire.

Les services déconcentrés chargés de l'eau et de la biodiversité sont consultés sur le dispositif de surveillance.

EDF exploite ensuite les unités dans les limites adoptées et transmet quotidiennement les températures et les répercussions éventuellement observées. (ASNR, décision 2026-DC-052, articles 1 à 4)


[image: Chaîne de décision entre EDF, RTE, ministère, ASNR et surveillance environnementale pour une modification temporaire des rejets thermiques]
La procédure possède plusieurs contre-pouvoirs, mais les documents publics décrivent beaucoup mieux le fleuve que le besoin électrique qui justifie la décision.

Cette chaîne contient des garde-fous réels.

Elle contient aussi un angle mort.

La décision mentionne que RTE a requis un « niveau minimum de production électrique » des réacteurs 4 et 5 jusqu'au 20 juillet. Elle ne chiffre pas ce niveau.

La demande d'EDF du 8 juillet n'est pas jointe.

Le courrier ministériel du 9 juillet n'est pas publié.

La pièce D qui décrit le programme spécifique de surveillance n'est pas annexée à la décision accessible au public.

Le lecteur connaît donc :


	la température maximale ordinaire ;

	le delta temporaire ;

	les unités autorisées ;

	la période ;

	les échéances du suivi écologique.



Il ignore :


	les MW minimaux demandés ;

	la contrainte réseau exacte ;

	les solutions alternatives examinées ;

	le scénario sans maintien ;

	le nombre de MWh que la décision devait préserver.



La transparence est asymétrique.

Le fleuve est décrit en degrés. Le réseau reste décrit par une formule générale : sécurité du système électrique.


Une sécurité nationale confortable peut coexister avec une requête locale

Le 25 juin, RTE expliquait que la canicule n'appelait aucune vigilance particulière sur la sécurité d'approvisionnement nationale.

La consommation moyenne attendue était de 58 GW. La climatisation ajoutait entre 10 et 14 GW par rapport à une période normale, mais les moyens disponibles restaient suffisants. (RTE, 25 juin 2026)

Le même jour, RTE requérait le maintien de Nogent 2 sous le régime CCE. Deux jours plus tard, il demandait les unités 4 et 5 de Bugey.

La contradiction n'est qu'apparente.

Un système peut disposer d'assez d'énergie à l'échelle nationale et rencontrer une contrainte :


	dans une zone géographique ;

	sur un axe de transport ;

	sur les réserves disponibles ;

	sur la tension ;

	sur la stabilité ;

	à une heure précise lorsque le solaire décline.



Les documents recueillis ne permettent pas de choisir entre ces hypothèses.

La formulation rigoureuse reste donc celle d'EDF et de l'ASNR : RTE requérait les unités pour contribuer à la sécurité du réseau électrique.

L'enquête devra obtenir les requêtes détaillées avant de transformer cette formule en diagnostic technique.


L'été 2026 n'a pas appliqué une règle unique

Plusieurs centrales ont connu des décisions différentes au cours du même épisode.









































	Site	Régime ordinaire	Mécanisme exceptionnel documenté en 2026
	Bugey	26 °C aval en été, ΔT 5 °C	CCE à 27 °C et ΔT 1 °C, puis décision R. 593-40 avec ΔT 1 °C et aval projeté sous 28 °C
	Nogent	28 °C aval, ΔT 3 °C	unité 2 maintenue sous CCE jusqu'à 30 °C lorsque RTE la requiert
	Saint-Alban	28 °C aval en été, ΔT 3 °C	CCE à 29 °C ; le jeu EDF retenu ne précise pas le ΔT de ce régime
	Golfech	28 °C aval, ΔT 1,25 °C en été	CCE prévue jusqu'à 30 °C, mais l'unité 2 a été arrêtée à plusieurs reprises sous le régime ordinaire
	Tricastin	28 °C aval, ΔT variant avec le débit	CCE à 29 °C et ΔT 3 °C
	Chooz	règles thermiques propres à la Meuse	arrêt aussi possible pour respecter l'accord franco-belge sur le débit


Les seuils ne constituent pas un classement de la fragilité écologique des fleuves.

Ils sont le résultat de textes propres à chaque site, de points de mesure différents, de saisons différentes et de circuits de refroidissement différents. Le jeu de données ouvert d'EDF comporte 51 enregistrements, pas une valeur unique par centrale. (EDF Open Data, seuils et limites des rejets thermiques)

Un nombre sorti de ce contexte devient rapidement trompeur.


Testez la règle publiée

Le sélecteur ci-dessous restitue les règles documentées pour cinq centrales.

Il montre comment la date, le débit à Tricastin, une requête de RTE et la décision temporaire de Bugey changent le régime applicable.


Outil interactif. Le calculateur de ce chapitre reste disponible sur l0g.fr. L’EPUB en présente le contexte et les limites, sans embarquer de script ni de suivi.



Ouvrir le sélecteur en pleine largeur.

L'outil ne simule ni le panache thermique ni la réponse biologique.

Il ne décide pas si RTE doit requérir une unité.

Il rend simplement visible la logique documentaire qui se trouve aujourd'hui répartie entre un jeu de données EDF, des arrêtés, des décisions ASNR et des communiqués d'exploitation.


Le réseau choisit vite, l'écosystème répond lentement

La procédure doit fonctionner sous contrainte de temps.

La météo et l'hydrologie ne sont prévisibles avec précision que quelques jours à l'avance. L'ASNR le souligne dans ses retours d'expérience. Une décision électrique peut donc être prise en quelques heures ou quelques jours.

La température amont, la température aval et l'échauffement se mesurent immédiatement.

L'oxygène dissous, certains paramètres physico-chimiques et la mortalité visible peuvent être suivis rapidement.

Les cyanobactéries demandent des prélèvements et des analyses. Le programme EDF prévoit une fréquence renforcée et un seuil de vigilance de 1 mm³/L pour les cyanobactéries potentiellement toxiques.

Sur les sites concernés par Naegleria fowleri, le dispositif prévoit notamment une surveillance quotidienne en période sensible, avec des niveaux de vigilance et d'action inscrits dans les prescriptions spécifiques.

Les diatomées, le phytoplancton et surtout la structure des peuplements piscicoles répondent sur un temps plus long. EDF décrit les poissons comme un compartiment dont la dynamique s'apprécie sur plusieurs semaines, plusieurs mois, voire plusieurs années. Le protocole respecte au moins un mois entre deux pêches afin de ne pas ajouter du stress aux poissons déjà exposés à la chaleur. (EDF, surveillance des eaux de surface en situation exceptionnelle)


[image: Décalage entre la décision électrique immédiate et les délais nécessaires pour mesurer les effets écologiques des rejets thermiques]
La décision peut être prise avant que les compartiments biologiques à réponse lente aient livré un signal interprétable. La procédure compense ce décalage par une surveillance prolongée et des bilans différés.

La décision Bugey du 10 juillet fixe ce calendrier.

EDF devait informer quotidiennement l'ASNR, le ministère, la préfecture et la DREAL des températures constatées après mélange et des répercussions éventuellement observées sur les écosystèmes aquatiques.

Un bilan préliminaire doit être remis au plus tard le 31 octobre 2026.

L'évaluation définitive doit suivre au plus tard le 31 mars 2027.

Des mesures compensatoires sont prévues si des impacts sur les milieux ou les espèces sont relevés. (ASNR, décision 2026-DC-052)

L'article paraît donc avant le verdict complet.

Cette limite n'affaiblit pas l'enquête. Elle en fait partie.


Le retour de 2022 rassure sans fermer la question

Pendant l'été 2022, les décisions temporaires avaient été utilisées pendant 24 jours cumulés : 9 jours à Tricastin, 8 à Bugey, 6 à Golfech et 1 à Saint-Alban. Blayais n'avait finalement pas eu besoin de les utiliser. (ASNR, retour d'expérience de l'été 2022)

La surveillance renforcée n'avait pas montré de différence particulière entre l'amont et l'aval à Golfech, Tricastin et Bugey sur les paramètres physico-chimiques et microbiologiques étudiés. Aucune mortalité piscicole ou altération de l'état de santé du milieu n'avait été identifiée.

À Saint-Alban, de légères différences avaient été observées sur le phytoplancton et les diatomées benthiques pendant l'été, sans persister au-delà de la saison. Une différence concernant les poissons juvéniles était encore visible à l'automne 2022, puis avait cessé en 2023. (ASNR, note technique de juillet 2025)

La conclusion utile est étroite :

les suivis de 2022 n'ont pas mis en évidence d'impact durable attribuable aux autorisations temporaires dans les sites et paramètres étudiés.

Cette phrase ne permet pas de conclure qu'un degré supplémentaire serait sans effet :


	pour une durée différente ;

	avec un débit différent ;

	sur un autre fleuve ;

	sur plusieurs centrales du même bassin ;

	dans une succession d'étés plus chauds.



