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Avant-propos

C’est un grand plaisir pour moi de vous présenter ce rapport sur le thème de l’hydrogène décar-
boné et de son importation dans l’Union européenne.

La question des importations d’hydrogène constitue un enjeu majeur dans la perspective de la 
neutralité carbone en 2050. Il est apparu important aux membres de la région Europe du Word 
Energy Council (WEC) de partager une vision commune, précise et basée sur les faits, et qui puisse 
intégrer les points de vue des exportateurs potentiels.

Sur ce thème, peu de travaux quantifiés et réunissant les points de vue des potentiels acteurs 
sont aujourd’hui disponibles. Ce rapport vient opportunément combler ce manque en posant trois 
questions simples et en s’efforçant d’y répondre de manière scientifique et partagée : Pourquoi des 
importations d’hydrogène ? Comment les réaliser en pratique ? Quels enjeux de politique publique 
anticiper ?

Ce travail, réalisé dans le cadre du plan d’action 2021 de la région Europe du WEC, en collabora-
tion avec l’Observatoire Méditerranéen de l’Energie (OME), est le fruit d'un dialogue et d’échanges 
de perspectives au sein de WEC-Europe, ainsi qu’avec les acteurs de la rive sud de la Méditerranée. 
Conduite sur 6 mois, l’étude a rassemblé un grand nombre d’experts et de savoir-faire au sein du 
WEC et de l'OME, que je remercie tout particulièrement pour la forte mobilisation de son réseau 
d'expertise.

Ce rapport a pleinement rempli sa mission grâce à la diversité des contributeurs, la rigueur appli-
quée dans l’utilisation des données chiffrées et la qualité des sources.

Je remercie chaleureusement l’ensemble des contributeurs à cette étude, qui constitue un apport 
d’une grande valeur au débat européen sur le futur énergétique décarboné de l’Europe.

Alexandre Perra
Vice-président pour l’Europe
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IMPORTATIONS D’HYDROGÈNE DÉCARBONÉ  
DANS L’UNION EUROPÉENNE :  

DÉFIS ET OPPORTUNITÉS

Résumé

Les préoccupations relatives à l’impact environnemental de la production et de la consommation 
d’énergie ont rejoint les deux grands problèmes énergétiques traditionnels : la sécurité énergétique 
et le caractère abordable de l’énergie. L’hydrogène peut devenir le deuxième principal vecteur éner-
gétique, après l’électricité, pour la décarbonation de la consommation d’énergie dans les secteurs 
d’utilisation finale. Son rôle dans les scénarios de décarbonation profonde s’est accru ces dernières 
années, parallèlement aux feuilles de route et aux stratégies dédiées qui ont été publiées dans 
plusieurs pays. Le présent document explore les scénarios possibles pour la consommation et la 
production d’hydrogène décarboné dans l’Union européenne (UE), conformément à ses objectifs 
de réduction nette des émissions de gaz à effet de serre (GES). Il constate que l’UE devra proba-
blement importer environ la moitié des 60 millions de tonnes d’hydrogène décarboné et produits 
dérivés qu’elle utilisera d’ici 2050, en raison de contraintes liées aux ressources et de choix tech-
nologiques. Des estimations des coûts de production et de transport d’hydrogène décarboné sont 
présentées pour plusieurs pays européens et voisins, à partir d’électrolyse à partir d’électricité 
éolienne, solaire photovoltaïque (PV) et nucléaire, du vaporeformage du méthane (SMR — Steam 
Methane Reforming) avec captage, utilisation et stockage de carbone (CUSC), et des technologies 
de pyrolyse, aux horizons 2030 et 2050. Toutes ces technologies peuvent contribuer à la production 
future d’hydrogène décarboné, à condition de respecter des limites strictes d’émissions de CO2 sur 
l’ensemble du cycle de vie. La production moins coûteuse à partir de vaporeformage du méthane 
avec CUSC et d’électricité nucléaire peut contribuer au déploiement initial d’un marché décarboné 
à moyen terme, puis les énergies renouvelables seront essentielles à long terme, tant pour la pro-
duction intérieure que pour l’hydrogène importé. Limiter les possibilités d’importations réduirait la 
diversification, ce qui pourrait augmenter les coûts et avoir un effet négatif sur la sécurité de l’ap-
provisionnement en hydrogène. D’importants investissements sont nécessaires en infrastructures de 
production et de transport pour l’importation d’hydrogène décarboné dans l’UE. Ils sont estimés à 
environ 900 milliards de dollars (environ 760 milliards d’euros) au cours des trois prochaines décen-
nies. Un ensemble de normes et de réglementations bien conçues, claires et stables, tant pour les 
pays exportateurs que pour les pays importateurs, sera nécessaire pour garantir que les conditions 
relatives aux émissions de CO2 sur le cycle de vie sont respectées et que les investissements néces-
saires sont réalisés en temps utile. 

Mots-clés  : hydrogène, décarbonation, importations européennes, transition énergétique,  
développement industriel, sécurité énergétique

Remarque : Cette étude a été élaborée sous la direction d’un comité directeur de membres 
européens du Conseil Mondial de l’Énergie (voir la section des remerciements). Les points de vue 
et les opinions exprimés sont uniquement ceux de l’auteur et ne représentent pas une déclaration 
des points de vue de toute autre personne ou entité. 
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Importations d’hydrogène décarboné dans l’Union européenne :  

défis et opportunités

IMPORTATIONS D’HYDROGÈNE DÉCARBONÉ  
DANS L’UNION EUROPÉENNE :  

DÉFIS ET OPPORTUNITÉS

Principaux points à retenir

1. Inclure la stratégie en matière 
d’hydrogène dans la stratégie et la vision 
énergétiques globales. L’intégration et la 
coordination des stratégies pour l’hydrogène 
et l’électricité — les deux principaux vecteurs 
pour les utilisations finales de l’énergie à l’ave-
nir — seront cruciales pour la décarbonation 
complète et efficace du système énergétique et 
pour atteindre les objectifs du Pacte Vert (Green 
Deal) de l’UE. Les mesures de soutien doivent 
être soigneusement conçues pour garantir que 
la nouvelle capacité renouvelable liée à la pro-
duction d’hydrogène s’ajoute à celle requise 
pour atteindre les objectifs du secteur de l’élec-
tricité et afin d’éviter les subventions croisées 
entre les secteurs.

2. La production d’hydrogène au sein 
de l’Union européenne (UE) devrait être 
insuffisante pour satisfaire la demande et 
d’importantes importations seront proba-
blement nécessaires. Dans certains pays de 
l’UE, l’approvisionnement national en hydro-
gène sera limité par des choix technologiques et 
par l’épuisement des ressources renouvelables 
rentables. La demande totale potentielle d’hy-
drogène et produits dérivés pourrait atteindre 
60 millions de tonnes (Mt) d’ici 2050, soit bien 
plus que l’utilisation industrielle actuelle. Nous 
estimons que la production intérieure d’hydro-
gène décarboné ne pourrait répondre qu’à 
20 % de la demande d’hydrogène prévue en 
2030 et moins de 50  % en 2050. L’établisse-
ment de liens stratégiques avec les principaux 
partenaires exportateurs potentiels sera donc 
essentiel pour l’UE.

3. Les énergies renouvelables seront 
cruciales pour la production décarbo-
née d’hydrogène, mais limiter le choix 
à long terme de technologies à faibles 
émissions de carbone pourrait empê-
cher d’atteindre l’objectif de décarbona-
tion ou, à tout le moins, augmenter les coûts.  
La production décarbonée d’hydrogène à par-
tir du vaporeformage du méthane avec cap-
tage, utilisation et stockage du carbone et à 
partir de l’énergie nucléaire peut apporter une 

contribution importante à moyen terme dans 
certains pays. À long terme, l’énergie éolienne 
en mer devrait devenir l’une des sources de 
production domestique les moins chères de 
l’UE, avec la production à partir d’énergie so-
laire photovoltaïque dans les meilleures condi-
tions. L’électrolyse d’origine nucléaire pourrait 
fournir 11 % de la production intérieure d’hy-
drogène décarboné en 2050, simplement en 
augmentant le taux d’utilisation du parc nu-
cléaire. La pyrolyse et le vaporeformage du 
méthane avec captage, utilisation et stockage 
du carbone peuvent également jouer un rôle 
important dans les importations à long terme 
d’hydrogène décarboné, à condition de respec-
ter des limites strictes d’émissions de CO2 sur le 
cycle de vie. Restreindre ces options d’impor-
tation contraint les possibilités de diversifica-
tion. Cela pourrait potentiellement augmenter 
les coûts et avoir un impact significatif sur la 
sécurité d’approvisionnement.

4. L’économie et le financement des 
infrastructures joueront un rôle clé pour 
les importations d’hydrogène et le dé-
ploiement d’un marché de l’hydrogène 
rentable. Le développement en temps utile de 
pipelines, d’installations de stockage et de com-
merce maritime sera essentiel pour acheminer 
l’hydrogène depuis les zones de production 
bon marché vers les centres de consommation. 
Les pays d’Afrique du Nord possèdent d’excel-
lentes ressources renouvelables, et plusieurs 
pays voisins de l’UE disposant de grandes ré-
serves de gaz (comme la Russie, la Norvège, 
l’Algérie) peuvent produire de l’hydrogène 
décarboné par vaporeformage du méthane 
avec CUSC à des prix considérablement bas. 
Le coût relatif du transport par gazoduc et par 
bateau sera décisif dans la concurrence des 
pays voisins avec d’autres sources, comme les 
pays du Golfe ou les pays plus éloignés tels 
que le Chili et l’Australie. Les pipelines neufs 
ou reconvertis sont des choix rentables pour 
les importations d’hydrogène sur des distances 
allant jusqu’à quelques milliers de kilomètres.
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5. Quelque 900  milliards de dollars 
(environ 760  milliards d’euros) seront 
nécessaires pour les projets d’infrastruc-
ture de production et d’importation d’hy-
drogène en dehors de l’UE sur la période 
2021-2050. Pour exporter environ 30 millions 
de tonnes d’hydrogène vers l’Europe d’ici 2050, 
les pays voisins de l’UE devront investir envi-
ron 500  milliards de dollars dans des usines 
de production d’hydrogène (électrolyseurs,  
vaporeformage du méthane avec CUSC et 
usines de pyrolyse), dans des centrales éo-
liennes et solaires photovoltaïques associées et 
dans l’approvisionnement en gaz. Un montant 
supplémentaire de 250 à 500 milliards de dol-
lars sera nécessaire pour les pipelines, les ter-
minaux portuaires et les navires au cours des 
trois prochaines décennies. L’accès au capital 
et la coordination des infrastructures seront 
des éléments clés pour que ces investissements 
se concrétisent.

6. La mise en œuvre d’un cadre  
réglementaire clair est d’une importance 
fondamentale pour garantir que les inves-
tissements seront réalisés en temps voulu. 
Les mesures les plus importantes et les plus 
urgentes à adopter sont les suivantes  : une 
certification bien conçue du caractère décar-
boné de l’hydrogène ; la neutralité technolo-
gique tout en respectant des objectifs stricts en  
matière d’émissions ; des normes internatio-
nales relatives à la qualité, la technique et la 
sécurité pour l’hydrogène et ses produits dé-
rivés ; des définitions juridiques précises ; un 
cadre réglementaire solide pour permettre et 
coordonner le déploiement des infrastructures 
de l’hydrogène dans l’UE. Un aspect primordial 
est celui de la réglementation de l’électricité 
qui alimentera les électrolyseurs depuis des 
sources éoliennes et photovoltaïques et leurs 
éventuelles connexions au réseau.

7. Les politiques nationales et euro-
péennes doivent apporter clarté et visibili-
té aux investisseurs, tant à l’intérieur qu’à 
l’extérieur de l’UE, y compris aux pays  
exportateurs potentiels. Une étape impor-
tante pour aller au-delà des approches bila-
térales et nationales actuelles pourrait être la 

création d’une table ronde de haut niveau entre 
les principaux acteurs de l’Union européenne 
et des pays exportateurs. L’élaboration d’une 
feuille de route commune avec des étapes 
concrètes pourrait faciliter la réalisation d’une 
économie de l’hydrogène décarbonée, tout 
en assurant la sécurité d’approvisionnement. 
Un avantage mutuel important peut résulter 
du maintien et de l’expansion de l’industrie 
européenne, tout en créant les conditions du 
développement à long terme d’une industrie 
nationale dans les pays exportateurs.
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Importations d’hydrogène décarboné dans l’Union européenne :  

défis et opportunités

Introduction

Deux grands thèmes ont traditionnellement 
été au centre des politiques énergétiques  : la 
sécurité énergétique et le prix abordable de 
l’énergie pour les consommateurs. Ces deux 
préoccupations centrales ont conduit les pays 
à développer des ressources et des techno-
logies en fonction notamment de leurs dota-
tions et de leurs capacités nationales, ce qui 
a donné lieu à des bouquets énergétiques et 
des niveaux de consommation très différents à 
travers le monde.

Au cours des dernières décennies, les consi-
dérations environnementales sur la façon dont 
nous produisons et consommons l’énergie ont 
pris une importance croissante. L’Accord de 
Paris signé en 2015 a constitué une étape fon-
damentale dans ce processus. Des politiques 
énergétiques visant à s’orienter vers une voie 
plus durable sont mises en œuvre ou sont 
à l’étude dans la plupart des pays, avec des 
niveaux d’ambition variables. L’Union euro-
péenne a été la première à fixer un objectif 
de zéro émission nette de gaz à effet de serre 
(GES) d’ici 2050 (CE, 2019a).

L’énergie est à l’origine de la majorité des 
émissions actuelles de GES liées à l’activité 
humaine. Atteindre l’objectif de zéro émission 
nette nécessitera des actions sans précédent, 
mais le secteur de l’énergie évolue lentement 
en raison de l’importance des investissements 
requis et de la longévité des infrastructures. 
Atteindre les objectifs de décarbonation dans 
un délai aussi « court » sera donc un défi pour 
de nombreux secteurs et usages.

Des technologies plus récentes (telles que 
l’énergie éolienne et l’énergie solaire photo-
voltaïque) sont désormais déployées à grande 
échelle aux côtés de technologies renouve-
lables mieux établies (comme l’hydroélectricité)  
ou d’autres technologies à faibles émissions de 

carbone1 (comme l’énergie nucléaire), le tout 
dans le cadre des efforts visant à réduire l’em-
preinte carbone de la production d’électricité. 
D’autres technologies — telles que les cen-
trales à combustible fossile équipées de CUSC, 
la bioénergie, l’énergie solaire thermique, 
l’énergie géothermique, l’énergie des marées et 
des vagues, et les petits réacteurs modulaires 
nucléaires — devraient apporter une contribu-
tion supplémentaire dans les années à venir.