L'ASNR demande d'ailleurs une approche territorialisée sur les effets cumulés lorsque plusieurs sites partagent un bassin.


Une décision rare, mais une gouvernance à rendre plus lisible

EDF estime que les pertes liées aux fortes températures et aux faibles débits représentent en moyenne environ 0,3 % de la production nucléaire annuelle depuis 2000. (EDF, adaptation du parc aux conditions climatiques)

Cette moyenne empêche de présenter le parc français comme structurellement incapable de fonctionner l'été.

Elle ne résout pas la question de gouvernance posée par quelques journées concentrées.

Une autorisation exceptionnelle peut être :


	juridiquement encadrée ;

	techniquement justifiée ;

	surveillée ;

	temporaire ;

	et pourtant insuffisamment documentée pour le public sur son versant électrique.



La décision du 10 juillet décrit le Rhône, les unités, le delta thermique, les autorités informées et le calendrier écologique.

Elle cite un niveau minimal de production sans le publier.

Cette donnée ferait pourtant le lien entre l'environnement et l'électricité.

Elle permettrait de demander :


	combien de MWh ont été préservés ;

	quelle alternative aurait remplacé ces unités ;

	quel coût ou quel risque le système évitait ;

	quelle quantité de chaleur supplémentaire correspondait à chaque MWh maintenu.



Tant que ces pièces restent absentes, le débat est condamné à opposer deux récits incomplets.

Le premier dit que l'État sacrifie le fleuve au nucléaire.

Le second dit qu'une petite adaptation sans impact durable suffit à sécuriser le réseau.

Les documents disponibles soutiennent une conclusion plus exigeante.

Une décision exceptionnelle ne vaut ni preuve de danger, ni preuve d'innocuité. Elle vaut arbitrage sous incertitude.

La qualité de cet arbitrage dépend de deux transparences.

La première existe déjà en grande partie : température, échauffement, surveillance et calendrier écologique.

La seconde reste à construire : MW demandés, motif réseau, alternatives et MWh réellement préservés.

Le degré de trop dépasse donc la seule mesure d'un degré dans le Rhône.

C'est le degré à partir duquel la puissance électrique demandée au fleuve devrait devenir aussi publique que la température qu'on lui impose.

Constats étayés

La réglementation française distingue un régime normal et, pour certains sites, un second niveau permanent de conditions climatiques exceptionnelles activé lorsque RTE requiert une puissance minimale.

La décision Bugey du 10 juillet 2026 a ajouté temporairement un troisième étage fondé sur l'article R. 593-40. Elle concernait les réacteurs 4 et 5, limitait l'échauffement moyen journalier à 1 °C et s'appliquait uniquement lorsque RTE requérait leur fonctionnement.

Les circuits de refroidissement différents expliquent pourquoi le réacteur 3 devait être arrêté alors que 4 et 5 pouvaient être maintenus.

La surveillance 2022 n'a pas mis en évidence d'impact durable attribuable aux autorisations temporaires dans les paramètres et sites étudiés.

Zones encore aveugles

Les documents publics ne permettent pas de connaître le niveau minimal de puissance demandé par RTE, le motif réseau précis, le scénario alternatif ou les MWh préservés.

L'effet écologique définitif de la décision Bugey 2026 n'est pas encore connu. Les échéances réglementaires sont le 31 octobre 2026 pour le bilan préliminaire et le 31 mars 2027 pour l'évaluation définitive.

Le retour de 2022 ne peut pas être extrapolé automatiquement à toute durée, tout bassin ou toute répétition future.

Méthode et limites

Données arrêtées au 20 août 2026.

La matrice des seuils repose d'abord sur le jeu de données ouvert d'EDF, puis sur les textes réglementaires et les communiqués des opérateurs. Les signes stricts et larges, les périodes saisonnières et les points de mesure sont conservés lorsqu'ils sont disponibles. Le portail EDF affiche 51 enregistrements, une fréquence de mise à jour irrégulière et une dernière modification du jeu au 31 juillet 2024. Les communiqués 2026 documentent donc les activations récentes sans être confondus avec une consolidation juridique du jeu.

Le résumé « 26, 27, 28 » est utilisé comme entrée pédagogique. La décision ASNR 2026-DC-052 fixe directement un échauffement moyen journalier de 1 °C. La température aval de 28 °C appartient à son raisonnement prévisionnel et environnemental.

Les termes CCN et CCE décrivent les régimes permanents publiés. La modification relevant de l'article R. 593-40 constitue une situation exceptionnelle distincte.

La chronologie 2026 est reconstruite à partir des communiqués EDF. Les puissances horaires et les requêtes détaillées de RTE restent à collecter avant tout calcul économique.

Les résultats écologiques de 2022 sont rapportés dans le périmètre exact décrit par l'ASNR. L'absence d'effet durable mis en évidence ne constitue pas une preuve générale d'absence d'effet.

Sources principales


	ASNR, décision 2026-DC-052 du 10 juillet 2026

	ASNR, Rejets thermiques des centrales nucléaires pendant les périodes estivales, juillet 2025

	ASNR, retour d'expérience des décisions prises pendant l'été 2022

	EDF, seuils et limites des rejets thermiques aux abords des centrales nucléaires

	EDF, surveillance des eaux de surface en situation exceptionnelle

	RTE, sécurité d'approvisionnement pendant la canicule, 25 juin 2026

	EDF, Bugey, chronologie de juin-juillet 2026

	EDF, Bugey 4 et 5 sous CCE, 13 août 2026

	EDF, Nogent-sur-Seine, adaptation et CCE en juin 2026

	EDF, Chooz, débit de la Meuse et accord franco-belge, 11 juillet 2026

	EDF, Saint-Alban 1 sous CCE, 17 août 2026

	EDF, Golfech, arrêt du 29 juillet et reconnexion du 7 août 2026

	EDF, adaptation du parc aux températures élevées et faibles débits



Prochain volet : le barrage qui ne produit pas seulement des kilowattheures, enquête sur la valeur temporelle de l'eau stockée lorsque le système doit choisir entre produire aujourd'hui et conserver sa flexibilité pour demain.
Volet 4 sur 6
Le barrage qui choisit de ne pas produire
Réserve suisse de 250 GWh, valeur de l'eau, imports norvégiens et stocks incomparables : comment les barrages arbitrent le temps.
Publié le 21 août 2026 · Article canonique sur l0g.fr
Le 6 juillet 2026, le régulateur suisse n'a pas commandé davantage d'électricité. Il a demandé qu'une partie de l'électricité possible ne soit pas produite. Du 1er février au 15 mai 2027, 250 GWh devront rester dans les réservoirs hydroélectriques du pays. Cette énergie ne pourra être mobilisée que si le marché du lendemain ne trouve plus assez d'offre pour couvrir la demande. Une centrale sera donc rémunérée pour conserver une énergie qu'elle aurait pu vendre. Le service acheté n'est pas un mégawattheure supplémentaire. C'est la possibilité de le produire plus tard.

Ce quatrième volet poursuit l'enquête ouverte sur le Danube, élargie au mégawatt humide, puis aux limites thermiques françaises.

Le sujet change de direction.

Les trois premiers articles observaient ce que l'électricité perd lorsque l'eau devient trop basse ou trop chaude. Celui-ci regarde ce que vaut l'eau lorsqu'elle reste derrière le barrage.

La Suisse achète une absence de production

La directive 1/2026 de la Commission fédérale de l'électricité, l'ElCom, fixe une réserve hydroélectrique obligatoire pour l'année hydrologique 2026-2027.

Le dispositif porte sur 250 GWh de réserve hydroélectrique, soit 3,06 % des 8 160 GWh d'énergie de référence détenus par les centrales à accumulation suisses d'au moins 10 GWh. La période commence le 1er février 2027 et s'achève le 15 mai à minuit. L'ElCom relie cette date au moment où la fonte des neiges recommence normalement à remplir les réservoirs et réduit fortement le risque de pénurie de fin d'hiver. (ElCom, directive 1/2026)

La participation n'est pas facultative pour les installations concernées.

La quantité est répartie selon les droits détenus dans les réservoirs éligibles. Les participants peuvent choisir les complexes dans lesquels ils gardent leur part, mais aucun ensemble hydrauliquement relié ne peut concentrer plus de 30 % de la réserve totale.

Le texte impose aussi au moins 3 MW de puissance installée et normalement disponible par GWh conservé. Appliquée aux 250 GWh, cette règle implique arithmétiquement un minimum agrégé de 750 MW associé au dispositif. Ce calcul ne garantit pas que 750 MW seraient appelés simultanément : les répartitions, indisponibilités et modalités d'activation restent déterminantes.


[image: Architecture de la réserve hydroélectrique suisse 2026-2027 : 250 GWh conservés sur 8 160 GWh, du 1er février au 15 mai 2027]
Le dispositif n'achète pas une production immédiate. Il rémunère la disponibilité future d'une énergie maintenue dans les réservoirs.