On pense souvent que le déploiement de 
ces technologies — dans des combinaisons 
différentes selon les pays — est suffisant pour 
décarboner le secteur de la production d’élec-
tricité, complètement ou à un degré très élevé. 
Dans l’UE, l’utilisation de l’électricité dans les 
secteurs d’utilisation finale passe d’environ 
20  % aujourd’hui à entre 40 et 50  % d’ici à 
2050 en fonction du scénario considéré (CE, 
2018). Si cela contribue grandement à la décar-
bonation, c’est loin d’être suffisant. L’utilisation 
directe des sources d’énergie renouvelable et 
des technologies de CUSC (notamment dans 
l’industrie) viendra compléter le vaste effort de 
déploiement à grande échelle des mesures d’ef-
ficacité énergétique. Certains secteurs restent 
plus difficiles à décarboner que d’autres. Ceci 
est souvent dû au nombre limité d’alternatives, 
aux émissions en fin de vie ou en cours de 
processus, aux coûts élevés engagés ou aux 
problèmes d’acceptation par le public. 

Les objectifs ambitieux actuels de décar-
bonation (tels que l’objectif de l’UE de zéro 
émission nette en 2050) ont donné un nouvel 
élan à l’hydrogène en tant que possible vec-
teur énergétique à faibles émissions de car-
bone, par son utilisation directe ou celle de ses 
produits dérivés. Plusieurs pays dans le monde 
ont publié des feuilles de route, des lignes 
directrices ou des stratégies pour la consom-
mation et la production futures d’hydrogène, 

1. Dans ce rapport, les expressions « à faibles émissions 
de carbone » ou « bas carbone » sont adoptées car aucune 
technologie ne peut être considérée comme totalement 
exempte de carbone lorsque le calcul est basé sur le cycle 
de vie. Il existe différents niveaux d’émissions parmi les 
technologies à faibles émissions de carbone et la définition 
générale est fournie dans les pages suivantes.
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prévoyant des dépenses de plusieurs milliards 
de dollars. L’intérêt pour l’hydrogène n’est pas 
nouveau : il a connu plusieurs vagues d’atten-
tion au cours des quatre dernières décennies 
(Rifkin, 2001) qui ne se sont pas concrétisées 
comme on l’espérait. Pour réussir, il sera essen-
tiel de transformer les ambitions actuelles en 
actions et en investissements concrets.

L’hydrogène est un vecteur énergétique qui 
concerne la plupart des secteurs de consomma-
tion d’énergie, avec des applications allant des 
usages industriels à la mobilité, de la produc-
tion d’électricité à l’utilisation dans le bâtiment. 
Il a un rôle plus important à jouer dans les sec-
teurs difficiles à décarboner (comme l’industrie 
lourde) où les choix alternatifs sont limités et, 
dans certains cas, grâce à ses produits dérivés. 
Sa part dans les scénarios de décarbonation 
profonde a augmenté ces dernières années. 
Dans les scénarios « zéro émission nette » pré-
sentés par la Commission européenne, la part 
de l’hydrogène et de ses produits dérivés dans 
la consommation finale totale atteint environ 
20 % en 2050, contre moins de 3 % aujourd’hui. 
Cette part est similaire à celle de l’électricité 
aujourd’hui, et le montant correspond à envi-
ron 40 % de la consommation actuelle de mé-
thane dans l’UE. Cette forte évolution ne doit 
pas être considérée comme acquise. Plusieurs 
défis doivent être relevés pour accélérer le 
développement de l’ensemble de la chaîne de 
valeur de l’hydrogène. Il existe des incertitudes 
importantes sur la demande et la production 
intérieure de l’UE, ce qui entraîne des consé-
quences évidentes sur les importations et la 
sécurité énergétique. Plusieurs défis technolo-
giques doivent être relevés, la plupart des équi-
pements n’ayant pas encore fait leurs preuves 
à grande échelle. Les coûts restent aujourd’hui 
élevés et l’industrie doit prouver sa capacité 
à réduire les coûts grâce à des économies 
d’échelle et au développement technologique. 
La disponibilité de l’eau pourrait créer des ten-
sions supplémentaires dans certains pays. De 
nombreux aspects réglementaires doivent en-
core être abordés et il existe des incertitudes 
liées au déploiement des infrastructures.

L’UE a fixé des objectifs très ambitieux et 
ses États membres se sont engagés à augmen-
ter la consommation d’hydrogène décarboné. 
La production intérieure d’hydrogène risque 
d’être insuffisante pour de nombreux pays eu-
ropéens, principalement en raison des limites 
des ressources renouvelables locales mais aus-
si de la disponibilité des « bonnes » ressources 
dans les régions potentiellement exportatrices.

La coopération avec les régions voisines de 
l’UE — telles que la Russie ou les pays du sud 
et de l’est de la Méditerranée — sera essen-
tielle pour réussir la pénétration d’une part 
importante d’hydrogène dans le bouquet éner-
gétique. Il sera crucial de déterminer un en-
semble commun d’objectifs de réduction des 
émissions de carbone et de développer une 
vision partagée sur la manière de les atteindre.

Cette étude examinera la demande poten-
tielle et les volumes de production dans diffé-
rents pays, ainsi que les coûts des différentes 
technologies de production et de transport, 
dans le but d’offrir une analyse factuelle per-
mettant de progresser, à l’avenir, vers l’utilisa-
tion efficace d’un hydrogène bien intégré.
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1. Le contexte 

1.1. Production et consommation d’hydro-
gène en Europe

1.1.1. L’hydrogène aujourd’hui

Aujourd’hui, l’UE consomme environ 10 mil-
lions de tonnes (Mt) d’hydrogène (CE, 2020c) 
(équivalent à environ 340 TWh2), ce qui repré-
sente environ 11 % de la demande mondiale 
d’hydrogène3. Il est consommé sous forme 
pure (principalement pour la production d’am-
moniac et dans les raffineries) ou mélangée 
(principalement pour le méthanol et la produc-
tion d’acier) (AIE, 2019).

La plus grande partie de cet hydrogène est 
produite localement, par vaporeformage du 
méthane, environ 5 % étant produits comme 
sous-produit des processus industriels et une 
petite partie seulement par électrolyse de 
l’eau. Les plus gros consommateurs d’hydro-
gène dans l’UE sont aujourd’hui l’Allemagne, 
les Pays-Bas, la Pologne, la Belgique, la France, 
l’Espagne et l’Italie. Ces six pays représentent 
environ 60 % de l’utilisation totale d’hydrogène 
dans l’UE (voir Figure 1).

Le vaporeformage du méthane est un pro-
cessus à forte intensité de CO2, avec des émis-
sions de CO2 d’environ 10 tonnes de CO2 par 
tonne d’hydrogène produite. Les émissions de 
CO2 liées à ce procédé dans l’UE aujourd’hui 
peuvent donc être estimées à environ 100 Mt, 
soit environ 14 % des émissions de CO2 dues à 
la consommation de méthane dans l’UE.

L’hydrogène produit par le procédé de  
vaporeformage du méthane est souvent appe-
lé hydrogène « gris ». Plusieurs conventions de 
codage couleur ont été introduites pour iden-
tifier l’origine de la production d’hydrogène 
(voir Encadré 1). La présente étude adopte une 
approche plus large, en se concentrant sur la 

2. Toutes les données présentées dans cette étude utilisent 
le pouvoir calorifique inférieur (PCI) avec 33,36 kWh/kg 
d’hydrogène.
3. La demande mondiale d’hydrogène est estimée à 90 Mt 
(AIE, 2021c).

distinction entre les procédés à forte intensité 
d’émission de carbone et la production décar-
bonée d’hydrogène. L’hydrogène décarboné 
est défini par l’Union européenne comme ayant 
une intensité d’émissions de GES sur le cycle 
de vie inférieure à 25 gCO2/MJ, ou 3 tCO2/tH2 
(CE, 2021).

L’hydrogène peut être utilisé directement ou 
transformé en produits dérivés pour être uti-
lisé dans des secteurs ou des processus spé-
cifiques. Il peut également être transformé en 
d’autres produits pour en faciliter le transport, 
comme les liquides organiques porteurs d’hy-
drogène (LOHC — Liquid Organic Hydrogen 
Carrier). Dans ce cas, l’efficacité et les coûts 
de conversion et de reconversion doivent être 
pris en compte dans tout calcul économique. 
Certains produits dérivés (par exemple l’am-
moniac) peuvent soit être utilisés directement 
dans les secteurs finaux (par exemple pour la 
production d’engrais), soit être reconvertis en 
hydrogène pur. 

Parmi les produits dérivés, deux jouent un 
rôle très important dans les scénarios à long 
terme de l’UE et seront inclus dans l’analyse de 
cette étude : le e-méthane et les e-liquides. Ils 
sont obtenus en combinant de l’hydrogène dé-
carboné avec des émissions de CO2, obtenues 
soit par captage direct dans l’air (DAC — Direct 
Air Capture), soit par des centrales électriques 
à biomasse équipées de CUSC.

L’hydrogène présente plusieurs caractéris-
tiques. Parmi les plus importantes  : son pou-
voir calorifique (énergie par unité de masse) 
est élevé (120,1  MJ/kg), environ 3  fois plus 
élevé que l’essence ; il a une faible densité 
énergétique volumétrique, à environ un tiers 
de celle du méthane ; il a un point d’ébullition 
très bas, à - 253  °C, environ 90  °C de moins 
que le méthane (AIE, 2019). Les conséquences 
directes de ces caractéristiques sont que la ca-
pacité en termes d’énergie transportée dans les 
gazoducs est environ deux fois moins élevée 
que pour le méthane et que le transport par 
voie maritime sera probablement plus coûteux 
que pour le GNL. Un autre élément à prendre 
en compte, tant pour la reconversion que 
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Figure 1. Part des plus grands pays consommateurs dans la demande d’hydrogène de l’Union européenne, 2019

Sources : CE, 2020c ; AIE, 2021a ; IEWI, 2021

Encadré 1. Les couleurs de l’hydrogène

La production d’hydrogène est souvent classée selon les couleurs énumérées ci-après. Néanmoins, la 
même couleur est parfois utilisée pour deux sources différentes et il n’existe pas de code de couleurs 
universellement accepté. Afin d’éviter toute confusion possible et de conserver une approche technolo-
giquement neutre pour toutes les technologies à faibles émissions de carbone, nous distinguerons dans 
cette étude les technologies de production d’hydrogène « émettrices » et « décarbonées ».
Les couleurs les plus courantes utilisées pour définir la production d’hydrogène sont les suivantes :

 Blanc  : trouvé dans la nature, dans des gisements souterrains ou 
sous-produits de processus industriels.

 Noir : par gazéification de la houille, sans CUSC.

Marron : par gazéification du lignite, sans CUSC.

 Gris : par vaporeformage du méthane sans CUSC1.

 Bleu : à partir de combustibles fossiles avec CUSC, avec des taux de 
captage très élevés.

 Turquoise : par pyrolyse du méthane2.

 Jaune/Rose/Violet : par électrolyse utilisant l’énergie nucléaire3.

 Vert : par électrolyse utilisant des sources d’énergie renouvelables, 
par reformage du biogaz ou par gazéification de la biomasse.

1. Parfois utilisé également pour la production d’hydrogène par électrolyse à l’aide d’une alimentation en réseau non entièrement 
décarbonée.
2. Production d’hydrogène par la décomposition thermique du méthane.
3. Le jaune a parfois été utilisé pour l’électrolyse à partir de technologies utilisant l’énergie solaire.
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pour la construction de nouveaux gazoducs 
métalliques, est la perte éventuelle de ducti-
lité (fragilisation), qui pourrait nécessiter un 
« revêtement intérieur » pour protéger la partie 
interne du gazoduc (ENTSO-G, GIE, HE, 2021). 

Il existe plusieurs technologies de produc-
tion d’hydrogène décarboné, avec des niveaux 
de maturité et de déploiement très différents, 
utilisant différents procédés et sources d’éner-
gie (Bruegel, 2021). Dans cette étude, nous 
nous concentrerons principalement sur deux 
technologies à base de gaz (vaporeformage du 
méthane avec CUSC et pyrolyse) et trois élec-
trolyseurs à base d’électricité (alcalins, à mem-
brane à échange de protons (PEM — Proton 
Exchange Membrane) et à cellules d’électro-
lyse à oxyde solide (SOEC — Solid Oxide Elec-
trolyzer Cell))4.

Le vaporeformage avec CUSC, en appliquant 
un taux de captage supposé de 90 %, implique 
des émissions d’une tonne de CO2 par tonne 
d’hydrogène produite et nécessite des instal-
lations de stockage de carbone importantes. 
Il existe plusieurs technologies de pyrolyse 
à différents stades de maturité. Les avantages 
de la pyrolyse comprennent l’absence d’émis-
sions directes de CO2 dues au procédé (on ne 
produit que du carbone ou du graphite pur), 
une consommation d’électricité beaucoup plus 
faible que pour l’électrolyse et aucune consom-
mation d’eau. Le carbone et le graphite, pro-
duits sous forme solide, ont actuellement un 
marché important qui pourrait être étendu à 
d’autres secteurs ou bien ils peuvent être élimi-
nés. Si le biométhane est utilisé comme matière 
première, la technologie de la pyrolyse peut 
générer des émissions négatives. On estime 
que les émissions globales de GES sur le cycle 
de vie du vaporeformage avec CUSC et de la 
pyrolyse sont comparables (Timmerberg et al., 
2020), les contributions les plus importantes 
pouvant provenir des fuites de méthane et des 
émissions de CO2 liées au besoin de chaleur 
pour la pyrolyse.

4. D’autres technologies d’électrolyseurs (comme la 
membrane échangeuse d’anions (AEM) — voir Furfari et 
Clerici, 2021) connaissent des développements prometteurs 
mais ne sont pas au centre de cette analyse.

Parmi les électrolyseurs, le type alcalin est 
la technologie la plus mature, représentant la 
part du lion de la capacité d’électrolyse instal-
lée aujourd’hui. La technologie PEM représente 
la majorité du reste, tandis que les SOEC sont 
encore à un stade pré-commercial. Les élec-
trolyseurs alcalins ont les coûts les plus bas et 
ont atteint des tailles plus importantes, tandis 
que les PEM sont plus petits avec des coûts 
plus élevés. Les SOEC présentent les coûts les 
plus élevés, bien qu’ils soient largement basés 
sur des estimations (voir section  1.2.1). Les 
électrolyseurs alcalins ont généralement une 
charge minimale de 10 à 20 % et sont moins 
flexibles que les PEM ou que les SOEC. Les 
PEM ont généralement une durée de vie plus 
courte, principalement en raison de la durée 
de vie de la membrane, dont le remplacement 
peut augmenter considérablement les coûts 
d’exploitation et de maintenance. Les SOEC 
ont un rendement électrique plus élevé mais 
nécessitent une source de chaleur supplémen-
taire, ce qui les rend aptes à fonctionner pour 
la production de e-liquides et de e-gaz.