La rémunération reconnaît explicitement un coût d'opportunité.

L'ElCom calculera l'indemnité forfaitaire de conservation à partir de l'écart moyen entre les contrats trimestriels suisses du premier et du deuxième trimestre 2027, multiplié par 1,3. Si la réserve est appelée, l'énergie livrée reçoit une rémunération distincte. Si elle ne l'est pas, les participants retrouvent la libre disposition de l'énergie retenue, sans paiement supplémentaire.

L'activation exige une situation précise : sur le marché day-ahead, la quantité demandée doit dépasser l'offre. Le régulateur surveille en parallèle les comportements destinés à provoquer artificiellement cette situation.

La réserve n'est donc ni un stock gratuit, ni un simple barrage plein.

C'est une option réglementaire dont la valeur commence par une renonciation.


Une technologie, trois horloges

Le mot hydroélectricité rassemble des installations qui ne vivent pas dans le même temps.

RTE classe les ouvrages français selon la durée nécessaire pour remplir leur réserve. Cette typologie permet de comprendre pourquoi une baisse de production peut signifier une perte physique dans un cas et une décision de report dans un autre. (RTE, production hydraulique)

Le fil de l'eau, avec moins de deux heures de réserve, suit principalement les apports du moment. L'eau non turbinée ne peut généralement pas être conservée pendant des mois.

L'éclusée, entre deux et 400 heures, peut déplacer sa production sur la journée ou la semaine.

La centrale de lac, au-delà de 400 heures, arbitre à l'échelle de la saison et de l'année.

La STEP ajoute un autre mécanisme. Elle consomme de l'électricité pour remonter de l'eau, puis restitue une partie de cette énergie plus tard. Elle déplace l'électricité dans le temps, mais ne fabrique ni neige ni pluie.

Cette distinction change la lecture d'une baisse de production.

Un fil de l'eau qui produit moins pendant une sécheresse subit d'abord un manque d'apports. Un réservoir qui produit moins peut subir le même manque, mais il peut aussi décider de conserver son stock. Une STEP qui pompe davantage peut, elle, consommer plus aujourd'hui afin de restituer moins d'énergie, mais à une heure plus utile.


Le prix minimum auquel une goutte accepte de tomber

RTE décrit la gestion des centrales de lac comme un arbitrage entre utilisation immédiate et utilisation différée.

La centrale produit lorsque la valorisation actuelle dépasse la valeur d'usage de l'eau conservée. Cette valeur dépend du stock restant, de la demande, des prix futurs de l'électricité et des combustibles, des autres moyens disponibles et des contraintes propres à la vallée. RTE précise qu'elle peut devenir supérieure au coût de certains moyens thermiques. (RTE, valeur d'usage du stock hydraulique)

Cela peut paraître contre-intuitif.

Une centrale au gaz peut alors produire aujourd'hui tandis qu'un barrage économise son eau. La décision n'affirme pas que le gaz est une meilleure technologie. Elle affirme qu'un mégawattheure hydraulique rare pourrait être plus utile plus tard.

Le régulateur norvégien formule le même raisonnement avec le terme vannverdi, valeur de l'eau.

Une valeur trop faible incite à vider les réservoirs trop tôt, avec le risque de manquer d'énergie avant la fin de l'hiver. Une valeur trop élevée retarde excessivement la production, laisse trop d'eau au moment de la fonte et peut provoquer des déversements sans production. La bonne valeur est donc un prix d'équilibre sous incertitude, pas un tarif fixé par la nature. (NVE/RME, « Hva er vannverdi? »)

Testez un arbitrage simplifié

Le calculateur ci-dessous sépare deux cas.

Pour un réservoir naturel, il retire du stock publié les réserves, les usages non électriques déjà convertis en équivalent énergétique et les indisponibilités. Il compare ensuite une vente immédiate à une valeur future pondérée par la part supposée encore mobilisable.

Pour une STEP, il applique le rendement aller-retour à l'électricité utilisée pour pomper.

Il ne connaît ni la pluie future, ni le réseau, ni les règles de concession. Ses résultats sont des scénarios bruts, pas des recommandations de marché.


Outil interactif. Le calculateur de ce chapitre reste disponible sur l0g.fr. L’EPUB en présente le contexte et les limites, sans embarquer de script ni de suivi.




Importer du vent pour conserver de la pluie

La Norvège fournit un exemple documenté de cet arbitrage à l'échelle d'un système entier.

Au premier trimestre 2026, ses exportations nettes d'électricité sont tombées à 0,3 TWh, contre 7,3 TWh au premier trimestre 2025. Le pays est resté exportateur net en janvier, puis importateur net en février et mars. (NVE, rapport du premier trimestre 2026)

NVE observe que ces périodes d'importation ont largement coïncidé avec une forte production renouvelable dans les pays voisins. La production hydraulique norvégienne diminuait alors et une plus grande part de la consommation était couverte par les importations. L'agence formule l'effet directement : la baisse de production permettait d'économiser de l'eau pour des périodes où les renouvelables seraient moins disponibles et les prix plus élevés.

Ce comportement était renforcé par une ressource qui se dégradait.

Le bilan hydrologique national est passé de -7,4 TWh en semaine 1 à -23,2 TWh en semaine 13. Cette mesure additionne les écarts de remplissage des réservoirs, de neige, de sol et de nappes par rapport à la normale historique. Elle ne correspond pas au seul niveau des lacs, mais à la marge hydrologique globale du système.

Cette relation ne doit pas être transformée en récit unique.

Les flux dépendent aussi de la demande, des congestions, du froid, du vent, de la disponibilité des centrales et des différences de prix. Le rapport de NVE permet néanmoins d'établir un mécanisme : un système riche en barrages peut choisir d'importer aujourd'hui pour renforcer sa flexibilité future.


Le solaire ne remplit pas un barrage

Le 11 août 2026, le groupe européen de coordination de l'électricité a constaté que la forte production solaire avait réduit la tension sur les prix au milieu de la journée, alors que le stockage restait essentiel pour reporter cette énergie vers les pointes du soir. (Commission européenne, 11 août 2026)

Cette transformation augmente la valeur horaire de l'hydraulique, mais elle ne supprime pas sa contrainte saisonnière.

Une STEP peut pomper à midi et restituer le soir. Le cycle perd une partie de l'énergie, mais gagne du temps.

Un réservoir naturel peut également réduire sa production à midi pour préserver son stock. La différence est fondamentale : son eau provient des apports de pluie et de neige. Une journée de soleil bon marché ne remplit pas le lac.

L'Europe peut donc compenser une baisse d'hydraulique en énergie annuelle grâce au solaire, tout en restant plus vulnérable sur une autre dimension : la quantité de production pilotable encore disponible après plusieurs mois secs.

Cet article ne prétend pas que tous les barrages européens ont déjà déplacé leur production vers le soir. Une telle conclusion exige de reproduire les profils horaires, de séparer fil de l'eau, réservoir et pompage, puis de contrôler la météo et les prix. La collecte est en cours. Le mécanisme, lui, est déjà explicite dans les documents des gestionnaires de réseau.


Un TWh n'est pas toujours le même TWh

La découverte documentaire la plus gênante de ce volet se cache dans les méthodes de calcul.

La France, la Norvège, la Suisse et ENTSO-E publient toutes un stock hydraulique en unités d'énergie. Cela donne l'impression que les chiffres sont immédiatement comparables.

Ils ne le sont pas toujours.

En France, RTE publie un stock national maximal de 3 591 GWh pour les centrales de lac. Le chiffre correspond à l'énergie de tête, celle que peut produire la seule centrale directement reliée au réservoir. (RTE, stock hydraulique)

En Norvège, NVE additionne pour chaque réservoir les équivalents énergétiques des centrales situées en aval dans le même cours d'eau. La même eau est donc valorisée selon toute la cascade qu'elle peut traverser. La capacité nationale calculée atteignait 87 438 GWh en septembre 2025. (NVE, méthode des statistiques de réservoir)

La Suisse utilise aussi la cascade complète d'un complexe hydrauliquement relié et optimisé conjointement pour calculer la teneur énergétique d'un lac.

ENTSO-E, enfin, demande une valeur hebdomadaire agrégée par zone de marché mais indique dans sa propre documentation : « No standard method ». Réservoirs et pompage-turbinage peuvent être regroupés dans une même valeur, calculée localement par le fournisseur national. (ENTSO-E Transparency Platform, article 16.1.D)


[image: Comparaison des méthodes de calcul du stock hydraulique en France, Norvège, Suisse et sur la plateforme ENTSO-E]
Les méthodes ne rendent pas les données fausses. Elles rendent le périmètre indispensable à toute comparaison.

La différence n'est pas un détail comptable.

Un stock destiné à sécuriser une pointe dépend à la fois de l'énergie totale et de la puissance disponible. Une cascade peut multiplier l'énergie tirée d'un même mètre cube, mais elle ne garantit pas que toutes les turbines seront disponibles au même moment. Une STEP agrégée avec un réservoir naturel ajoute encore une énergie dont l'origine est différente.

Deux zones peuvent donc afficher 1 TWh sans détenir exactement le même service électrique.


Le marché n'est pas seul devant la vanne

La valeur d'usage électrique ne possède pas toujours le dernier mot.

La chaîne Durance-Verdon exploitée par EDF rassemble 16 barrages et 23 centrales reliés par un canal. La même eau est valorisée successivement dans plusieurs installations. Mais sa gestion doit aussi servir l'irrigation de 80 000 hectares, l'eau potable de 3 millions de personnes, près de 400 entreprises, les débits écologiques et le tourisme. (EDF, gestion partagée de l'eau en Provence)

La saison modifie l'ordre des priorités.

En hiver, les besoins électriques poussent davantage à turbiner. Au printemps, le remplissage prépare l'été. Pendant la saison chaude, EDF indique que l'irrigation et la compatibilité des niveaux avec le tourisme deviennent prioritaires. À l'automne, le stock est aussi géré pour conserver une marge face aux crues.

Les trajectoires sont recalculées tous les quinze jours avec les services de l'État, les irrigants, les collectivités et les organismes de bassin.

En période de crise, l'État peut imposer des restrictions et hiérarchiser les usages. L'arrêté-cadre de Provence protège notamment l'eau potable et sanitaire, la sécurité civile, la sécurité des installations industrielles et les milieux aquatiques. (DREAL PACA, gestion des ressources stockées)


[image: Les multiples fonctions de la chaîne Durance-Verdon : électricité, irrigation, eau potable, industrie, environnement et tourisme]
Une allocation non électrique n'est pas simplement un manque à gagner. Elle fournit un autre service public ou économique que le prix spot ne valorise pas entièrement.

Cette pluralité complique tout calcul de « valeur du stock ».

Un volume réservé à l'eau potable ne peut pas être automatiquement traduit en GWh sacrifiés. Il faut connaître la cote du réservoir, la hauteur de chute, la cascade, le rendement, la période et le scénario sans allocation.

Le marché peut chiffrer le coût d'opportunité électrique.

Il ne suffit pas à chiffrer le bénéfice social total de l'eau.


Huit champs qui manquent aux stocks européens

Le problème ne vient pas d'un manque total de données.

Il vient d'une définition incomplète qui accompagne trop rarement le chiffre.

Un stock hydraulique comparable devrait préciser au minimum :


	si l'énergie de tête ou toute la cascade est comptée ;

	si les STEP sont incluses ;

	la liste ou le périmètre des actifs ;

	le volume mort et les réserves non électriques ;

	la puissance réellement disponible ;

	les indisponibilités techniques ;

	la date de mesure et la méthode de révision ;

	les contraintes de réseau qui peuvent empêcher l'utilisation du stock.



L'Espagne offre une piste intéressante. Son bulletin hydrologique hebdomadaire rapproche dans un même document les volumes des retenues, les réserves destinées à l'irrigation et à l'eau potable, l'énergie hydroélectrique théorique stockée et la production réelle. (MITECO, bulletin hydrologique)

Cette publication n'est pas immédiatement comparable aux chiffres français, norvégiens ou suisses. Elle montre toutefois qu'un pays peut publier ensemble l'eau physique et son équivalent électrique.


Le service le plus précieux peut être le mégawattheure absent

Une centrale thermique possède un combustible que l'on peut acheter à nouveau.

Un réservoir possède une trajectoire hydrologique que personne ne peut commander.

Produire aujourd'hui réduit le stock disponible demain. Attendre expose au risque inverse : un prix futur plus faible, une contrainte nouvelle ou des apports qui obligent à déverser l'eau sans la turbiner.

La valeur de l'hydraulique réside précisément dans cet arbitrage.

La réserve suisse transforme l'attente en produit de sécurité d'approvisionnement.

La Norvège montre qu'une importation peut préserver une ressource domestique.

La Durance rappelle que la vanne répond aussi à l'agriculture, à l'eau potable et aux milieux aquatiques.

Et la fragmentation des méthodes européennes révèle que nous comparons encore trop souvent des stocks sans comparer ce qu'ils peuvent réellement faire.

Le barrage n'est pas seulement une centrale qui produit lorsque l'eau tombe.

C'est une infrastructure qui décide, sous contraintes, quand cette chute aura le plus de valeur et pour qui.

Résultats établis

La Suisse impose pour 2026-2027 une réserve hydroélectrique de 250 GWh, activable uniquement en cas de défaut d'équilibre du marché day-ahead.

RTE et NVE décrivent explicitement la conservation de l'eau comme un arbitrage de coût d'opportunité.

NVE établit qu'au premier trimestre 2026 plusieurs périodes d'importation ont coïncidé avec une baisse de la production hydraulique et une préservation de l'eau pour des périodes plus tendues.

Les méthodes de calcul du stock diffèrent entre la France, la Norvège et la Suisse, tandis qu'ENTSO-E ne prescrit aucune méthode standard.

Résultats hors périmètre

L'enquête ne démontre pas que tous les barrages européens ont déplacé leur production vers la pointe du soir en 2026.

Elle ne permet pas d'attribuer chaque importation norvégienne à une décision unique de conservation de l'eau.

Elle ne transforme pas les allocations agricoles, sanitaires ou écologiques en pertes électriques sans reconstruire la cascade et le scénario contrefactuel.

Elle ne présente pas l'outil interactif comme un modèle de dispatch réel.

Méthode et limites

Données et documents vérifiés au 21 août 2026.

Les calculs de 3,06 % et de 750 MW associés à la réserve suisse sont des dérivations arithmétiques des valeurs réglementaires. Le second ne constitue pas une prévision de puissance appelée.

Les données norvégiennes de production et d'échanges utilisées par NVE proviennent de la plateforme ENTSO-E et sont provisoires au moment de leur publication.

Le chiffre français de 3 591 GWh et le chiffre norvégien de 87 438 GWh ne doivent pas être comparés comme des stocks de même périmètre. Les systèmes ont des tailles très différentes et les méthodes de conversion ne sont pas identiques.

Sources primaires


	ElCom, directive 1/2026 sur la réserve hydroélectrique 2026-2027

	NVE/RME, définition de la valeur de l'eau

	NVE, rapport sur la situation électrique au premier trimestre 2026

	NVE, méthode de calcul des statistiques de réservoir

	NVE, capacité des réservoirs mise à jour à 87 438 GWh

	RTE, production hydraulique, catégories et valeur d'usage

	RTE, définition du stock hydraulique français

	ENTSO-E Transparency Platform, méthodologie du stock hydraulique agrégé

	Commission européenne, coordination du système pendant la sécheresse d'août 2026

	EDF Hydro Méditerranée, gestion partagée de la Durance et du Verdon

	DREAL Provence-Alpes-Côte d'Azur, gestion des ressources stockées en période de pénurie

	MITECO, bulletin hydrologique hebdomadaire espagnol


Volet 5 sur 6
Le modèle, la pompe et le prix de l'adéquation
ENTSO-E n'identifiait aucun risque systémique pour l'été 2026. Au 19 août, ce verdict tenait malgré les arrêts du Danube. Contre-audit d'un modèle qui mesure l'adéquation, pas le prix physique de sa réussite.
Publié le 21 août 2026 · Article canonique sur l0g.fr
Le 30 juillet 2026, l'opérateur de Paks a publié une phrase qui résume toute la limite d'un modèle continental. Le Danube transportait encore assez d'eau pour refroidir la centrale. Pourtant, son niveau était devenu trop bas au droit des embouchures d'aspiration des pompes. Pour le système européen, il restait des gigawatts, des importations et des réserves. Pour la pompe, il restait quelques centimètres.

Le 29 mai, ENTSO-E avait conclu que la majeure partie de l'Europe ne présentait aucun risque systémique d'adéquation pour l'été. Deux mois plus tard, plusieurs réacteurs étaient arrêtés ou réduits, la production hydraulique du Danube s'effondrait et certains pays appelaient leurs consommateurs à déplacer la demande.

Le modèle et la pompe avaient-ils donné deux réponses incompatibles ?

Non.

Ils ne répondaient pas à la même question.

Ce cinquième volet prolonge l'enquête ouverte sur le centimètre de Danube, le mégawatt humide, le degré supplémentaire dans le fleuve et l'eau conservée derrière les barrages.

Il ne cherche pas à démontrer qu'ENTSO-E s'est trompé.

Il cherche à montrer ce que signifie exactement avoir raison lorsqu'un système évite le manque d'électricité grâce aux interconnexions, au solaire, aux réserves, à la demande flexible et à des interventions d'urgence que l'indicateur final ne raconte pas.

Le modèle n'avait pas promis le fonctionnement de chaque centrale

Le Summer Outlook n'est pas une météo de la production électrique.