1.1.2. L’hydrogène demain 

La plupart des scénarios dont les objectifs 
climatiques sont supérieurs à 2  °C ne néces-
sitent pas de volumes d’hydrogène importants 
(GIEC, 2018). Une augmentation substantielle 
de la demande d’hydrogène dans les utilisa-
tions finales peut donc être étroitement liée à 
sa production décarbonée. Le regain d’intérêt 
actuel de nombreux pays pour la consomma-
tion et la production d’hydrogène décarboné 
confirme ce schéma, car il est fortement lié au 
niveau élevé d’ambition de décarbonation du 
système énergétique à long terme.

Au sein de l’UE, l’objectif d’émissions nettes 
nulles d’ici à 2050 est l’objectif majeur. Il défi-
nit aussi bien la direction à poursuivre que le 
niveau d’ambition nécessaire. En juillet 2020, 
la Commission européenne a publié sa stra-
tégie en matière d’hydrogène (CE, 2020a). De 
nombreux pays européens ont depuis publié 
des feuilles de route ou des lignes directrices 
nationales, précisant les objectifs nationaux 
et les investissements prévus pour atteindre 
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ces buts (voir Tableau 1). Tout en conservant 
l’ambition de 2050 et en précisant parfois des 
objectifs généraux à cette date, la plupart des 
feuilles de route se concentrent sur des actions 
et objectifs plus concrets, à réaliser dans un 
délai plus court, souvent d’ici 2030. Cette étude 
se concentrera donc sur ces deux dates : 2030 
et 2050.

La stratégie en matière d’hydrogène publiée 
par la Commission européenne fixe un objectif 
de 40  GW d’électrolyseurs pour produire de 
l’hydrogène renouvelable d’ici à 2030, avec un 
objectif intermédiaire d’au moins 6 GW d’ici à 
2024 ; elle mentionne un déploiement possible 
de 500 GW d’ici à 20505. Le niveau de mise en 
œuvre varie d’un pays à l’autre, plusieurs pro-
jets étant en cours de construction, beaucoup 

5. La stratégie européenne souligne également l’ambition 
de l’industrie européenne de développer une capacité 
d’électrolyse supplémentaire de 40  GW dans les pays 
voisins de l’Europe pour l’exporter vers l’UE.

ayant fait l’objet d’une décision finale d’inves-
tissement et beaucoup d’autres étant au stade 
de l’étude de faisabilité.

D’autres pays ont publié des feuilles de 
route ou des stratégies pour l’hydrogène au 
cours des deux ou trois dernières années : plu-
sieurs pays voisins de l’UE (voir Encadré 2) et 
de nombreux autres pays, dont les États-Unis 
(2020), le Canada (2020), le Chili, le Brésil 
(2017), la Chine (2019), l’Inde (2018), le Japon 
(2019), la Corée du Sud (2018) et l’Australie 
(2019) (IPHE, 2021 et WEC Allemagne, 2021).

Aujourd’hui, le marché de l’hydrogène repose 
essentiellement sur des technologies émettrices 
de CO2. À court terme, le développement de 
la production nationale d’hydrogène décarbo-
né devra répondre à toute nouvelle demande 
d’hydrogène et devra commencer à remplacer 
la production actuelle, par vaporeformage du 
méthane, à forte intensité carbonique.

Tableau 1. Feuilles de route et objectifs à l’horizon 2030 dans certains pays de l’Union européenne

Feuille de route/
stratégie

Objectif en 2030 de 
 capacité des  

électrolyseurs [GW]
Date de publication

France (FR Gov, 2020b) 6.5 Sept. 2020

Allemagne (BMWi, 2020a) 5 Juin 2020

Italie (MISE, 2020) 5 Nov. 2020

Espagne (MITECOb, 2020) 4 Juillet 2020

Pays-Bas (NL Gov, 2020) 3-4 Avril 2020

Suède - 31 À paraître

Portugal (PT Gov, 2020) 2-2.5 Août 2020

Belgique - 2.22 À paraître

Pologne (PL MKiS, 2021) 2 Draft

Union européenne (CE, 2020a) 40 Juillet 2020

1.  La feuille de route est en cours de préparation. L’estimation provient de l’initiative Fossil Free Sweden.
2.  L’estimation est citée dans l’étude de FCH JU, 2019, la feuille de route n’a pas encore été publiée.
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Encadré 2. Situation des feuilles de route sur l’hydrogène dans les pays voisins  : 
Afrique du Nord, Russie, Norvège, Royaume-Uni et Ukraine

La Russie a présenté en juin 2020 sa stratégie énergétique jusqu’à 2035 (RU Gov, 2020a). L’un 
des principaux objectifs de cette stratégie est de devenir un leader mondial dans la production 
et l’exportation d’hydrogène décarboné, avec des objectifs d’exportation de 0,2 Mt d’ici 2024 et 
de 2 Mt d’ici 2035. En octobre 2020, le gouvernement russe a publié un plan d’action (feuille 
de route) à 2024 (RU Gov, 2020b), tandis qu’un autre concept de développement de l’hydro-
gène devrait être publié en 2021, avec des objectifs à court, moyen et long terme. Plusieurs 
entreprises russes ont exprimé leur intérêt pour la production et l’exportation d’hydrogène 
décarboné, notamment Gazprom, Rosatom et Novatek. Elles s’intéressent principalement à la 
pyrolyse, à l’électrolyse de l’électricité nucléaire et renouvelable et à la production d’hydro-
gène ou d’ammoniac grâce au reformage du méthane avec CUSC. En outre, à plus long terme, 
Rosatom a l’intention de produire de l’hydrogène à l’aide de réacteurs nucléaires à haute tem-
pérature (HTGR — High Temperature Gas-cooled Reactor). 
Afrique du Nord1

Le Maroc est actuellement le pays le plus actif en Afrique du Nord pour ce qui est des par-
tenariats internationaux dans l’exportation d’hydrogène fabriqué à partir d’énergies renouve-
lables. Une stratégie nationale pour l’hydrogène est en cours de préparation. 
L’Égypte a signé des accords avec Siemens Energy et avec un consortium belge en 2021 pour 

le développement de la production, du commerce et de l’exportation d’hydrogène décarboné.
L’Algérie, un pays disposant d’importantes ressources en méthane, a exprimé son intérêt pour 

le développement de l’hydrogène à des fins d’exportation.
L’Ukraine a l’intention d’exporter de l’hydrogène renouvelable vers l’Union européenne. Des 

partenariats sont envisagés avec l’Allemagne et d’autres pays. Le Conseil ukrainien de l’hydro-
gène a été créé en 2018. 
La Norvège a présenté sa stratégie nationale hydrogène en juin 2020 (NO Gov, 2020). Le gou-

vernement a alloué 120 millions de couronnes norvégiennes (environ 12,4 millions de dollars) 
au Conseil norvégien de la recherche pour des projets d’innovation, avec un focus prononcé 
sur les projets liés à l’hydrogène. 
Royaume-Uni. Le gouvernement prévoit de publier une feuille de route nationale sur l’hy-

drogène en 2021. La production d’hydrogène à partir d’énergies renouvelables, de nucléaire et 
de vaporeformage du méthane avec CUSC est envisagée.

Sources : WEC Allemagne, 2021 ; IPHE, 2021

1. Dans ce rapport, l’Afrique du Nord comprend le Maroc, la Mauritanie, l’Algérie, la Tunisie, la Libye et l’Égypte.

Le développement d’un marché liquide à 
long terme nécessite de développer simultané-
ment la production et la demande d’hydrogène 
décarboné pour atteindre des volumes cri-
tiques. Plusieurs options sont envisagées. L’une 
d’elles est la création de « vallées de l’hydro-
gène », avec le développement d’une demande 
(principalement dans les industries à forte in-
tensité énergétique), d’une production et d’une 
infrastructure locales. Cette option figure dans 
de nombreuses feuilles de route nationales.

Une autre façon d’augmenter la demande 
d’hydrogène décarboné est de fixer un ni-
veau minimum de mélange dans les réseaux 
de transport et de distribution de gaz. Cette 
option est envisagée dans certaines feuilles de 
route, mais peut présenter des difficultés en 
fonction du degré de tolérance technique de 
certains équipements selon les compositions 
des mélanges. Ces différences de mélanges 
entre pays européens peuvent également 
créer des problèmes du fait d’un niveau élevé 
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Encadré 3. Intégration de la production d’électricité et d’hydrogène : le cas de la production 
nucléaire de réserve

La production et l’utilisation de l’hydrogène peuvent apporter des avantages importants au système 
énergétique, mais sa stratégie et sa planification à long terme doivent être bien intégrées aux autres sec-
teurs énergétiques et au système électrique en particulier. Un exemple clair est fourni par la production 
d’énergie éolienne et solaire photovoltaïque utilisée pour produire de l’hydrogène. Un autre exemple 
intéressant peut être représenté par l’utilisation de la capacité disponible du parc nucléaire européen.
En 2019, la capacité nucléaire installée en Europe s’élevait à 112 GW, avec une production d’électri-

cité correspondante de 760 TWh, soit un taux d’utilisation moyen de 78 %1. En Europe, plusieurs pays 
affichaient un taux d’utilisation de 90 % ou plus (par exemple, l’Allemagne, la Suède, la Finlande et 
l’Espagne) tandis que d’autres présentaient un taux d’utilisation beaucoup plus faible. L’exception la plus 
notable est la France, où la part élevée du nucléaire dans le bouquet électrique et l’exploitation flexible 
de son parc ont permis d’atteindre un taux d’utilisation de 70 %. Le taux d’utilisation relativement faible 
de la France est dû à son faible coût de production qui a conduit à une part élevée de l’énergie nucléaire 
dans le bouquet électrique et à l’utilisation de centrales également à mi-charge.
D’ici à 2030, la capacité nucléaire installée dans l’UE devrait se réduire à environ 88 GW car certains 

pays renoncent à l’énergie nucléaire et des centrales sont mises hors service. L’Agence internationale 
de l’énergie (AIE, 2020) estime que le taux d’utilisation du parc nucléaire européen devrait baisser à 
72 % d’ici à 2030, en raison de la flexibilité accrue de l’utilisation des réacteurs nucléaires accompagnant 
l’augmentation des parts de l’éolien et du solaire photovoltaïque dans la production totale d’électricité.
Une augmentation de la production du parc nucléaire européen de 72 à 90 % d’ici à 2030 pourrait fournir 

140 TWh d’électricité supplémentaire. Cette production additionnelle suffirait à alimenter plus de 25 GW 
d’électrolyseurs (sur l’objectif de 40 GW de la stratégie européenne pour l’hydrogène), avec un taux d’uti-
lisation de ces électrolyseurs d’environ 65 % d’ici à 20302, ce qui permettrait de produire environ 3 Mt 
d’hydrogène décarboné par an à moins de 2 $/kgH2

3.
Environ 70 % de la production supplémentaire potentielle peut être produite par la France. Toutefois, il 

est peu probable qu’une partie de ce potentiel soit disponible à moyen terme en raison de la rénovation 
et de l’allongement de la durée de vie de plusieurs réacteurs français. En limitant ce potentiel à 50 %, la 
production supplémentaire française d’électricité pourrait être utilisée pour faire fonctionner la totalité 
de la capacité d’électrolyse de 6,5 GW visée par le pays d’ici à 2030 (voir section 3.2), soit une produc-
tion nationale de 1 MtH2. La production nucléaire additionnelle potentielle dans d’autres pays européens 
pourrait alimenter 7,5 GW supplémentaires, soit une production d’hydrogène décarboné de 0,8 MtH2.
Le potentiel de production d’hydrogène à partir de la production supplémentaire d’électricité nucléaire 

dans l’UE d’ici à 2050 dépend de plusieurs facteurs : notamment du niveau d’intégration et de la flexi-
bilité des systèmes d’électricité et d’hydrogène, de la quantité de capacité présente dans le système et 
du taux d’utilisation du parc nucléaire. Selon les données du scénario 1.5TECH de l’UE, la production 
supplémentaire d’électricité nucléaire pourrait alimenter près de 30 GW de capacité d’électrolyse, géné-
rant 3,3 Mt d’hydrogène décarboné.

Remarque : le coût d’opportunité pris en compte pour la production supplémentaire dans les centrales nucléaires est inférieur 

au coût actualisé de l’électricité (LCOE), car la majeure partie de la production supplémentaire se ferait pendant les heures creuses 

(voir Tableau 3 et section 3.2).

1. Ce chiffre est bien inférieur au facteur de capacité élevé typique du nucléaire dans de nombreux pays. Aux États-Unis, qui 
représentent environ un quart de la capacité nucléaire mondiale, le facteur d’utilisation moyen de l’ensemble du parc est de 93 %.
2. Inférieure à la capacité de 90 % de la production d’électricité des centrales nucléaires en raison du caractère saisonnier de la 
demande d’électricité.
3. Tous les coûts, prix et investissements présentés dans cette étude sont exprimés en termes réels en dollars US de l’année 2020.



La Revue de l’Énergie – Hors-série octobre 2021 15

Importations d’hydrogène décarboné dans l’Union européenne :  

défis et opportunités

d’interconnexions. En outre, étant donné la 
densité énergétique volumétrique plus faible 
de l’hydrogène par rapport au méthane, une 
quantité moindre d’énergie serait transpor-
tée et livrée aux utilisateurs finaux. Une obli-
gation de mélange à l’échelle de l’UE fixé à 
une faible part pourrait générer une demande 
supplémentaire jusqu’en 2030, en stimulant la 
production décarbonée. Une obligation de 5 % 
(en volume) sur l’ensemble du réseau gazier 
européen pourrait entraîner une demande sup-
plémentaire d’hydrogène décarboné d’environ 
1,5 Mt à court et moyen terme. Cette quantité 
est bien inférieure à la demande industrielle 
actuelle d’hydrogène, satisfaite par une pro-
duction émettrice de CO2. À plus long terme, 

pour atteindre les objectifs de décarbonation 
totale d’ici à 2050, il faudrait mélanger l’hydro-
gène avec de l’e-méthane et du biométhane  : 
il serait donc alors plus probable que l’hydro-
gène soit transporté sous forme pure dans des 
pipelines spécialisés (voir section 1.2.2).