ENTSO-E le présente comme une évaluation probabiliste de l'adéquation des ressources : la capacité du système à couvrir la demande à chaque heure avec la production, le stockage, les échanges et les flexibilités disponibles.

Trois indicateurs structurent le verdict :


	LOLE, le nombre attendu d'heures pendant lesquelles l'offre pourrait ne pas couvrir la demande ;

	LOLP, la probabilité qu'au moins une heure de déficit apparaisse ;

	EENS, la quantité attendue d'énergie non servie.



Une LOLE non nulle n'annonce pas un blackout. Elle signale un risque dans certains scénarios. Une EENS nulle ou très faible n'affirme pas que le système sera détendu, peu coûteux ou écologiquement neutre.

Le rapport saisonnier s'insère en outre dans une chaîne beaucoup plus longue. Les gestionnaires nationaux produisent leurs propres études, les centres de coordination régionaux recalculent quotidiennement l'adéquation des sept jours suivants, puis les opérateurs traitent la sécurité du réseau et la physique de chaque actif en temps réel. (ENTSO-E, Summer Outlook 2026)


[image: Cinq couches d'analyse électrique, de l'étude saisonnière au niveau réel du fleuve]SOURCES : ENTSO-E ; ACER ; opérateurs nationaux. Schéma analytique l0g.


Le rapport saisonnier n'est pas la dernière couche de décision. Il est la première d'un dispositif qui gagne en précision à mesure que l'exploitation approche.

Le succès ou l'échec du Summer Outlook doit donc être jugé sur la question qu'il pose réellement : l'Europe a-t-elle disposé de ressources suffisantes pour éviter une pénurie d'électricité ?

Au 19 août, la réponse était oui.


Le modèle voit déjà la chaleur et la sécheresse

Une critique sérieuse doit commencer par ce que le modèle fait bien.

ENTSO-E n'additionne pas simplement des capacités installées autour d'une demande moyenne. Depuis 2020, l'évaluation saisonnière utilise une simulation probabiliste séquentielle et horaire. Elle associe des scénarios météorologiques cohérents dans le temps et l'espace à des indisponibilités aléatoires de centrales et d'interconnexions.

Pour l'été 2026, ENTSO-E indique avoir utilisé 36 projections estivales issues de plusieurs modèles climatiques alignés sur le scénario SSP2-4.5. Plusieurs échantillons hydrologiques vont d'une saison humide à une saison très sèche. La demande varie avec la température, comme la production éolienne et solaire. (ENTSO-E, questions méthodologiques du Summer Outlook)

La base climatique pan-européenne, PECD, est élaborée avec Copernicus. Elle contient des variables cohérentes pour la température, les précipitations, le vent, le solaire et les apports hydroélectriques. Sa version 4.2 inclut des projections climatiques et plusieurs trajectoires d'émissions. (Copernicus, Pan-European Climate Database)

Le modèle hydro peut représenter :


	les apports naturels ;

	les réservoirs ;

	les lâchers minimaux ;

	le pompage ;

	les contraintes environnementales ;

	les cascades ;

	la perte de puissance liée à une baisse de hauteur de chute.



Les méthodologies européennes permettent aussi aux gestionnaires de fournir des profils horaires de déclassement climatique pour des capacités thermiques ou nucléaires. Les exercices de long terme incluent par exemple des indisponibilités nucléaires françaises intégrant les contraintes thermiques.

La conclusion est importante : le refroidissement n'est pas absent par principe des modèles européens.

La question non résolue concerne les données effectivement utilisées en 2026.

Dans les publications lisibles, nous n'avons pas trouvé de correspondance permettant de relier un scénario climatique précis aux seuils locaux de Paks, Cernavodă, Kozloduy ou Kostolac. ENTSO-E publie bien un classeur de capacité, mais sa page de téléchargement et le rapport ne fournissent pas une table explicative reliant chaque profil aux prises d'eau. Nous ne pouvons donc pas affirmer que ces actifs étaient ignorés. Nous ne pouvons pas non plus vérifier publiquement comment leurs pertes étaient corrélées à la même sécheresse du Danube.


[image: Comparaison entre les données observées par un modèle d'adéquation et celles observées par la pompe d'une centrale]
Le modèle peut recevoir un profil de disponibilité juste sans publier la relation entre ce profil et la cote réelle de la prise d'eau.


Le Danube a produit un choc composé

Le problème de l'été 2026 n'est pas qu'une centrale a subi un événement rare.

Le même bassin a retiré plusieurs formes d'électricité au même moment.

À Paks, le niveau du Danube est descendu sous la hauteur nécessaire au fonctionnement normal des pompes. L'opérateur indiquait le 30 juillet que le débit total restait suffisant, mais que la géométrie des prises imposait de réduire puis d'arrêter progressivement les groupes. (MVM Paks, 30 juillet 2026)

À Cernavodă, l'unité 1 a été arrêtée le 28 juillet. L'unité 2 a conservé sa puissance nominale le 4 août après des mesures des autorités roumaines destinées à relever localement le niveau du Danube, avant un arrêt contrôlé le 13 août. (Nuclearelectrica, état de l'unité 2, 4 août 2026)

À Đerdap, le ministère serbe de l'Énergie indiquait début août une production réduite à environ 20 % de la normale pour le premier complexe et 30 % pour le second. Certaines unités thermiques de Kostolac avaient également réduit leur puissance en raison des conditions de refroidissement. (Ministère serbe de l'Énergie, 2 août 2026)

Le choc touchait donc :


	l'énergie primaire de l'hydraulique ;

	le refroidissement du nucléaire ;

	le refroidissement thermique ;

	la demande de climatisation ;

	les pays voisins sollicités pour exporter ;

	la navigation et les autres usages du fleuve.



Une cohérence météorologique ne suffit pas à représenter cette chaîne.

Le même scénario sec doit être converti en pertes simultanées pour chaque actif, avec des fonctions de réponse différentes. Paks dépendait d'une cote de prise. Cernavodă dépendait de son bassin d'aspiration. Đerdap dépendait du débit turbinable. Kostolac dépendait de son système de refroidissement.

C'est cette corrélation technico-hydrologique de bassin que les fichiers publics ne permettent pas encore de contrôler.


[image: Le choc composé du Danube affecte simultanément nucléaire, hydraulique, thermique et besoins d'importation]SOURCES : MVM ; Nuclearelectrica ; ministère serbe de l'Énergie.


La sécheresse n'est pas un simple facteur hydro. Elle peut toucher plusieurs technologies et réduire simultanément la disponibilité des voisins supposés exporter.


Les commentaires nationaux savaient davantage que le résumé continental

Le document de commentaires nationaux d'ENTSO-E contient une phrase rarement mise en avant : ces pages donnent un contexte propre à chaque système qui peut ne pas être représenté dans les modèles pan-européens d'adéquation. (ENTSO-E, Country Comments 2026)

La Hongrie y décrivait explicitement les longues vagues de chaleur, les températures élevées de l'eau et les faibles niveaux des grands fleuves comme des risques possibles. Elle rappelait aussi que les importations restaient presque constamment nécessaires et que la croissance du photovoltaïque augmentait les besoins de réserve.

Le risque qui a frappé Paks était donc connu dans le récit national.

La page roumaine mentionnait la sécheresse, la baisse possible des réservoirs et l'effet direct sur l'hydroélectricité. Elle ne signalait pas explicitement qu'un niveau trop bas du Danube pouvait arrêter les deux réacteurs de Cernavodă.

Cette différence ne prouve pas que le profil de Cernavodă était absent du modèle.

Elle montre une frontière de transparence : le document public le plus lisible expliquait correctement le risque hydro, mais pas le mécanisme nucléaire qui allait devenir central.


Le verdict de mai a survécu au mois d'août

Le 29 mai, ENTSO-E n'identifiait aucun risque systémique pour l'essentiel de l'Europe continentale.

Le 11 août, alors que la production avait déjà été réduite par le niveau ou la température de l'eau, le groupe européen de coordination confirmait l'absence de risque d'adéquation à court terme. Il décrivait néanmoins une situation tendue, le rôle décisif des échanges, l'aide du solaire en journée et l'utilité des mesures volontaires de réduction de demande en Hongrie. (Commission européenne, 11 août 2026)

Le 13 août, la deuxième unité de Cernavodă était arrêtée.

Le 19 août, la Commission maintenait le même diagnostic : approvisionnement stable, aucune menace immédiate d'adéquation, mais tension persistante et coordination renforcée. Elle demandait aussi de préserver les flux du Danube lorsque des travaux nationaux cherchaient à relever localement le niveau pour la production électrique. (Commission européenne, 19 août 2026)


[image: Chronologie entre le verdict du Summer Outlook du 29 mai et les événements du Danube en août 2026]29 MAI
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SOURCES : ENTSO-E ; Commission européenne ; MVM ; Nuclearelectrica.


Le résultat final confirme l'adéquation. La chronologie montre toutefois que cette adéquation a été activement reconstruite pendant la crise.

Le modèle avait donc raison sur son objet principal.

Le résultat ne dit pas encore combien cette réussite a coûté.


Testez la différence entre une zone et une sous-région

Le simulateur suivant n'est pas un modèle de réseau.

Il illustre une situation simple : une zone de marché peut disposer d'assez de capacité et d'importations pour couvrir toute sa demande, tandis qu'une partie de cette zone reste déficitaire si les flux ne peuvent pas tous l'atteindre ou si ses propres actifs sont simultanément contraints.

Les valeurs par défaut sont fictives. Elles ne reproduisent ni la Hongrie, ni la Roumanie, ni ENTSO-E.


Outil interactif. Le calculateur de ce chapitre reste disponible sur l0g.fr. L’EPUB en présente le contexte et les limites, sans embarquer de script ni de suivi.



Ouvrir Le modèle et la pompe en pleine largeur

La différence entre les deux verdicts explique pourquoi une annonce d'adéquation continentale n'annule jamais le besoin d'études nationales, de calculs de flux et de mesures au niveau de chaque centrale.


Avoir raison peut coûter cher

L'indicateur d'adéquation valorise un résultat indispensable : la demande a été couverte.

Il ne distingue pas toujours deux chemins très différents vers ce résultat.

Dans un premier système, la production domestique conserve une marge abondante.

Dans un second, la même EENS nulle est obtenue grâce à :


	des importations plus élevées ;

	une production fossile supplémentaire ;

	des batteries et réserves davantage sollicitées ;

	une réduction volontaire ou industrielle de la demande ;

	des travaux hydrauliques d'urgence ;

	des prescriptions environnementales exceptionnelles ;

	une marge finale très faible.



Le consommateur reçoit son électricité dans les deux cas.

La résilience n'est pourtant pas identique.

Pour évaluer la qualité du résultat, il faudrait publier à côté de LOLE et EENS un registre des mesures nécessaires à l'adéquation :






































	Dimension	Question à ajouter
	Marge	Combien de MW restaient après toutes les mesures ?
	Imports	Quelle énergie a été importée et depuis quels voisins ?
	Coût	Quel prix de marché, d'équilibrage ou de réserve a été payé ?
	Carbone	Quelle production supplémentaire a remplacé les actifs hydriques ?
	Demande	Quel volume a été déplacé, réduit ou interrompu ?
	Physique	Quels travaux ou adaptations ont permis de conserver des MW ?
	Environnement	Quelles limites ou allocations d'eau ont été modifiées ?


Le Summer Outlook n'a pas vocation à fournir seul toutes ces réponses.

Le problème apparaît lorsque son verdict est lu comme une mesure complète de résilience.


Le filet à sept jours fonctionne, mais sa méthode reste inachevée

Le rapport saisonnier n'est pas laissé seul jusqu'à l'été suivant.

Les centres de coordination régionaux exécutent chaque jour une évaluation de l'adéquation des sept jours suivants. L'outil commun combine un calcul probabiliste et un calcul déterministe. Si un risque apparaît au niveau pan-européen, une analyse régionale plus détaillée peut être déclenchée. (ACER, Risk Preparedness)

Le suivi publié par ACER en décembre 2025 offre une lecture nuancée de ce filet.

Les centres avaient mis en œuvre 100 % des obligations fondamentales visées par le règlement électrique pour cette tâche. Pour la méthodologie STSAA complète, ils déclaraient avoir mis en œuvre 59 % des dispositions pertinentes. La page de synthèse d'ACER arrondit aujourd'hui ce taux à 60 %.

Les autres parts étaient classées comme non applicables, « autres » ou non démarrées. ACER précise qu'une partie de la catégorie « autres » pouvait être proche d'une mise en œuvre complète. Le chiffre ne constitue donc ni une note de précision ni un taux d'échec. (ACER, RCC Monitoring Report 2024)

L'agence identifiait néanmoins trois priorités directement pertinentes pour l'été 2026 :


	représenter plus complètement les batteries ;

	intégrer de manière cohérente la réponse de la demande ;

	prendre en compte les indisponibilités des lignes à courant alternatif à haute tension.




[image: État de mise en œuvre du système européen d'adéquation à sept jours selon le suivi ACER publié en 2025]Priorités d'amélioration identifiées
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SOURCE : ACER, Regional Coordination Centres reporting obligations in 2024, décembre 2025.


Le taux de 59 % mesure un état de mise en œuvre de la méthode, pas la fiabilité statistique d'une prévision particulière.

Cette couche à court terme est exactement celle qui devrait adapter les hypothèses de mai à la réalité de juillet.

Les résultats détaillés de l'été 2026 ne sont toutefois pas publiés de manière suffisamment accessible pour répondre à quatre questions simples :


	Quand les profils réels de Paks et Cernavodă ont-ils été injectés ?

	Une évaluation régionale spécifique a-t-elle été déclenchée ?

	Quelle marge subsistait avant les mesures volontaires et les ressources hors marché ?

	Quels voisins étaient réellement capables d'exporter après leurs propres pertes hydriques ?




Un modèle peut être juste et sous-informatif

Le Summer Outlook a réussi son test le plus visible : l'Europe n'a pas connu de pénurie systémique d'électricité au cœur de la crise documentée dans cet article.

Cette réussite repose justement sur la capacité du système à réagir.

Les interconnexions ont déplacé l'électricité vers les zones tendues. Le solaire a réduit la pression au milieu de la journée. Des consommateurs ont déplacé leur demande. Des unités pilotables ont produit davantage. Des opérateurs ont modifié le fonctionnement des centrales et, parfois, le fleuve lui-même.

Le modèle saisonnier n'avait pas à prédire chacune de ces décisions.

Il devrait en revanche permettre au public de comprendre :


	quelles pertes hydriques étaient déjà contenues dans les scénarios ;

	lesquelles ont obligé à réviser les hypothèses ;

	quelle marge restait avant et après les mesures ;

	quel coût et quelles externalités ont accompagné l'absence d'énergie non servie.



L'adéquation est une condition de la résilience.

Elle n'en est pas la totalité.

Lorsque le modèle annonce que les lumières resteront allumées et que la pompe annonce qu'elle ne peut plus aspirer, les deux peuvent avoir raison.

La première réponse décrit le système qui compense.

La seconde révèle ce qu'il doit compenser.

Résultats établis

ENTSO-E a intégré la chaleur, la sécheresse, les renouvelables, l'hydro, les pannes et les échanges dans une simulation probabiliste horaire.

Le verdict d'absence de risque systémique a été confirmé par la Commission les 11 et 19 août, malgré les pertes de production du Danube.

Les commentaires nationaux indiquaient explicitement le risque de faibles niveaux fluviaux en Hongrie, tandis que la page roumaine décrivait principalement le risque hydroélectrique.

Le suivi ACER montre que l'outil à sept jours fonctionne dans tous les centres régionaux, tout en restant partiellement aligné avec l'ensemble de la méthodologie STSAA.

Sources primaires


	ENTSO-E, Summer Outlook 2026, rapport, données et questions méthodologiques

	ENTSO-E, Country Comments Summer Outlook 2026

	ACER, méthodologie des évaluations d'adéquation à court terme et saisonnières

	ACER, suivi 2025 des centres de coordination régionaux

	Copernicus, Pan-European Climate Database

	Commission européenne, groupe de coordination du 11 août 2026

	Commission européenne, groupe de coordination du 19 août 2026

	MVM Paks, faible niveau du Danube et géométrie des prises, 30 juillet 2026

	Nuclearelectrica, arrêt de l'unité 1, 28 juillet 2026

	Nuclearelectrica, maintien de l'unité 2, 30 juillet 2026

	Nuclearelectrica, état de l'unité 2, 4 août 2026

	Nuclearelectrica, arrêt contrôlé de l'unité 2, 13 août 2026

	Ministère serbe de l'Énergie, situation de Đerdap et Kostolac



Limites de la démonstration

Nous ne pouvons pas affirmer que Paks ou Cernavodă étaient absents du modèle.

Nous ne pouvons pas encore vérifier si les pertes hydro, nucléaire et thermique du Danube étaient associées au même scénario climatique.

L'absence d'énergie non servie ne permet pas à elle seule de calculer le coût, le carbone ou la fragilité résiduelle du système.

Le simulateur intégré ne reproduit ni les flux électriques réels ni la méthode d'ENTSO-E.

Méthode et limites

Documents et événements arrêtés au 21 août 2026.

Le contre-audit compare l'objet déclaré des modèles, leurs documents méthodologiques, les commentaires nationaux et les événements observés. Le classeur public SOR26_Supply.xlsx a été identifié comme une pièce centrale encore à auditer. Une conclusion site par site exige sa lecture, le dictionnaire des profils et les réponses des TSOs.