La production d’hydrogène à partir des 
40 GW d’électrolyseurs prévus peut être esti-
mée à environ 2,6 Mt en 2030. Ce chiffre est 
nettement inférieur aux « jusqu’à 10 millions de 
tonnes » envisagées par la Commission euro-
péenne (2020a) car il est calculé pays par pays, 
à partir de centrales éoliennes et solaires pho-
tovoltaïques dédiées et en utilisant la produc-
tion supplémentaire des centrales nucléaires 

Tableau 2. Offre et demande d’hydrogène dans l’Union européenne, 

selon des scénarios de forte demande d’hydrogène, 2019-2030-2050

Source : analyse des auteurs

Notes : La demande d’hydrogène en 2019 et 2030 est satisfaite par une production d’hydrogène à la fois émettrice de carbone 

et décarboné. La production d’hydrogène en 2030 comprend uniquement la production à partir d’électrolyseurs fonctionnant 

avec des sources décarbonées, tandis que tout l’hydrogène produit en 2050 est décarboné. Les chiffres présentés dans ce 

tableau ne tiennent pas compte des éventuelles obligations de mélange à l’échelle de l’UE. Les chiffres négatifs des importa-

tions représentent des exportations. Pour les fourchettes de la demande, de la production et des importations, voir également 

la section 3 avec les profils des différents pays.

[Mt H2]
2019 2030 2050

Demande Demande Production Demande Production
Importations 

[%]

Autriche 0.1 0.2 0.1 0.6 – 1.5 0.2 – 0.4 63 % – 71 %

Belgique 0.9 1.1 0.1 2.8 – 3.3 1.8 – 2 35 % – 39 %

France 0.9 1.0 1.0 1.1 – 4.5 1.8 – 4 - 60 % – 12 %

Allemagne 1.6 3.3 0.4 11 – 21 3.2 – 5.5 72 % – 74 %

Italie 0.5 0.7 0.2 6 – 8 2.2 – 2.6 64 % – 67 %

Pays-Bas 1.5 1.7 0.2 3.9 – 4.7 2.6 – 3 33 % – 36 %

Pologne 1.0 1.1 0.1 3.6 – 4 1.5 – 1.8 58 % – 56 %

Espagne 0.5 0.6 0.2 2.6 – 3.5 2.9 – 3.9 - 12 % – - 11 %

Autres UE 3.1 3.5 0.4 8 – 9.5 5.1 – 6.3 36 % – 33 %

Total UE 10.1 13.2 2.6 40 – 60 21.3 – 29.6 47 % – 51 %
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existantes (voir Encadré  3). Il en résulte un 
taux d’utilisation moyen des électrolyseurs 
dans l’UE de 3 350  heures par an. Un taux 
d’utilisation plus élevé pourrait être obtenu en 
connectant les électrolyseurs au réseau (mais 
cela augmenterait les coûts et soulèverait des 
questions quant à la neutralité carbone de la 
production d’hydrogène), ou en réduisant la 
capacité des électrolyseurs par rapport à celle 
des centrales éoliennes ou solaires photovol-
taïques (voir section  1.2.1 et analyse de la  
Figure 4). Le vaporeformage du méthane avec 
CUSC peut contribuer à créer un marché d’ap-
provisionnement à court et moyen terme. En 
l’absence d’une modernisation importante des 
installations de vaporeformage existantes avec 
des équipements CUSC, une part importante 
de la demande d’hydrogène (environ 80  %) 
devrait être importée ou encore utilisée sous 
sa forme à forte intensité carbonique en 2030 
(voir Tableau 2).

La capacité d’importer de grands volumes 
dépendra principalement du cadre régle-
mentaire et de la disponibilité des infrastruc-
tures d’importation, alors que l’attrait des 

investissements dans des projets de combus-
tibles fossiles équipés de CUSC dépend for-
tement de leur inclusion à long terme parmi 
les sources autorisées. Ces deux aspects seront 
examinés plus en détail à la section 2.3.

La phase de déploiement à l’horizon 2030 
est une étape fondamentale sur la voie de 
la généralisation de l’utilisation et de la pro-
duction d’hydrogène décarboné d’ici à 2050.  
La transformation du système nécessite plu-
sieurs étapes successives  : aucune de ces 
étapes ne peut être considérée comme acquise.  
Le développement d’une infrastructure d’hy-
drogène décarboné parallèlement au réseau de 
biométhane et e-méthane va nécessiter des in-
vestissements importants, sans oublier le rem-
placement des équipements d’utilisation finale. 
La concurrence avec d’autres sources d’éner-
gie et d’autres technologies dans certains sec-
teurs (par exemple dans le secteur du bâtiment 
ou pour les véhicules légers) sera forte. Cette 
concurrence, ainsi que le niveau de pénétra-
tion de l’hydrogène et de ses produits dérivés 
dans les secteurs difficiles à décarboner, déter-
mineront sa part dans le bouquet énergétique.

Figure 2. Demande et production de méthane et d’hydrogène dans l’Union européenne, 2019-2030-2050

Sources : Scénario de développement durable de l’AIE pour les données sur le méthane 

et analyse des auteurs pour l’hydrogène

La production « grise » est une production d’hydrogène émettrice de CO2.
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Dans les scénarios présentés par la Com-
mission européenne, la part de l’hydrogène et 
de ses produits dérivés dans la consommation 
finale en 2050 se situe entre 15 et 22 %, soit 
environ 1 300-1 800 TWh. Cette part est la plus 
élevée dans le scénario 1.5TECH, le e-méthane 
et les e-carburants représentant plus de la moi-
tié de cette part en 2050. Sur les 1 900 TWh 
utilisés par les carburants à base d’hydrogène 
dans ce scénario, la demande du secteur in-
dustriel représente un quart, celle du secteur 
des transports plus de la moitié, celle des bâti-
ments un cinquième et celle de l’électricité les 
6 % restants. La demande totale d’hydrogène, 
de e-méthane et de e-liquides se situe entre 48 
et 72  Mt6. Dans cette étude, nous prendrons 
en compte une demande de 60  Mt d’hydro-
gène dans l’UE en 2050, soit l’équivalent de 
2 000 TWh.

D’autres études indiquent une demande 
d’hydrogène en 2050 encore plus élevée que 
les scénarios de la Commission européenne. 
Un nouveau rapport du European Hydrogen 
Backbone (EHB, 2021b) estime la demande à 
2 750 TWh (plus de 80 Mt d’hydrogène) pour 
l’Union européenne et le Royaume-Uni, tandis 
qu’un rapport conjoint d’IFPEN, de SINTEF et 
de Deloitte pour l’Association internationale 
des producteurs de pétrole et de gaz met en 
évidence deux voies vers 2050, toutes deux dé-
passant 100 Mt de demande d’hydrogène d’ici 
à 2050 (IFPEN-SINTEF-Deloitte, 2021). Une de-
mande d’hydrogène plus élevée que les 60 Mt 
envisagées nécessiterait la combinaison d’une 
augmentation de la production intérieure dans 
l’UE et d’importations d’hydrogène beaucoup 
plus importantes.

L’incertitude du côté de la demande se 
retrouve dans l’incertitude du côté de l’offre 
intérieure. Les deux principaux éléments d’in-
certitude sont de savoir si la capacité d’électro-
lyse estimée à 500 GW d’ici 2050 (CE, 2020a) 
sera atteinte — ou dépassée — dans l’UE, et 
quelles sources d’énergie seraient utilisées 
pour produire l’électricité.

6. Obtenu en utilisant une efficacité de 80 % du processus 
pour obtenir du e-gaz et de 75 % pour les e-carburants.

Notre analyse pays par pays des plans et 
du déploiement possible des électrolyseurs 
montre une fourchette de production d’hydro-
gène décarboné comprise entre 21 et 30  Mt 
(voir Figure 2), avec un déploiement des élec-
trolyseurs de 350 à 500 GW. Un déploiement 
plus important ou des taux d’utilisation plus 
élevés (par exemple, en réduisant la capacité 
des électrolyseurs — voir section 1.2.1) pour-
raient entraîner une augmentation de la pro-
duction intérieure de l’UE.

Cette incertitude du côté de l’offre et de 
la demande aboutit à une fourchette globale 
d’importations possibles comprise entre 18 et 
50 Mt, soit 600 à 1 670 TWh. Avec une capacité 
d’électrolyseurs de 500  GW en 2050, la pro-
duction décarbonée d’hydrogène couvrirait un 
peu moins de la moitié de la demande totale 
de 60  Mt. Les 30,4  Mt d’hydrogène restantes 
devraient être importées. Ce niveau d’importa-
tion correspond à environ un tiers des importa-
tions actuelles de méthane dans l’UE en termes 
d’énergie.

1.2. Technologies et coûts

1.2.1. Production 

Aujourd’hui, l’hydrogène est principalement 
produit par le vaporeformage du méthane et la 
gazéification du charbon (AIE, 2019). La part 
de l’hydrogène produit à partir de l’électrolyse 
est encore très faible car son coût reste nette-
ment supérieur à celui des solutions alterna-
tives. Les objectifs de déploiement ambitieux 
en Europe et dans plusieurs pays du monde 
font naître des attentes élevées en matière de 
réduction des coûts de l’hydrogène décar-
boné produit par électrolyse. Des réductions 
de coûts sont également attendues pour les 
vaporeformages du méthane avec CUSC, mais 
dans une moindre mesure étant donnée la ma-
turité de la technologie, et pour les installations 
de pyrolyse (voir l’annexe  A pour toutes les 
hypothèses et tous les résultats).

Plusieurs paramètres influent sur les coûts 
de production de l’hydrogène. Comme pour 
(presque) toutes les technologies à faibles 
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Encadré 4. Quel coût moyen pondéré du capital utiliser ?

L’actualisation est la méthode habituellement utilisée pour comparer la valeur future à la valeur actuelle. Dans 
la mesure où notre rapport traite des politiques publiques, nous suivons une approche « socio-économique » 
(analyse du bien-être sociétal basé sur les meilleures politiques) et présentons notre choix au regard de cette 
approche. Nous expliquons ensuite comment nous pouvons appliquer ce choix au taux d’actualisation utilisé 
par les entreprises privées, à savoir leur coût moyen pondéré du capital (WACC).
Le taux d’actualisation social est un paramètre clé pour évaluer l’impact socio-économique des projets 

d’investissements publics dans les décennies à venir1.
• Pour les projets ne présentant qu’un risque idiosyncratique, qui peut théoriquement être entièrement di-

versifié ou assuré (aucune corrélation avec le risque systémique), le taux d’actualisation ou taux « sans risque » R  
est lié à la croissance économique à long terme g, par la formule de Ramsey (ou règle d’or) R = δ + γg, où δ est 
interprété comme une combinaison de préférence temporelle pure et de risque de catastrophe, par laquelle les 
effets futurs seraient éliminés ou gravement altérés, et γ est l’élasticité de l’utilité marginale de la consommation 
(inverse de l’élasticité de substitution intertemporelle de la consommation). La croissance future de la consom-
mation est incertaine. Ainsi, R est diminué d’un terme µ proportionnel à l’aversion au risque du consommateur 
et croissant avec le risque (proportionnel à la variance du risque pour un modèle à croissance stochastique) : 
R = δ + γg - µ.
• Pour les projets dont les risques sont corrélés au risque systémique, le taux d’actualisation α est la somme 

du taux sans risque R et d’une « prime de risque », soit βΠ, où Π est la prime moyenne du risque macroéco-
nomique et β est la corrélation du projet avec le risque macroéconomique. α = R + βΠ = (δ+ γg - µ) + βΠ.  
Par définition de Π, la moyenne de β sur tous les types de projets est de 1.
Cette relation est le « modèle d’évaluation des actifs basé sur la consommation » (CAPM de consommation ou 

CCAPM) ou la version « socio-économique » du modèle d’évaluation des actifs financiers (CAPM — capital asset 
pricing model) utilisé dans la théorie financière pour déterminer le coût moyen pondéré du capital. Toutes ces 
formules sont en termes réels, c’est-à-dire nettes d’inflation.
Le Trésor britannique recommande un R = 3,5 % pour 30 ans et un R plus faible pour des durées plus longues 

afin de tenir compte de l’incertitude croissante sur la croissance économique. Depuis 2013, l’administration 
française recommande un taux d’actualisation sans risque de 2,5 % jusqu’en 2070, diminuant progressivement 
à 1,5 % au-delà de 2070. Une prime de risque, spécifique à chaque projet, est ajoutée en fonction de sa sensi-
bilité macroéconomique (β) et de la prime de risque systémique. Elle est fixée à 2,0 % jusqu’en 2070 et à 3,0 % 
au-delà de 2070. Pour notre présente analyse, nous utilisons les paramètres suivants : R = 2,5 % (associé à des 
hypothèses de croissance incertaines à long terme de 0,5 % à 2 % pour g), β = 1 et Π = 2 %, ce qui donne  
α = 2,5 % + 2 % = 4,5 %. La réconciliation entre cette approche socio-économique (meilleures politiques dans 
des marchés parfaits) et la vie réelle des entreprises privées est parfois difficile. Elle dépend ainsi des condi-
tions de marché et des conditions spécifiques de chaque projet.
Si l’on se concentre sur le coût moyen pondéré du capital utilisé dans le secteur de l’énergie, selon une ana-

lyse présentée par l’Agence internationale de l’énergie (AIE, 2020)2, grâce à des systèmes appropriés de rému-
nération à long terme mis en œuvre par des politiques publiques (par le biais de contrats d’achat d’électricité, 
par exemple), l’industrie du solaire photovoltaïque a bénéficié d’un faible coût moyen pondéré du capital. Ceci 
reflète l’approche socio-économique décrite ci-dessus. À l’inverse, si les projets solaires étaient développés 
selon un modèle marchand de centrale, leur coût moyen pondéré du capital augmenterait considérablement. 
Cette étude examine le rôle de l’hydrogène dans la transformation énergétique globale vers un avenir plus 

propre. Presque toutes les technologies à faibles émissions de carbone demandent un capital fort ; or la réduc-
tion du coût du capital est un aspect fondamental pour les décideurs politiques afin de faciliter la transition et 
de la rendre plus abordable pour les utilisateurs finaux. Ainsi, notre choix d’un coût moyen pondéré du capi-
tal est conforme à l’approche socio-économique. Celle-ci suppose que des systèmes de rémunération à long 
terme et une répartition efficace des risques entre les parties prenantes sont mis en œuvre par les politiques 
publiques afin de minimiser le coût de la transition énergétique.

1. Voir : Nordhaus, 2018 ; Gollier, 2013 ; HM Treasury, 2003 ; US OMB, 2003 ; CGI, 2017.
2. (AIE, 2020), p. 234-236.
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émissions de carbone, le coût du capital peut 
avoir des conséquences importantes sur le 
coût total de production. Tout au long de ce 
rapport, nous avons supposé un coût moyen 
pondéré du capital (WACC — Weighted Ave-
rage Cost of Capital) de 4,5  %. Bien que ce 
taux puisse être considérablement inférieur à 
celui observé aujourd’hui sur des projets spé-
cifiques dans différents pays et de sources 
variées, il correspond à l’approche socio-éco-
nomique reflétant les actions nécessaires de la 
part des gouvernements pour assurer une tran-
sition énergétique abordable (voir Encadré 4). 
L’UE a établi un système de classification pour 
répertorier les activités durables du point de 
vue de l’environnement dans le but de four-
nir un accès différencié à l’investissement pour 
les projets émetteurs ou non émetteurs de CO2 

(taxonomie de l’UE). L’accès aux financements 
dans les pays non européens serait plus diffi-
cile et coûterait plus cher.