Le verdict « pas de risque d'adéquation à court terme » provient de la Commission européenne. Il ne signifie pas absence de tension opérationnelle ou de mesures préventives.
Volet 6 sur 6
Le prix du refroidissement
Paks, tours aéroréfrigérantes, air, eau recyclée ou mer : enquête sur le coût réel de l’adaptation du refroidissement électrique.
Publié le 21 août 2026 · Article canonique sur l0g.fr
Le gouvernement hongrois connaît le prix du chantier : 6,165 milliards de forints. Il connaît aussi le volume de pierre : 145 000 m³. Au 19 août, il estimait que les interventions avaient relevé localement le Danube de 10 à 15 cm et évité l'arrêt complet de Paks. Le chiffre décisif reste pourtant absent : combien de mégawattheures ces centimètres ont-ils réellement achetés ?

Ce sixième et dernier volet referme l'enquête ouverte avec le centimètre de Danube, prolongée par le mégawatt humide, le degré supplémentaire dans le fleuve, l'eau conservée derrière les barrages et le prix physique de l'adéquation.

Les cinq premiers articles ont documenté la dépendance.

Le dernier examine la facture des réponses.

La conclusion apparaît dès le départ : aucune solution ne supprime le refroidissement. Elle déplace la chaleur, l'eau, le coût ou le risque vers un autre milieu.

Six milliards de forints pour quelques centimètres

Le 12 août 2026, le gouvernement hongrois a classé en urgence les travaux destinés à maintenir le niveau du Danube près de Paks parmi les investissements prioritaires.

Le plan associe un seuil de fond, des travaux de rive et deux barges de 80 mètres pouvant être partiellement immergées. Le décret autorise une procédure accélérée, avec plusieurs régularisations hydrauliques et environnementales après le début du chantier. Le même ensemble de décisions transfère exactement 6 164 698 854 HUF au dispositif de lutte contre la sécheresse et la pénurie d'eau. (Magyar Közlöny, 12 août 2026)

L'agence publique MTI détaille le chantier : 35 000 m³ de pierre pour former une première nervure transversale, puis 110 000 m³ pour stabiliser le lit et protéger l'ouvrage contre l'érosion. Le coût brut annoncé de 6,165 milliards de forints inclut aussi des travaux de voirie et la remise en état des berges. (MTI, 13 août 2026)

Le 19 août, le Premier ministre indiquait que les mesures avaient ajouté environ 10 à 15 cm au niveau local, maintenu les deux turbines encore actives et permis d'envisager le redémarrage progressif des six autres. L'arrêt total avait été évité, mais le retour à pleine puissance restait encore à confirmer. (Reuters, 19 août 2026)


[image: Paks : coût public, chantier connu et dénominateurs encore manquants]
Le budget et le chantier sont documentés. Le bénéfice électrique consolidé ne l'est pas encore.

Le cas Paks est séduisant parce que le coût semble faible face à celui d'une centrale.

Cette comparaison reste incomplète.

Un seuil fluvial peut acheter rapidement quelques centimètres. Il peut aussi modifier la morphologie du fleuve, la navigation, les habitats et la distribution du débit vers l'aval. Sa durée de vie, son entretien et son comportement lors d'une crue doivent entrer dans le calcul.


Quatre horizons, quatre factures

Toutes les adaptations ne répondent pas au même calendrier.

L'urgence agit en quelques jours : dragage, barges, pompes temporaires, imports et réduction de demande.

Le retrofit transforme un site existant sur plusieurs mois ou années : prise abaissée, nouvelle baie, pompes, bassin tampon, tour d'appoint ou système hybride.

La conception neuve choisit dès l'origine une côte, une tour, une prise profonde, une source d'eau recyclée ou des marges climatiques plus fortes.

Le système électrique répartit le risque entre stockage, interconnexions, renouvelables, demande flexible et capacités de réserve.

Une centrale âgée de quarante ans ne recevra pas automatiquement le même investissement qu'un réacteur conçu pour fonctionner après 2100.

Le coût doit être rapporté à la durée pendant laquelle l'ouvrage protège effectivement la production.


La tour échange le débit contre l'évaporation

La Cour des comptes a étudié l'ajout de tours aéroréfrigérantes sur trois sites français thermosensibles actuellement en circuit ouvert : Saint-Alban, Bugey 2-3 et Tricastin.

Les études exploratoires d'EDF donnent un ordre de grandeur d'environ 500 M€ par tour, auquel s'ajoutent une maintenance encore mal chiffrée, les contraintes foncières et paysagères, les rejets chimiques liés aux biocides et les indisponibilités de production pendant les travaux. (Cour des comptes, 2024, p. 344)

La phrase la plus importante du rapport tient en une distinction : installer ces tours ne susciterait pas d'économie d'eau, mais réduirait le réchauffement des rivières.

Le circuit ouvert prélève un volume très important et en restitue presque tout au milieu, plus chaud.

Le circuit recirculé prélève beaucoup moins, mais une part plus importante quitte le bassin sous forme de vapeur. Pour le parc français en circuit fermé, la Cour rapporte une évaporation moyenne équivalente à 24 % de l'eau prélevée en 2021.

Une politique peut donc améliorer le prélèvement et dégrader la consommation nette en même temps.


[image: Comparaison qualitative des circuits ouvert, tour humide, hybride et sec]
Le meilleur bilan sur le prélèvement n'est pas forcément le meilleur bilan sur la consommation ou le rendement.

EDF programme par ailleurs 612,6 M€ d'investissements d'adaptation entre 2022 et 2038, hors éventuelles tours à 500 M€ l'unité. Le total couvre notamment les grands chauds, les sources froides, les tornades et les digues. La Cour souligne qu'une partie des coûts climatiques reste mêlée aux dépenses de sûreté, de maintenance et d'exploitation.

Le chiffre de 500 M€ ne suffit donc pas à classer une tour.

Il manque le nombre de MWh qu'elle protégerait pendant sa durée de vie.


L'air rachète l'eau au prix du rendement

Le refroidissement sec évacue la chaleur par convection vers l'air.

Il réduit presque à zéro la dépendance à une ressource hydraulique de refroidissement, mais ajoute des ventilateurs, de l'emprise, du bruit et une pénalité de performance. La chaleur extérieure dégrade précisément le vide du condenseur au moment où les vagues de chaleur augmentent souvent la demande électrique.

Le document européen de référence sur les systèmes de refroidissement décrit le sec comme une solution employée lorsque l'eau est indisponible ou chère, tandis que le circuit ouvert reste très performant sur le plan énergétique lorsqu'un grand volume d'eau fiable et un milieu récepteur adapté existent. Les systèmes hybrides permettent de passer d'un mode à l'autre, au prix d'une infrastructure plus complexe. (EU-BRITE, Industrial Cooling Systems BREF)

Le modèle PESETA IV du Centre commun de recherche teste l'effet de tours recirculées et du refroidissement sec sur le système électrique de 2050.

Dans le scénario dynamique compatible avec 2 °C de réchauffement, l'adaptation fait passer la perte de production nucléaire liée au climat d'environ -2,8 % à -0,6 %. Le bénéfice est particulièrement important dans le sud de l'Europe. (JRC, PESETA IV, Energy Supply)

Le résultat démontre un potentiel physique à l'échelle européenne.

Il ne constitue pas un devis industriel. Le modèle simplifie les sites, ne reproduit pas tous les extrêmes et n'intègre pas les arrêts de chantier propres à chaque retrofit.


L'eau usée construit une seconde usine

L'eau usée traitée permet de réduire la concurrence avec les rivières et l'eau potable.

Elle doit encore être transportée et préparée pour un circuit industriel.

Palo Verde, en Arizona, fournit le cas nucléaire le plus spectaculaire. La centrale n'est située près d'aucune grande masse d'eau naturelle. Des effluents municipaux sont transportés sur environ 36 miles, soit près de 58 km, puis subissent un traitement tertiaire sur le site avant d'alimenter les tours de refroidissement. La chaîne intègre des conduites, des pompes, des réservoirs, des produits chimiques, des bassins d'évaporation et un contrat d'approvisionnement de long terme. (OSTI, Palo Verde Water Cycle Model)

Palo Verde prouve la faisabilité technique.

Il ne prouve pas que chaque centrale européenne dispose d'une station d'épuration assez proche, d'un débit estival suffisant ou d'une qualité d'eau compatible.

En Pologne, la centrale thermique de Turów a développé une installation membranaire d'environ 12 000 m³ par jour afin de traiter des effluents industriels et de les réinjecter dans les processus du site. (PGE, rapport intégré 2022)

Une cartographie européenne sérieuse devrait relier chaque grande centrale aux stations d'épuration situées à proximité, puis ajouter la distance, l'altitude, la qualité, l'énergie de pompage et le devenir des concentrats.

L'eau recyclée n'est pas une source gratuite.

C'est une nouvelle infrastructure industrielle.


La mer déplace la contrainte vers le littoral

La première centrale nucléaire polonaise prévue à Lubiatowo-Kopalino illustre l'autre grande stratégie : quitter la rivière.

La décision environnementale retient un circuit ouvert utilisant l'eau de la mer Baltique et des tunnels réalisés par tunneliers sous le fond marin. Elle impose notamment une vitesse maximale de 0,3 m/s à l'entrée, des diffuseurs de rejet, un système dédié de récupération et de retour des poissons, ainsi qu'une surveillance chimique et thermique. (GDOŚ, décision environnementale du 19 septembre 2023)

L'étude avait comparé le circuit ouvert marin avec des tours fonctionnant à l'eau de mer ou à l'eau dessalée. Les tours obtenaient le meilleur classement sur les seuls critères environnementaux. Le circuit ouvert a remporté l'analyse multicritère globale retenue par le maître d'ouvrage. (PEJ, rapport d'impact)

La mer évite le manque de débit fluvial.

Elle ajoute des tunnels, du pompage, de la corrosion, du biofouling, des organismes aspirés, un panache thermique et une exposition côtière aux tempêtes et à l'élévation du niveau marin.


Le neuf choisit, l'existant négocie

Le parc existant doit adapter des équipements, du foncier et des permis conçus plusieurs décennies plus tôt.

Le nouveau nucléaire peut intégrer la contrainte dès le plan initial.

Le projet EPR2 du Bugey prévoit une station de pompage sur le Rhône, des circuits fermés ou semi-fermés et des tours aéroréfrigérantes. La fiche publique initiale présentait deux tours de 200 mètres ou quatre tours de 161 mètres. EDF a ensuite indiqué avoir retenu l'option de deux tours. (CNDP, projet EPR2 Bugey, EDF, réunion publique de la CLI, décembre 2025)

Aucun document public identifié n'isole encore le CAPEX du refroidissement, sa consommation auxiliaire et son bilan hydrique complet.

Paks II fournit l'autre cas décisif.

Son étude d'impact avait déjà comparé le refroidissement direct par le Danube, plusieurs configurations de prise et les tours humides. Elle avait aussi modélisé de faibles débits extrêmes et les effets cumulés avec le parc existant. Le projet a retenu le Danube après une analyse coût-avantage. (Paks II, dossier environnemental)

L'été 2026 n'annule pas ces travaux.

Il crée une obligation de mise à jour : confronter les niveaux réellement observés, le seuil de fond encore en chantier et la géométrie de la future prise aux hypothèses historiques du permis.

Le retrofit négocie avec un site existant.

Le neuf doit éviter de construire la vulnérabilité suivante.


Testez un devis d'adaptation

Les coûts publics de Paks et des tours françaises contiennent un numérateur.

Ils ne contiennent pas encore le dénominateur complet.

Le calculateur propose trois jeux de données : une démo fictive, le seul coût public de Paks et le seul ordre de grandeur public d'une tour EDF. Dans les deux cas réels, les MW sécurisés et les MWh préservés restent volontairement vides.


Outil interactif. Le calculateur de ce chapitre reste disponible sur l0g.fr. L’EPUB en présente le contexte et les limites, sans embarquer de script ni de suivi.




Le mégawatt sécurisé comme dénominateur

Le CAPEX seul favorise les solutions rapides et pénalise les équipements lourds sans mesurer leur durée de protection.

Le bon ratio commence par la puissance et l'énergie réellement préservées.


[image: Formule du coût complet d'un mégawatt sécurisé par une adaptation du refroidissement]
Le ratio final doit être publié avec le scénario climatique, la durée de vie et les hypothèses de disponibilité.

Deux ratios doivent être distingués.

Coût par kW sécurisé = CAPEX / puissance réellement sécurisée

Coût annualisé par MWh préservé =
(annuité du CAPEX + OPEX + auxiliaires + coût annualisé du chantier)
/ MWh de déclassement évités


Le bilan hydrique doit rester séparé :

prélèvement avant et après
consommation nette avant et après
source de l'eau
période critique


Une tour à 500 M€ peut être rationnelle si elle protège une forte production pendant plusieurs décennies.

Un ouvrage fluvial à 6,165 milliards de forints peut être rationnel s'il évite des mois d'arrêt avec des impacts maîtrisés.

Aucun de ces jugements n'est possible avec le seul CAPEX.


Le portefeuille d'adaptation

Le refroidissement résilient ne désigne pas une technologie unique.

Un site côtier peut conserver un circuit ouvert marin.

Une centrale fluviale neuve peut adopter des tours ou un système hybride.

Un actif ancien peut justifier une prise abaissée plutôt qu'un retrofit complet.

Une région très interconnectée peut accepter quelques jours de déclassement si le stockage, la demande flexible et les voisins absorbent le choc.

L'optimum dépend de cinq variables :


	la durée de vie résiduelle ;

	le bassin et son climat futur ;

	la puissance réellement nécessaire au système ;

	le coût de l'indisponibilité ;

	le milieu vers lequel la contrainte sera déplacée.



La série a commencé avec un fleuve trop bas pour une pompe.

Elle s'achève sur une comptabilité encore absente.

L'Europe possède des solutions techniques.

Elle publie rarement le nombre de mégawattheures réellement sécurisés par chacune.

Résultats établis

Le gouvernement hongrois a annoncé un chantier d'environ 6,165 milliards de forints et l'emploi de 145 000 m³ de pierre pour protéger l'admission d'eau de Paks.

La Cour des comptes rapporte un ordre de grandeur de 500 M€ par tour rétrofitée sur les sites français étudiés et 612,6 M€ d'investissements d'adaptation programmés hors ces tours.

Une tour humide réduit fortement les prélèvements et le rejet thermique, mais augmente la consommation nette par évaporation et exige des traitements chimiques.

Le JRC estime que des refroidissements moins intensifs en eau peuvent réduire fortement les pertes nucléaires liées au climat dans son scénario européen de 2050.

Les solutions marines et recyclées réduisent la concurrence sur l'eau douce tout en créant de nouvelles infrastructures et de nouveaux impacts.

Sources primaires


	Magyar Közlöny, décrets 122/2026 et 1256/2026 relatifs aux travaux de Paks

	Gouvernement hongrois, décisions sur l'alimentation en eau de Paks

	MTI, coût et volume de pierre du seuil de Paks

	Cour des comptes, adaptation des parcs nucléaire et hydro-électrique

	JRC, PESETA IV, Energy Supply

	EU-BRITE, BREF sur les systèmes de refroidissement industriels

	CNDP, projet EPR2 du Bugey

	Paks II, dossier d'autorisation environnementale

	GDOŚ, décision environnementale de Lubiatowo-Kopalino

	OSTI, Palo Verde Water Cycle Model

	PGE, gestion de l'eau et réutilisation à Turów



Source de marché pour le résultat immédiat des travaux de Paks


	Reuters, 19 août 2026, arrêt total évité et hausse locale de 10 à 15 cm



Limites de la démonstration

Le coût final par MWh préservé à Paks, Cernavodă et sur les sites français ne peut pas encore être calculé.

Les données publiques ne ventilent pas entièrement les coûts de refroidissement des projets EPR2 du Bugey et de Paks II.

Les performances du sec, de l'hybride et de l'eau recyclée restent propres au site et ne doivent pas être transférées d'une centrale à une autre sans étude d'ingénierie.

L'outil interactif ne remplace ni un modèle hydraulique, ni une étude de sûreté, ni une évaluation écologique.

Méthode

Données et documents arrêtés au 21 août 2026.

Les montants en forints et en euros ne sont pas convertis ni placés sur une même échelle graphique, car ils concernent des périmètres, des dates, des monnaies et des durées différentes.

Les préréglages Paks et tour EDF de l'outil reproduisent uniquement les coûts publics documentés. Les dénominateurs manquants restent à zéro.
Conclusion : compter l’électricité avec son eau
Les six volets convergent vers la même méthode. Il faut relier chaque unité de production à sa ressource de refroidissement, à ses seuils, à ses pertes possibles et au coût des réponses disponibles. Sans cette chaîne, les registres de capacité surestiment ce que le système sait réellement garantir pendant un épisode extrême.
Aucune adaptation ne fait disparaître la contrainte. Un seuil modifie le fleuve, une tour réduit le prélèvement tout en augmentant l’évaporation, le refroidissement sec paie l’économie d’eau par le rendement, et le réseau déplace le problème vers les imports, le stockage ou la demande. La bonne décision dépend du site et du nombre de mégawattheures effectivement protégés.
La suite logique consiste à publier ces dénominateurs. MW sécurisés, MWh de déclassement évités, durée de vie, consommation nette d’eau, effets écologiques et coût complet devraient accompagner chaque investissement. L’électricité deviendrait alors plus simple à comparer, parce que son eau ne resterait plus invisible.
À propos de cette édition
L’eau derrière l’électricité réunit six enquêtes publiées par l0g les 20 et 21 août 2026. Cette édition EPUB 3 a été préparée le 21 août 2026 avec un ordre de lecture explicite, un sommaire structuré, 20 infographies adaptées et des liens vers six outils pédagogiques.
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