Les autres paramètres qui influencent sen-
siblement les coûts de production de l’hydro-
gène sont : le coût d’investissement unitaire, le 

coût de l’électricité utilisée, le taux d’utilisation 
et l’efficacité du procédé.

La réduction du coût d’investissement dé-
pend de plusieurs facteurs et principalement 
du niveau de déploiement dans le temps. Le 
coût des électrolyseurs alcalins se situe au-
jourd’hui entre 500 et 1 400 dollars/kW7, celui 
des PEM entre 1 100 et 1 800 dollars/kW et celui 
des SOEC entre 2 800 et 5 600 dollars/kW (AIE, 
2019). D’autres études citent des fourchettes 
similaires, tandis que BNEF a fait état de coûts 
de 200 $/kW pour les électrolyseurs fabriqués 
en Chine aujourd’hui (Agora EW, 2019). Ce 
faible coût pourrait non seulement réduire, au 
niveau mondial, l’investissement moyen pour 
les électrolyseurs au fil du temps, mais il aurait 
aussi potentiellement des implications impor-
tantes pour la production de ces équipements 
en Europe (voir section 1.3.1). 

7. Tous les coûts liés aux électrolyseurs se rapportent 
à la capacité électrique (input), tandis que pour le 
vaporeformage du méthane et la pyrolyse, ils se rapportent 
à la capacité en hydrogène (output).

Figure 3. Fourchettes de coûts des électrolyseurs, 2020-2050

Source : AIE, 2019 pour les coûts de l’année de base

Notes : Des taux d’apprentissage de 10 %, 14 % et 16 % sont respectivement supposés pour les technologies alcalines, PEM 

et SOEC. On suppose un déploiement de 150 GW et de 2 000 GW respectivement en 2030 et 2050 au niveau mondial.
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La capacité mondiale des électrolyseurs de-
vrait atteindre 150 GW d’ici 2030 et 2 000 GW 
d’ici 2050. Avec des taux d’apprentissage de 
10 %, 14 % et 16 % (conformément à HC, 2020) 
respectivement pour les électrolyseurs alca-
lins, PEM et SOEC, les coûts d’investissement 
pour les électrolyseurs alcalins et PEM de-
vraient baisser à 350-760 $/kW d’ici 2030 (voir  
Figure 3). Les coûts des électrolyseurs SOEC et 
des usines de pyrolyse du gaz devraient éga-
lement baisser, mais la capacité mise en ser-
vice à cet horizon est limitée. La baisse des 
coûts d’investissement pour le vaporeformage 
du méthane avec CUSC devrait être plus limi-
tée, atteignant 1 360 $/kW en 2030, soit environ 
20 % de moins qu’aujourd’hui (AIE, 2019a).

En 2050, avec le déploiement d’environ 
2 000  GW de capacité d’électrolyse dans le 
monde, les coûts d’investissement atteignent 
une fourchette de 160 à 880 $/kW, avec une 
moyenne mondiale de 410 $/kW pour les tech-
nologies alcalines, PEM et SOEC. L’extrémité 
inférieure du spectre est représentée par les 
coûts d’investissement des grandes usines PEM 
et le coût le plus élevé par les petits systèmes 
SOEC. L’augmentation de la capacité mondiale 
à 4 000 GW (similaire à la capacité mondiale 
envisagée par l’AIE, 2021c d’ici 2050) entraî-
nerait une nouvelle baisse des coûts de 10 à 
15 %.

Deux autres éléments ayant un impact im-
portant sur le coût global de la production 
d’hydrogène sont le coût de l’électricité utilisée 
pour faire fonctionner les électrolyseurs et les 
taux d’utilisation annuels.

Le coût de la production d’énergie éolienne 
et solaire photovoltaïque a diminué de manière 
très significative au cours des deux dernières 
décennies. De nouvelles baisses de coût sont 
attendues, en particulier pour l’éolien en mer. 
Cette technologie s’apprête à apporter sa 
pleine contribution pour l’atteinte des objec-
tifs en matière d’énergies renouvelables et de 
décarbonation du secteur de l’électricité en Eu-
rope d’ici 2050 (CE, 2020b). Elle représentera 
en effet environ 40 % de la production totale 
d’énergie éolienne et solaire dans l’UE d’ici 

2050. Le coût actualisé de l’électricité solaire 
photovoltaïque devrait atteindre des valeurs 
de l’ordre de 10 à 50 dollars/MWh d’ici 2050 
(IRENA, 2020a).

Une contribution à la production d’hydro-
gène bon marché en Europe peut également 
être apportée par la production supplémentaire 
d’électricité à partir des centrales nucléaires 
existantes, estimée à un coût d’opportunité 
de moins de 30 $/MWh aujourd’hui et d’envi-
ron 45 $/MWh pour les centrales fonctionnant 
en 2050, compte tenu de la rémunération de 
certains coûts fixes. Ce prix reflète l’augmen-
tation de la production d’électricité depuis les 
faibles niveaux prévus (environ 75 %) dans le 
système électrique jusqu’à des niveaux moyens 
de 90 %, principalement en augmentant la pro-
duction aux heures creuses (voir Encadré 3). 
Le potentiel de cette contribution est limité à la 
quantité de la capacité nucléaire totale installée 
dans le système.

La diminution des coûts unitaires de pro-
duction de l’électricité et la baisse des coûts 
d’investissement dans les électrolyseurs de-
vraient entraîner une baisse substantielle des 
coûts de production de l’hydrogène. Les taux 
d’utilisation des électrolyseurs joueront un rôle 
important dans cette évaluation économique8. 
D’une manière générale, plus le taux d’utilisa-
tion est élevé, plus la composante des coûts 
fixes est faible. L’impact sur le prix global est 
plus important dans les premières années (par 
exemple, en 2030 par rapport à 2050), lorsque 
le coût d’investissement des électrolyseurs est 
plus élevé.

Les taux d’utilisation les plus élevés peuvent 
être atteints par des électrolyseurs connectés 
au réseau. Dans ce cas, l’hydrogène produit 
ne sera décarboné que dans la mesure où la 
production globale d’électricité l’est. Plusieurs 
projets relatifs à l’hydrogène envisagent de 
recourir uniquement à des énergies renouve-
lables dédiées pour alimenter l’électrolyseur 
en électricité. Les centrales pilotables offrent 

8. Les taux d’utilisation peuvent varier de 12-15 % à 90 % 
selon la source d’électricité utilisée.
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les taux d’utilisation les plus élevés tandis que 
ceux des centrales éoliennes et solaires photo-
voltaïques sont généralement plus faibles. Les 
projets mixtes (ou hybrides) éoliens et solaires 
photovoltaïques peuvent offrir des facteurs 
de capacité moyens plus élevés, en fonction 
de la corrélation de la production des deux 
sources. D’autres options consistent à prélever 
de l’électricité sur le réseau uniquement pen-
dant les heures où la production décarbonée 
est à 100 % (y compris la demande d’électricité 
supplémentaire pour la production d’hydro-
gène), afin de garantir l’origine décarbonée. 
Cette opération nécessiterait une réglementa-
tion concrète pour garantir l’origine décarbo-
née. Un élément de coût supplémentaire pour 
l’utilisation du réseau devrait alors être inclus 
dans le coût de production de l’hydrogène.

Les électrolyseurs PEM sont plus flexibles 
que les électrolyseurs alcalins9. Certaines 
études soulèvent la question de savoir si la va-
riabilité et l’intermittence du solaire photovol-
taïque et de l’éolien pourraient avoir un impact 
significatif sur le fonctionnement des électroly-
seurs, non seulement en raison de la puissance 
minimale requise par la pile (pour les PEM, 
on pense que cela ne pose pas de problème), 
mais aussi en raison du comportement réel 
de l’ensemble de l’installation d’électrolyse,  
y compris son équilibre sophistiqué (Furfari et 
Clerici, 2021). 

Les électrolyseurs exploités à une puissance 
inférieure à leur puissance nominale peuvent 
présenter un rendement inférieur et peuvent 
avoir un impact sur le rendement global du 
processus (calculé pour des conditions opti-
males) si des solutions plus coûteuses ne sont 
pas envisagées. Ces deux aspects doivent être 
analysés plus en détail.

Une autre solution possible pour augmenter 
le taux d’utilisation des électrolyseurs connec-
tés à une centrale dédiée et pour réduire la 
variabilité de sa production d’électricité est de 

9. Par exemple, les électrolyseurs PEM offrent une plage 
de charge plus large, pouvant dépasser temporairement la 
capacité nominale et sans facteur de charge minimal (IEA, 
2019).

réduire la capacité de l’électrolyseur par rap-
port à la capacité de la centrale de produc-
tion d’électricité. Dans l’exemple présenté au 
cas 1 de la Figure 4, la réduction de la capacité 
de l’électrolyseur aux deux tiers de la capa-
cité solaire photovoltaïque augmente le facteur 
d’utilisation de plus d’un quart (de 30 % à 38 % 
dans l’exemple). Une réduction supplémentaire 
à un tiers de la capacité solaire photovoltaïque 
augmenterait le taux d’utilisation de l’électro-
lyseur à 46 %, soit une augmentation de 50 % 
par rapport au facteur de capacité du système 
solaire photovoltaïque dans cet exemple. Une 
analyse de la relation entre la réduction de la 
taille et l’augmentation du facteur de capacité 
de l’électrolyseur est fournie dans Clerici et 
Furfari, 2021.

Étant donné les taux d’utilisation plus élevés 
des parcs éoliens offshore, une réduction10 de 
la taille des électrolyseurs permettrait d’aug-
menter considérablement leur taux d’utili-
sation. Le reste de la production d’électricité 
de la centrale éolienne ou solaire peut alors 
être réduit ou injecté dans le réseau électrique.  
Si elle est réduite, cela augmentera le coût de 
l’électricité fournie à l’électrolyseur. Comme la 
partie la plus stable de la production d’électri-
cité serait utilisée pour l’électrolyseur, la partie 
la plus variable serait injectée dans le réseau. 
Si de nombreux projets suivent cette approche, 
cela pourrait avoir un impact significatif sur le 
système électrique et augmenter le coût global 
du système en raison des mesures d’intégration 
qui devraient être mises en place pour accueil-
lir cette production (voir section 1.3.1).

La situation inverse du cas 1 est présentée 
dans le cas 2 de la Figure 4, où la majorité (deux 
tiers) de la production solaire photovoltaïque 
est principalement utilisée pour répondre à 
la demande d’électricité et où seul l’éventuel 
excédent de production est utilisé pour faire 
fonctionner l’électrolyseur dédié. Dans le cas 
présenté, sans connexion supplémentaire au 

10. L’éventuelle réduction de la capacité de l’électrolyseur 
par rapport à la capacité de l’éolienne ou de l’énergie 
solaire photovoltaïque n’est pas prise en compte dans les 
calculs présentés plus loin dans l’étude, car cette mesure 
est très dépendante du projet.
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Figure 4. Puissances du système photovoltaïque et de l’électrolyseur : 

réduction ou utilisation de l’énergie excédentaire

Source : Analyse des auteurs

Note : La production est supposée être constante tous les jours de l’année.

Puissance installée Production d'électricité sur une période représentative de 2 jours

Figure 5. Solaire photovoltaïque, puissance de l’électrolyseur et stockage en batterie 

Source : Analyse des auteurs

Capacité installée Production d'électricité sur une période typique de 2 jours
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réseau, le taux d’utilisation de l’électrolyseur 
serait réduit de moitié ou plus par rapport au 
taux d’utilisation du système photovoltaïque. 
Alors que la valeur de cette électricité est géné-
ralement très faible (dans certains cas proche 
de zéro), le coût de sa production dépend du 
schéma de rémunération de l’installation (par 
exemple un contrat d’achat d’électricité) et 
il est le plus souvent non nul. Même dans le 
cas d’une faible valeur, le faible taux d’utilisa-
tion aggrave considérablement l’économie de 
ce type de solution. En outre, le potentiel à 
coût nul ou faible serait en concurrence avec 
d’autres utilisations (par exemple les batte-
ries) et ne suffirait pas à couvrir la demande 
en électricité du carburant synthétique (Agora 
VW-EW-FE, 2018).

L’utilisation de stockage de l’électricité pour-
rait réduire davantage la variabilité de la pro-
duction des centrales éoliennes et solaires en 
fournissant une production d’électricité plus 
continue à l’électrolyseur. La combinaison 
d’une réduction substantielle de la taille de 
l’électrolyseur et du stockage de l’électricité 
dans des batteries pourrait augmenter consi-
dérablement le taux d’utilisation de l’électroly-
seur (voir la Figure 5), en le doublant presque 
par rapport au taux d’utilisation de la centrale 
solaire photovoltaïque dans l’exemple. Cepen-
dant, sur la base des coûts actuels des batte-
ries, le coût de production d’hydrogène serait 
multiplié par 2,5 malgré la forte augmentation 
du taux d’utilisation. Le coût du système de 
stockage par batterie à l’horizon 2030 devrait 
diminuer d’environ 75 à 80 % afin de pouvoir 
atteindre le seuil de rentabilité pour le cas sans 
stockage par batterie.

Les coûts de production d’hydrogène pour 
cinq pays européens (Autriche, France, Alle-
magne, Italie et Espagne) et quatre pays ex-
portateurs possibles (Chili, Égypte, Maroc et 
Russie) ont été analysés pour plusieurs tech-
nologies. Le Tableau 3 présente les coûts de 
production de deux technologies à base de 
gaz (vaporeformage et pyrolyse) et de quatre 
sources d’électricité (éolien terrestre, éolien 
offshore, solaire photovoltaïque et nucléaire) 
pour la production d’hydrogène par électrolyse.  

Les technologies les plus pertinentes pour 
chaque pays seront présentées au chapitre 3. 

Les coûts de production d’hydrogène dans 
les pays exportateurs disposant de bonnes res-
sources (comme le gaz en Russie et les res-
sources renouvelables en Afrique du Nord) 
sont souvent inférieurs à ceux des pays euro-
péens. La question de savoir si le coût total 
livré aux utilisateurs finaux européens sera in-
férieur, comparable ou supérieur au coût total 
européen dépendra principalement du coût 
du transport et sera analysé dans les sections 
suivantes.

1.2.2. Infrastructures de transport, de distri-
bution et de stockage 

Une infrastructure de transport et de distri-
bution est nécessaire pour acheminer le gaz 
des producteurs aux consommateurs. Il en 
va de même pour l’hydrogène, avec toutefois 
quelques différences notables. L’hydrogène 
peut être transporté soit en mélange avec le 
méthane, sous sa forme pure ou sous forme 
de produits dérivés. Le mélange d’hydrogène 
dans l’infrastructure gazière existante est le 
moyen le plus facile (et le moins cher) d’intro-
duire de l’hydrogène dans le système gazier à 
court terme, en particulier à un faible pourcen-
tage en volume. Les normes et les limitations 
peuvent varier d’un pays à l’autre et peuvent 
représenter un obstacle au commerce interna-
tional à l’intérieur et à l’extérieur des frontières 
de l’UE. Il est possible d’utiliser un procédé 
de séparation si on a besoin d’hydrogène pur 
mais cela entraîne des pertes supplémentaires.

L’hydrogène pur peut être importé par des 
pipelines spécialisés ou par bateau. Dans les 
deux cas, les infrastructures existantes peuvent 
être reconverties11 ou de nouvelles infrastruc-
tures peuvent être construites. Dans le cas 
d’une réaffectation, une évaluation supplé-

11. La reconversion est la conversion d’un gazoduc ou 
d’un terminal GNL existant pour qu’il soit uniquement 
dédié au transport d’hydrogène. Elle est différente du 
réaménagement des gazoducs, qui est une mise à niveau 
de l’infrastructure existante pour permettre le mélange 
d’hydrogène (ENTSO-G, GIE, HE, 2021).
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Tableau 3. Coûts de production de l’hydrogène pour des technologies et des sources d’énergie sélectionnées

Source : Analyse des auteurs

Notes : ces résultats ne comprennent pas les coûts de transport. Tous les calculs sont basés sur les coûts d’investissement 

moyens (environ 400 $/kW en 2050) et non sur les moins chers disponibles (160 $/kW) afin de refléter le coût moyen de 

production. Les hypothèses de calcul sont présentées à l’annexe A. Pour l’énergie nucléaire en France, le coût de production 

de l’hydrogène est inférieur à celui d’un nouveau réacteur, car le calcul ne prend en compte que la production supplémen-

taire obtenue en augmentant le taux d’utilisation des centrales existantes (voir section 3.2).

À base de gaz Électrolyse

Vaporefor-
mage du 
méthane  

avec CUSC

Pyrolyse
Éolien 

terrestre
Éolien 

offshore

Champs 
photovol-
taïques

Nucléaire

2030 2050 2030 2050 2030 2050 2030 2050 2030 2050 2030 2050

Autriche
$/MWh 54 55 87 76 118 90 n.d. n.d. 136 80 n.d. n.d.

$/kgH2 1.8 1.8 2.9 2.5 3.9 3.0 n.d. n.d. 4.5 2.7 n.d. n.d.

France
$/MWh 54 55 85 72 113 87 109 71 116 70 54 69

$/kgH2 1.8 1.8 2.8 2.4 3.8 2.9 3.6 2.4 3.9 2.3 1.8 2.3

Allemagne
$/MWh 54 55 87 78 118 90 100 65 148 87 n.d. n.d.

$/kgH2 1.8 1.8 2.9 2.6 3.9 3.0 3.3 2.2 4.9 2.9 n.d. n.d.

Italie 
$/MWh 54 55 89 80 132 100 n.d. 79 90 55 n.d. n.d.

$/kgH2 1.8 1.8 3.0 2.7 4.4 3.4 n.d. 2.6 3.0 1.8 n.d. n.d.

Espagne
$/MWh 54 55 87 74 109 84 111 76 81 41 n.d. n.d.

$/kgH2 1.8 1.8 2.9 2.5 3.7 2.8 3.7 2.5 2.7 1.4 n.d. n.d.

Chili
$/MWh 49 47 83 75 106 79 111 71 63 37 n.d. n.d.

$/kgH2 1.6 1.6 2.8 2.5 3.5 2.6 3.7 2.4 2.1 1.2 n.d. n.d.

Égypte
$/MWh 52 50 87 78 106 81 119 79 57 36 105 95

$/kgH2 1.7 1.7 2.9 2.6 3.5 2.7 4.0 2.6 1.9 1.2 3.5 3.2

Maroc
$/MWh 52 50 87 78 96 72 119 79 65 40 n.d. n.d.

$/kgH2 1.7 1.7 2.9 2.6 3.2 2.4 4.0 2.6 2.2 1.3 n.d. n.d.

Russie
$/MWh 44 42 76 68 144 105 n.d. n.d. 125 75 100 90

$/kgH2 1.5 1.4 2.5 2.3 4.8 3.5 n.d. n.d. 4.2 2.5 3.3 3.0
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mentaire du coût et de l’amortissement de 
l’infrastructure doit être effectuée. Plusieurs 
institutions procèdent actuellement à des éva-
luations du potentiel des infrastructures pétro-
lières et gazières européennes existantes pour 
le transport de l’hydrogène ou du CO2

12. En ce 
qui concerne les pipelines, les stations de com-
pression peuvent contribuer à augmenter signi-
ficativement les coûts globaux, tandis que les 
terminaux d’importation et d’exportation, les 
installations de liquéfaction, le stockage local, 
les navires et les coûts de transports s’ajoutent 
tous aux coûts globaux de transport.

L’hydrogène peut également être transporté 
par des produits dérivés plus faciles à trans-
porter, comme l’ammoniac et les liquides orga-
niques porteurs d’hydrogène (LOHC). À moins 
qu’il ne soit directement utilisé dans son usage 
final (comme dans le cas de l’ammoniac pour 
les engrais), les processus de conversion et de 
reconversion doivent être inclus dans toute 
évaluation économique. Les pertes de conver-
sion doivent également être prises en compte 
pour d’autres produits dérivés tels que le e-
méthane et d’autres e-liquides, bien que leur 
capacité à utiliser les infrastructures existantes 
constitue un avantage important. 

On peut distinguer deux grandes catégories 
d’infrastructure de transport de l’hydrogène :

• Les pipelines et le transport maritime 
internationaux acheminent l’hydrogène et ses 
produits dérivés des pays exportateurs vers 
l’UE. Les pipelines se caractérisent par des 
diamètres importants pour permettre des vo-
lumes élevés et des économies d’échelle (taille 
caractéristique de 48’’). Les pipelines sont éga-
lement caractérisés par leur métallurgie. L’Eu-
rope compte de nombreux terminaux GNL et 
de grands ports. Plusieurs d’entre eux, comme 
le port de Rotterdam (PoR, 2020) et le port 
d’Anvers (HIC, 2021), sont très engagés dans la 
transformation vers l’hydrogène. 

• Le réseau de transport interne de l’UE. 
L’étude European Hydrogen Backbone, publiée 
en 2020 (EHB, 2020) et mise à jour en 2021 

12. Y compris un rapport à venir avec la participation de 
ENTSO-G, GIE, IOGP et Concawe.

(EHB, 2021a), envisage un déploiement d’ici 
2040 de près de 40 000 km de conduites d’hy-
drogène dédiées, reconverties ou nouvelles, de 
trois tailles différentes (48’’, 36’’ et 24’’), pour 
servir d’infrastructure initiale pour l’hydrogène 
en Europe. L’étude prévoit des investissements 
de l’ordre de 50 à 100 milliards de dollars et 
des dépenses d’exploitation annuelles de 2 
à 4,5 milliards de dollars tandis que d’autres 
études font état de coûts plus élevés (comme 
le résume le tableau 16 d’Agora EW, 2021). Des 
incertitudes importantes sur le coût de la re-
conversion et sur les volumes d’hydrogène ont 
conduit d’autres études à mettre en avant une 
stratégie « sans regret » basée sur des réseaux  
locaux d’hydrogène incluant des infrastruc-
tures d’importation et sur des clusters indus-
triels plutôt que sur le développement d’un 
réseau transeuropéen.

Des alternatives à l’importation d’hydro-
gène pourraient inclure l’importation d’électri-
cité certifiée à faible teneur en carbone pour 
les électrolyseurs en Europe ou l’importa-
tion de méthane pour les usines de pyrolyse.  
La première solution nécessite un déploie-
ment important de câbles sous-marins ou une 
augmentation des lignes aériennes en Europe, 
sachant que cette dernière solution se heurte 
souvent à une forte opposition locale. Des 
capacités plus faibles pour les câbles élec-
triques sous-marins, jusqu’à quelques GW, 
peuvent être compétitives pour les courtes et 
moyennes distances. Ces options doivent faire 
l’objet d’une analyse plus approfondie. Le 
déploiement de la technologie de la pyrolyse 
pourrait permettre d’utiliser les infrastructures 
de méthane existantes. Une comparaison des 
coûts de transport pour différents moyens de 
transport est présentée à la Figure 6. Les pipe-
lines reconvertis et nouveaux y apparaissent 
comme un choix clairement rentable pour les 
importations d’hydrogène sur des distances 
allant jusqu’à quelques milliers de kilomètres. 
Des conduites internationales d’hydrogène de-
vraient relier l’UE au Maroc, à l’Algérie, à la 
Tunisie, à l’Égypte (via la Grèce), à la Russie, 
à l’Ukraine, à la Norvège et au Royaume-Uni.
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Les coûts de distribution doivent être in-
clus dans le coût de livraison aux utilisateurs 
finaux ; ils dépendent du type d’utilisateur, de 
la distance considérée, de la capillarité du sys-
tème de distribution et du type de distribution, 
c’est-à-dire par canalisation de distribution 
locale ou par camion. L’Agence internationale 
de l’énergie estime que ce coût est de l’ordre 
de 0,2 à 0,3 $/kgH2 pour les canalisations de 
distribution sur une distance de 300 km, tandis 
que les coûts de distribution par camion dé-
pendent du type de transporteur utilisé et des 
coûts de reconversion éventuels (AIE, 2019).

Le stockage d’hydrogène est appelé à jouer 
un rôle crucial dans le développement du mar-
ché de l’hydrogène. Tout comme le méthane, 
l’hydrogène ne sera pas consommé en perma-
nence au fil des jours, des mois et des saisons. 
Pour faire correspondre l’offre à la demande, il 
faut des installations de stockage, dont la durée, 
la capacité, les coûts d’injection et de soutirage, 

ainsi que les caractéristiques physiques dif-
fèrent. L’électricité — le vecteur énergétique le 
plus important dans la transformation du sys-
tème énergétique — a des exigences similaires, 
mais offre des capacités de stockage limitées, 
en particulier sur des périodes de moyenne 
et longue durée. Le stockage hydroélectrique 
par pompage joue déjà un rôle important à 
cet égard. Le stockage de l’hydrogène pourrait 
permettre des quantités beaucoup plus impor-
tantes, avec des gammes de disponibilité et de 
coût variables selon les pays.

Il existe trois grands types de stockage pour 
l’hydrogène : les réservoirs pressurisés, la réu-
tilisation de stockage de méthane et les cavités 
salines. Les réservoirs pressurisés sont généra-
lement en surface, à haute pression (généra-
lement autour de 700  bars) et utilisés plutôt 
pour le stockage à court et moyen terme, tan-
dis que les cavités salines sont principalement 
envisagées pour le stockage à long terme.  

Figure 6. Comparaison des coûts de transport de l’hydrogène par pipeline et par voie maritime

Sources : AIE, 2019 ; EHB, 2021a ; EWI, 2020 ; analyse des auteurs

Note : Les coûts des pipelines dans la figure font référence aux pipelines terrestres. Dans l’analyse de cette étude, les pipe-

lines sous-marins sont supposés avoir un coût plus élevé de 25 à 30 % et ne pas être plus longs que 1 500 à 2 000 km. Pour 

les pipelines reconvertis, les coûts indiqués dans le graphique sont ceux de l’étude des coûts de l’EHB. Un coût supplémen-

taire pour l’amortissement des pipelines actuels pourrait devoir être ajouté. Voir l’annexe A pour les hypothèses de coûts.
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Le potentiel technique du stockage en cavi-
tés salines en Europe est estimé à environ 
2 500 MtH2 (Caglayan, 2020), la majorité étant si-
tuée dans le nord-ouest de l’Europe. Une étude 
récente estime les besoins totaux en capacité 
de stockage d’hydrogène en Europe en 2050 à 
environ 450 TWh (GIE, 2021). Comme pour la 
plupart des infrastructures, ces projets peuvent 
avoir des délais de réalisation très longs. La 
même étude estime qu’il faut de 1 à 7 ans pour 
la réaffectation des actifs de stockage et de 3 à 
10 ans pour les nouveaux projets de stockage. 
Les différentes options sont caractérisées par la 
part relative des coûts d’investissement par rap-
port aux coûts d’exploitation, mais les vitesses 
d’injection et de soutirage jouent également un 
rôle fondamental. Les réservoirs épuisés de gaz 
naturel ou de pétrole et les aquifères consti-
tuent d’autres possibilités de stockage.

La quantité de stockage nécessaire dans 
une région donnée dépend de multiples fac-
teurs, tels que la corrélation entre l’offre et la 
demande dans le temps et le degré d’intercon-
nexion interrégionale. Le bouquet électrique 
utilisé pour la production d’hydrogène peut 
également jouer un rôle important. Une analyse 
d’AFRY (voir le tableau 14 d’Agora EW, 2021) 
montre que les besoins totaux en capacité de 
stockage seraient les plus élevés en Europe du 
Nord (à 12 %) tandis que les volumes totaux 
injectés seraient les plus élevés en Europe du 
Sud (avec un nombre de cycles complets en-
viron quatre fois plus élevé qu’en Europe du 
Nord). Le coût actualisé du stockage est encore 
très incertain et varie fortement en fonction du 
type d’installation de stockage et du nombre 
de cycles complets par an. L’Agence interna-
tionale de l’énergie indique un coût de 0,6 $/
kgH2 (AIE, 2019), comparable à la fourchette 
présentée par AFRY pour l’Europe, soit 0,19-
0,79 $/kgH2. La même étude évalue le coût des 
réservoirs pressurisés dans une fourchette de 
6,4-26,2 $/kgH2.

1.2.3. Coût total livré 

Une comparaison complète des coûts de 
l’hydrogène livré au consommateur final doit 
tenir compte de tous les composants : le coût 

de production (voir section 1.2.1) et le trans-
port (1.2.2) ne sont que les deux premiers. 

Le prix payé par un utilisateur final indus-
triel peut inclure le coût de transport et de dis-
tribution (T&D) de l’électricité, du stockage de 
l’hydrogène, du gazoduc ou du transport par 
bateau, de l’éventuelle conversion et reconver-
sion, ainsi que des conduites de transport et de 
distribution de l’hydrogène. Des coûts de dis-
tribution supplémentaires devraient être ajou-
tés pour un système plus capillaire, comme la 
livraison aux stations de ravitaillement.

Plusieurs caractéristiques doivent être prises 
en compte lors de l’analyse des différentes 
technologies, sources d’énergie et origines. 
Premièrement, le fait que le projet soit destiné 
à l’exportation d’hydrogène ou à la consom-
mation intérieure. Deuxièmement, son empla-
cement par rapport au consommateur : l’usine 
de production d’hydrogène (électrolyse ou à 
partir de gaz) est-elle située près de la source 
d’énergie utilisée (par exemple, près de la cen-
trale photovoltaïque dédiée) ou près du centre 
de demande13. Si le projet est destiné à l’expor-
tation, il faut tenir compte de l’infrastructure 
disponible (gazoduc ou transport maritime) 
et du coût correspondant (voir Figure 7). Les 
composantes du coût peuvent avoir des am-
plitudes très différentes selon le type de tech-
nologie, le pays d’origine et la localisation du 
projet (voir Figure 7). Ces composantes ont été 
utilisées pour estimer les coûts présentés au 
chapitre 3.

Lorsqu’on examine les coûts de production 
de l’hydrogène, il est important de se rappe-
ler que seuls quelques projets existent, que la 
plupart des gazoducs doivent encore être re-
convertis ou construits, que les réductions des 
coûts d’investissement pour les électrolyseurs 
doivent encore être réalisées et que certains 
éléments, comme les navires, n’existent pas. 

13. Certains projets de production d’électricité peuvent 
être développés à proximité des centres de demande 
d’hydrogène, ce qui réduit considérablement la nécessité 
(et les coûts associés) des réseaux d’électricité et 
d’hydrogène. Une évaluation détaillée de ce potentiel doit 
être analysée. 
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Les composantes de coût associées à chacun 
de ces éléments présentent donc une incerti-
tude qui est représentée à la Figure 8. Les in-
certitudes associées à chaque élément de coût 
peuvent faire augmenter le coût global jusqu’à 
50 % ou le faire baisser jusqu’à 40 %.

1.3. Implications 

1.3.1. Pour le secteur de l’électricité 

Toute stratégie de déploiement de l’hydro-
gène décarboné doit être intégrée dans des 
stratégies plus larges en matière d’énergie et de 

Figure 7. Composantes du coût de l’hydrogène livré

Note : Ces éléments de coût sont inclus dans l’analyse présentée au chapitre 3.

a. Aperçu général

b. Par type d'installation
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climat (voir également CE, 2020d), notamment 
la stratégie et la planification du secteur de 
l’électricité. La forte augmentation de la puis-
sance des électrolyseurs, qui atteint 500  GW 
d’ici à 2050 selon les estimations présentées 
dans cette étude, entraînera une hausse de la 
demande d’électricité dans l’UE de 1 400 TWh 
supplémentaires, ce qui équivaut à près de la 
moitié de la production totale d’électricité ac-
tuelle dans l’UE et est égal à la demande totale 
d’électricité du secteur industriel dans l’UE en 
2050 dans le scénario 1,5TECH (CE, 2018). 

La majorité de l’électricité consommée par 
les électrolyseurs dans l’UE devrait être pro-
duite par des centrales éoliennes et solaires 
photovoltaïques, le reste provenant essentiel-
lement de l’énergie nucléaire14 et, dans une 
moindre mesure, d’autres énergies renouve-
lables. La taille et la flexibilité de la demande 

14. Pour l’énergie nucléaire, l’analyse est conforme aux 
projections de la Commission européenne, tant pour 
l’horizon 2030 que pour l’horizon 2050.

d’électricité des électrolyseurs en font un très 
bon candidat pour servir d’outil de gestion 
de la demande pour l’intégration de l’éner-
gie éolienne et de l’énergie solaire photovol-
taïque et pour l’utilisation optimisée de sources  
pilotables à faible teneur en carbone. En outre, 
l’hydrogène peut être stocké et réutilisé pour la 
production d’électricité lorsque la demande est 
en pointe ou que les besoins de flexibilité sont 
plus importants.

Certains aspects importants devront être 
abordés pour assurer l’intégration de l’hydro-
gène et des systèmes électriques. Le premier 
— et peut-être le plus crucial — est de veiller 
à ce que le déploiement des sources d’énergie 
renouvelables pour les projets de production 
d’hydrogène vienne en complément du dé-
ploiement des sources d’énergie renouvelables 
pour la production d’électricité. Le risque de 
« cannibalisation » des énergies renouvelables 
pour la production d’hydrogène par rapport 
aux énergies renouvelables pour la production 

Figure 8. Incertitudes des composantes du coût de l’hydrogène importé livré à un client industriel en 2050 

Source : Analyse par les auteurs

Notes : Voir l’annexe A pour les hypothèses de coûts.
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d’électricité est réel, avec des possibilités d’ar-
bitrage pour les promoteurs de projets éoliens 
et solaires photovoltaïques qui choisiraient la 
mesure de soutien la plus élevée. La réglemen-
tation a un rôle très important à jouer pour 
éviter ce risque (voir section 2.3).

Un autre élément à prendre en compte est 
le risque de subventions croisées entre les 
consommateurs d’électricité et les consomma-
teurs de gaz. Le coût moyen total de l’électri-
cité devrait augmenter avec l’augmentation de 
la part des énergies renouvelables, de back up 
et de services réseau (AIE, 2021c). Cela pose 
la question de la rémunération des coûts fixes 
dans le secteur de l’électricité et du prix de 
l’électricité pour la production d’hydrogène 
afin d’éviter les subventions croisées entre les 
consommateurs d’électricité et d’hydrogène. 
Les responsables politiques doivent veiller à 
ce que les premiers ne paient pas les mesures 
de soutien à l’éolien et au solaire photovol-
taïque déployés pour l’hydrogène consommé 
par les seconds ; il en est de même pour les 
coûts découlant de mesures supplémentaires 
telles que des coûts de réseau ou d’équilibrage 
réduits ou nuls. Le cas de réduction de puis-
sance présenté dans la Figure 4 est envisagé 
dans plusieurs projets. Une conséquence di-
recte est que l’électricité résiduelle (beaucoup 
plus variable) est injectée dans le réseau élec-
trique. Comme pour le point précédent, une 
méthodologie transparente doit être mise en 
place pour répartir équitablement le coût et la 
valeur de l’électricité produite.

1.3.2. Sur l’économie et sur la sécurité éner-
gétique et technologique 

Le développement de l’économie de l’hy-
drogène comporte d’importants liens vers et 
des implications conséquentes pour les éco-
systèmes industriels globaux de l’UE, ainsi 
que pour le développement économique en 
général. Compte tenu du coût élevé actuel de 
l’hydrogène décarboné, de nombreux pays ont 
inclus des niveaux importants de dépenses 
publiques dans les feuilles de route récem-
ment publiées. Ces dépenses sont destinées 
à favoriser le développement industriel et la 

création d’emplois et à accroître la compéti-
tivité internationale des pays européens pour 
la fabrication d’usines d’électrolyse et de leurs 
composants. 

La création d’un écosystème industriel euro-
péen de l’hydrogène pourrait être mise en péril 
par la concurrence d’autres pays, notamment 
la Chine. Selon le BNEF, le coût actuel des 
électrolyseurs en Chine est trois à quatre fois 
inférieur à celui des électrolyseurs fabriqués en 
Europe. Le rôle de l’innovation et la capacité 
de l’industrie à réaliser la réduction des coûts 
attendue en temps voulu seront donc cruciaux 
pour maintenir et consolider la position de lea-
der de l’Europe.

La sécurité énergétique est de plus en plus 
liée à l’indépendance et à la sécurité techno-
logiques. La sécurité énergétique est définie 
par la disponibilité ininterrompue de sources 
d’énergie à un prix abordable (AIE, 2021b). 
Alors que, par le passé, elle était principale-
ment déterminée par la dépendance à l’égard 
des importations de combustibles fossiles (prin-
cipalement le pétrole et le gaz), la transition 
énergétique met l’accent sur les technologies 
à faibles émissions de carbone, très intensives 
en capital. Le maintien et l’élargissement du 
savoir-faire technologique et de la fabrication 
seront essentiels pour atteindre cet objectif.

1.3.3. Sur l’utilisation et les coûts de l’eau

La production de grandes quantités d’hy-
drogène décarboné nécessitera d’importantes 
quantités d’eau, en fonction de la technologie 
utilisée et des volumes d’hydrogène produits. 
Les technologies les plus gourmandes en eau 
sont les électrolyseurs, dont la consommation 
stœchiométrique est de 9 litres/kgH2. Les cen-
trales de vaporeformage du méthane équi-
pées de CUSC consomment 5 à 7  litres/kgH2 

(IEAGHG, 2017) tandis que la technologie de 
pyrolyse a une consommation d’eau négli-
geable. Si l’on tient compte de la consomma-
tion d’eau globale des électrolyseurs (estimée 
à 18-24 litres/kgH2 (IRENA, 2020b)), la produc-
tion de 29,6 Mt d’hydrogène dans l’UE d’ici à 
2050, telle qu’envisagée dans cette étude, ferait 
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croître la consommation d’eau annuelle au fil 
des ans à environ 0,6 milliard de mètres cubes 
en 2050. Bien que cela ne représente que 0,3 % 
de l’utilisation européenne d’eau douce (BM, 
2021), cela pourrait poser des limites pour la 
localisation des projets sur le continent.

La consommation d’eau des électrolyseurs 
pourrait exercer une pression supplémen-
taire sur certains pays exportateurs potentiels 
d’hydrogène pauvres en eau, par exemple 
certains pays de la région du Moyen-Orient 
et de l’Afrique du Nord, ce qui augmenterait 
la demande d’eau dessalée. D’autres exporta-
teurs potentiels, comme la Russie, la Norvège 
et l’Ukraine, ne devraient pas être confrontés 
à des problèmes importants de disponibilité 
de l’eau. Aujourd’hui, la composante du coût 
de l’eau ne représente qu’une fraction du coût 
total de production de l’hydrogène (de l’ordre 
de 0,1 dollar/kgH2 ou moins), mais son évolu-
tion dépendra des tendances du coût de l’eau. 

2. Importations d’hydrogène 

2.1. Les facteurs des importations 
d’hydrogène 

Les importations d’énergie peuvent avoir 
deux raisons principales  : la rareté du bien 
produit en Europe ou l’argument économique 
clair en faveur de biens importés moins chers. 
L’importation de grandes quantités d’énergie 
peut avoir un impact sur la sécurité énergé-
tique, notamment lorsqu’il y a des considé-
rations géopolitiques. La multiplication des 
sources d’approvisionnement réduit générale-
ment ce risque, mais une relation à plus ou 
moins long terme avec les pays exportateurs 
joue nécessairement un rôle essentiel.

Comme le montre le tableau 3, les coûts de 
production de l’hydrogène sont souvent moins 
élevés dans les pays disposant d’énergies re-
nouvelables de très grande qualité (comme 
les pays d’Afrique du Nord) ou de ressources 
gazières moins chères (comme la Russie, la 
Norvège et l’Algérie) que dans l’UE. La com-
pétitivité relative du coût de l’hydrogène livré 

aux utilisateurs finaux à partir de différentes 
technologies, sources d’énergie et origines est 
examinée au chapitre  3 pour certains pays 
européens ; elle peut varier considérablement 
pour chaque projet.

La quantité annuelle d’hydrogène décar-
boné produite à partir d’électrolyseurs dans 
l’UE d’ici 2030 devrait être inférieure à 3 MtH2 

(100  TWh) ; la quantité produite à partir de 
vaporeformage du méthane complété par du 
CUSC à cette date n’a pas été quantifiée dans 
cette étude en raison du manque de données. 
L’écart entre la demande et la production inté-
rieure décarbonée laisse donc une large place 
à des importations supplémentaires d’hydro-
gène décarboné d’ici à 2030, à condition que 
les conditions et les incitations appropriées 
soient en place.

La demande annuelle totale d’hydrogène 
d’ici 2050 dans l’UE, supposée dans cette 
étude, est de 60  MtH2, soit 2 000  TWh (voir 
section  1.1.2 et Figure  2). Si cette demande 
d’hydrogène devait être satisfaite par une 
production dans l’UE uniquement au moyen 
d’électrolyseurs, la demande supplémentaire 
d’électricité qui en résulterait s’élèverait à envi-
ron 2 800 à 2 900 TWh15, soit presque l’équiva-
lent de la production d’électricité de l’ensemble 
de l’UE aujourd’hui.

Les sources d’énergie renouvelables de-
vraient être le moteur de la décarbonation du 
secteur de l’électricité en Europe, l’éolien et 
le solaire photovoltaïque devant représenter 
la majorité de la croissance de la production 
d’électricité à partir d’énergies renouvelables. 
La décarbonation de la production d’électricité 
est une étape fondamentale pour la décarbo-
nation des secteurs de la demande finale grâce 
à une électrification accrue. Pour atteindre cet 
objectif, la capacité éolienne et solaire pho-
tovoltaïque de l’UE devra être multipliée par 
quatre d’ici 2050 par rapport à aujourd’hui 
(voir la Figure 9).

15. Le rendement moyen des électrolyseurs alcalins, PEM et 
SOEC atteint 75 % en 2050 pour les nouvelles installations, 
contre 70 % en moyenne pour l’ensemble du parc.
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Pour que ce déploiement puisse couvrir 
toute la demande supplémentaire d’électricité 
pour la production d’hydrogène, il faudrait 
multiplier par huit la capacité combinée de 
l’énergie éolienne et solaire photovoltaïque 
par rapport à aujourd’hui. En outre, il fau-
drait déployer plus de 1 000 GW de capacité 
d’électrolyse fonctionnant avec un facteur de 
capacité moyen de 30 %, ou 730 GW avec un 
facteur de capacité moyen de 45 % (environ 
4 000 heures). Cette dernière solution nécessi-
terait alors l’adoption de mesures d’intégration 
pour accueillir environ 400  GW de capacité 
éolienne et solaire photovoltaïque supplémen-
taire dans le système électrique.

Si le potentiel technique global des res-
sources éoliennes (à terre et en mer) et so-
laires dans l’UE est considéré comme suffisant 
pour couvrir ce déploiement, le déploiement 
effectif dans certains pays pourrait se heurter 
à des difficultés liées à l’occupation des sols et 
à l’acceptabilité de certains projets. Une pro-
duction supplémentaire pourrait provenir de 
pays riches en ressources et à faible densité 
de population (par exemple l’Espagne), ce qui 
augmenterait les échanges intra-européens, 
mais des réseaux de transport nationaux et 

internationaux supplémentaires seraient néces-
saires, ce qui soulèverait à nouveau la question 
de l’acceptabilité par les populations locales.

Pour ces raisons, dans cette étude, on sup-
pose que 500  GW de capacité d’électroly-
seurs seraient déployés dans l’UE d’ici 2050, 
conformément aux chiffres de la stratégie eu-
ropéenne pour l’hydrogène (CE, 2020a). Cela 
se traduit par la production d’environ 29,6 Mt 
d’hydrogène, soit un peu moins de 50 % de 
la demande totale, et nécessite une produc-
tion supplémentaire d’électricité de 1 400 TWh. 
Avec ces chiffres, plus de la moitié de la de-
mande d’hydrogène serait satisfaite par des 
importations en 2050.

L’augmentation de la production intérieure 
d’hydrogène décarboné, en particulier dans les 
pays où les ressources renouvelables sont limi-
tées, dépendra également des choix techno-
logiques. Ces choix auront des conséquences 
importantes sur le commerce intra-européen et 
sur l’incertitude des volumes d’importation en 
provenance de pays non européens. La sec-
tion suivante présente les origines possibles 
et les besoins d’investissement dans les pays 
exportateurs.

Figure 9. Puissance installée pour l’énergie solaire photovoltaïque et l’énergie éolienne dans l’Union 

européenne, avec et sans capacité supplémentaire pour la production d’hydrogène, 2020-2050

Source : Sur la base des scénarios 1.5TECH et 1.5LIFE de la Commission européenne (CE, 2019b), 

complétés par l’analyse des auteurs
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2.2. Comment rendre les importations 
possibles ? 

L’origine des importations d’hydrogène, le 
type de technologie à faibles émissions de 
carbone et la source d’énergie utilisée dépen-
dront des volumes requis et de la disponibilité 
des infrastructures. D’ici 2030, toute nouvelle 
demande d’hydrogène devra être satisfaite par 
la production d’hydrogène décarboné, tandis 
qu’une partie de la demande d’hydrogène exis-
tante sera probablement encore satisfaite par 
de l’hydrogène gris car la production intérieure 
ne sera pas suffisante pour une substitution 
totale. Cela laisse une grande marge de ma-
nœuvre pour développer des projets pionniers 
de production et d’exportation d’hydrogène 
décarboné vers l’Europe. La reconversion des 
gazoducs existants pour le méthane et l’utili-
sation du transport maritime pour les produits 
dérivés tels que l’ammoniac sont deux solu-
tions possibles pour les importations (CCR, 
2021) à cet horizon, car les longs délais néces-
saires pour développer des infrastructures sont 
susceptibles de limiter le transport d’hydro-
gène et d’hydrogène liquéfié.

La fourchette des volumes d’importations 
potentiels en 2050 est large. Comme l’indique 
la Figure 2, entre 10 et 45 MtH2 d’importations 
pourraient être nécessaires pour répondre à la 
demande d’hydrogène décarboné dans l’UE, 
avec des implications très différentes pour les 
pays exportateurs (voir section 2.3). Un faible 
niveau d’importations (environ 10  MtH2) en-
traînerait également de faibles taux d’utilisation 
des infrastructures d’importation, ce qui ren-
drait les investissements supplémentaires non 
rentables et augmenterait les coûts d’exploita-
tion en raison de volumes plus faibles.

Des importations de l’ordre de 30  Mt 
d’hydrogène sont comparables aux impor-
tations actuelles de méthane dans l’UE en 
termes de volume, mais seulement un tiers 
environ en termes d’énergie. C’est ce niveau 
d’importations d’hydrogène décarboné qui 
serait nécessaire dans le cas analysé à la sec-
tion  1.1.2. Dans le scénario 1.5TECH de la 
Commission européenne, une part importante 

(environ 30 %) de ces besoins se destinent aux  
e-liquides ce qui laisse environ 21 Mt d’hydro-
gène sous forme pure et e-méthane. Une ana-
lyse supplémentaire devrait être menée pour 
comprendre l’impact sur les coûts unitaires de 
l’hydrogène transporté, tant par pipeline que 
par voie maritime.

Pour ce qui concerne les origines de l’hydro-
gène, si la plupart des projets initiaux devraient 
impliquer des contrats et accords bilatéraux, 
à plus long terme c’est la concurrence entre 
exportateurs qui devrait dominer. Les pays 
voisins disposant de bonnes ressources seront 
dans une meilleure position avec des coûts de 
production d’hydrogène et des coûts de trans-
port inférieurs à ceux plus éloignés. 

Les pays d’Afrique du Nord sont bien po-
sitionnés à cet égard, même si à l’instar de 
nombreux pays en développement, la région 
a connu et devrait continuer à connaître une 
forte hausse de la demande d’électricité. Selon 
le scénario ProMed de l’Observatoire Méditer-
ranéen de l’Énergie, d’ici à 2050, la demande 
d’électricité fait plus que doubler, bien que de 
fortes mesures en matière d’efficacité énergé-
tique limitent sa croissance. Pour décarboner le 
secteur de l’électricité, les capacités éoliennes 
et solaires photovoltaïques combinées de-
vraient être multipliées par 35 sur la période 
2020-2050. 

Un très fort déploiement des électrolyseurs 
pour les exportations d’hydrogène pourrait en-
traîner un doublement des ajouts de capacités 
éoliennes et solaires photovoltaïques dans la ré-
gion, multipliant par 70 leur capacité combinée 
par rapport à aujourd’hui (voir la Figure 10).  
Il en résulterait une production totale d’hy-
drogène à des fins d’exportation d’environ 
11,5  MtH2

16, soit environ 40  % des besoins 
totaux d’importation de l’UE. La plus grande 
partie de cette production pourrait être trans-
portée par pipeline — du Maroc et de l’Algérie 
(et éventuellement de la Mauritanie) vers l’Es-
pagne, de la Tunisie vers l’Italie, et de l’Égypte 

16. L’utilisation supplémentaire d’hydrogène pour les 
usages domestiques n’est pas incluse dans ces calculs.
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(et éventuellement de la Libye) vers la Grèce 
et l’Italie — et de plus petites quantités pour-
raient être transportées par bateau, sous forme 
d’ammoniac décarboné.

Un déploiement aussi important de l’éner-
gie éolienne et solaire photovoltaïque nécessi-
tera une forte mobilisation de capitaux et une 
coordination des infrastructures (gaz, électri-
cité et eau), tout en supprimant les obstacles 
réglementaires. Des inquiétudes peuvent surgir 
concernant ce rythme rapide de déploiement, 
l’implantation des projets et la disponibilité de 
travailleurs qualifiés. Des mesures devront être 
adoptées pour garantir que les projets renou-
velables destinés aux exportations d’hydrogène 
s’ajoutent à ceux destinés à l’usage domes-
tique, conformément aux principes appliqués 
par l’UE. 

Les 19 MtH2 d’importations restantes néces-
saires à l’UE dans notre analyse peuvent être 
assurées par plusieurs pays ou régions, notam-
ment les pays du Golfe, le Chili, l’Australie, 
l’Afrique du Sud et d’autres. La Russie, la Nor-
vège, l’Algérie et d’autres pays producteurs de 
gaz sont bien placés et pourraient fournir de 

l’hydrogène décarboné à faible coût, à partir 
de vaporeformage du méthane avec CUSC et 
de pyrolyse. Étant donné les faibles coûts de 
production dans ces pays, nous supposons 
dans les calculs suivants que la totalité de cette 
quantité sera produite par des technologies 
basées sur le gaz et exportée vers l’UE depuis 
ces pays.

Les dépenses globales pour les projets de 
production d’hydrogène et l’infrastructure né-
cessaire pour exporter vers l’UE les 30 Mt dont 
elle aura besoin d’ici 2050 comprennent les 
investissements dans les usines de production 
d’hydrogène, les centrales éoliennes et solaires 
photovoltaïques associées, les dépenses d’ap-
provisionnement en gaz et les infrastructures 
d’exportation.

La Figure 11 présente une estimation des in-
vestissements nécessaires pour les installations 
de production d’hydrogène (électrolyseurs, 
vaporeformage du méthane avec CUSC et ins-
tallations de pyrolyse) indispensables pour 
produire les 60 MtH2 requis pour répondre à 
la demande européenne d’hydrogène. Elle est 
basée sur la répartition suivante  : 500  GWel 

Figure 10. Puissance installée pour l’énergie solaire photovoltaïque et éolienne en Afrique du Nord, 

incluant et excluant la capacité supplémentaire pour la production d’hydrogène, 2020-2050

Sources : Scénario ProMed de l’OME présentant la puissance électrique utilisée pour répondre à la demande d’électricité 

(OME, 2021) ; analyse des auteurs concernant la puissance électrique pour la production d’hydrogène
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d’électrolyseurs déployés dans l’UE, 200 GWel 
d’électrolyseurs en dehors de l’UE et 80 GWH2 

de capacité de production d’hydrogène à partir 
de gaz en dehors de l’UE.

Les puissances annuelles des électrolyseurs 
et des unités de gaz augmentent au cours de 
la période étudiée, jusqu’à atteindre plus de 
50  GW supplémentaires en 2050. De même, 
les investissements annuels pour les usines de 
production d’hydrogène devraient augmen-
ter au fil du temps jusqu’à atteindre près de 
23 milliards de dollars en 2050. La réduction 
des coûts d’investissement contribue à limiter 
les besoins d’investissement au fil du temps. 
Les capacités additionnelles en provenance des 
installations de production à gaz sont moins 
importantes que celles des électrolyseurs du 
fait de leurs taux d’utilisation plus élevés. Les 
coûts d’investissement unitaires sont quant à 
eux plus élevés. Les besoins en investissements 
sur la période 2021-2050, dans le but d’installer 

les 700 GW d’électrolyseurs et les 80 GW d’hy-
drogène à base de gaz, atteignent un peu plus 
de 410 milliards de dollars. 40 % de ce montant 
(soit quelque 160 milliards de dollars) se des-
tine aux investissements hors UE.

Les besoins en investissements pour les cen-
trales éoliennes et solaires photovoltaïques 
nécessaires à la production d’électricité des 
200  GW d’électrolyseurs hors UE s’élèvent à 
180 milliards de dollars, auxquels il faut ajou-
ter environ 140  milliards de dollars pour le 
méthane nécessaire au vaporeformage avec 
CUSC et aux usines de pyrolyse. Au total, les 
investissements pour les projets de produc-
tion d’hydrogène en dehors de l’UE s’élèvent à 
480 milliards de dollars.

En plus de ces investissements, environ 250 à 
500 milliards de dollars sont nécessaires pour le 
transport vers l’Europe des 30 Mt d’hydrogène 
de l’analyse via les pipelines, les terminaux 

Figure 11. Demande d’hydrogène, ajouts annuels de capacité 

et investissements dans les usines de production d’hydrogène, 2020-2050

Source : Analyse des auteurs

Note : La capacité basée sur le gaz dans le deuxième graphique est exprimée en « équivalent GW d’électricité » à des fins de 

comparaison.

Demande d'hydrogène Ajouts annuels de puissance Investissements annuels
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portuaires et les navires. Cette fourchette large 
d’estimation provient d’une grande incerti-
tude sur plusieurs sujets, à savoir les coûts des 
pipelines neufs et reconvertis, les estimations 
en matière de commerce maritime (navires et 
terminaux d’exportation), la part du commerce 
relative entre les pipelines et le maritime, et 
aux pays d’origine (et distances correspon-
dantes). En outre, des technologies telles que 
la pyrolyse pourraient permettre d’utiliser les 
gazoducs existants si les usines de production 
d’hydrogène étaient situées à proximité des 
centres de demande. Deux méthodologies ont 
été utilisées pour cette estimation, avec des 
résultats similaires  : l’une, ascendante, estime 
le nombre et la taille des gazoducs, terminaux 
et navires, la seconde, descendante, utilise la 
partie CAPEX du coût de livraison dans l’ana-
lyse LCOH. Les investissements dans les instal-
lations de stockage ne sont pas inclus.

Si l’on prend la moyenne des dépenses 
nécessaires estimées pour les infrastructures, 
les besoins d’investissement totaux pour les 
exportations d’hydrogène vers l’UE s’élèvent 
à environ 900 milliards de dollars. Ce niveau 
d’investissement nécessitera une certaine forme 
de soutien par le biais de partenariats interna-
tionaux et de mesures de soutien aux consom-
mateurs au sein des pays européens, au moins 
pendant les premières années de déploiement. 
Les volumes initialement faibles d’hydrogène 
décarboné, transitant à la fois par les infras-
tructures d’importation vers l’UE et entre les 
pays européens, nécessiteront des plans précis 
et une structure tarifaire sur le long terme pour 
éviter des coûts trop élevés à l’endroit des pre-
miers utilisateurs.

2.3. Les conditions d’un succès mutuel

Le développement simultané de la demande, 
de la production et des projets d’infrastruc-
ture pour l’hydrogène décarboné au sein de 
l’UE nécessitera des efforts de coordination 
considérables entre les décideurs politiques, 
les régulateurs, les industriels producteurs 
et les consommateurs. Ces efforts de coordi-
nation devront inclure les pays exportateurs, 
notamment sur le sujet du développement 

de l’ensemble des infrastructures (hydrogène, 
électricité, gaz, chaleur) à l’intérieur et hors de 
l’UE. Des règles et des approches communes 
devront être mises en place sur l’ensemble de 
la chaîne de valeur, notamment le cadre régle-
mentaire pour l’importation d’hydrogène et les 
voies de transit vers et à l’intérieur de l’Europe. 

L’électrification accrue et la production inté-
rieure d’hydrogène réduiront les besoins en 
importations d’énergie dans l’UE. Néanmoins, 
des importations importantes seront encore 
nécessaires pour répondre à la demande glo-
bale d’hydrogène de l’UE d’ici 2050. Comme 
on l’a vu dans la section précédente, de gros 
investissements dans des projets de production 
d’hydrogène et des infrastructures d’approvi-
sionnement seront nécessaires dans les pays 
exportateurs. Ces investissements seront cru-
ciaux tant pour les pays exportateurs que pour 
les pays importateurs. L’ensemble des objectifs, 
des politiques de soutien et de la réglemen-
tation de l’UE devrait donc viser à créer un 
ensemble cohérent de mesures pour les pays 
de l’UE et au-delà, y compris les pays expor-
tateurs, et à offrir une visibilité claire, transpa-
rente et durable aux investisseurs intra et hors 
UE. L’accès à un financement à faible coût va 
jouer un rôle clé dans la plupart des projets,  
y compris dans les pays exportateurs.

Le respect du principe d’additionnalité dans 
les pays exportateurs sera également cru-
cial pour le déploiement réussi des projets 
d’exportation. L’hydrogène décarboné devrait 
rester plus cher que les autres sources d’émis-
sions de CO2 pendant de nombreuses années, 
voire de décennies. Une communication claire 
et efficace sur les coûts et les avantages de la 
transition énergétique (des ressources à base 
d’hydrogène en particulier) à destination du 
grand public sera essentielle pour garantir son 
acceptation.

Une première étape importante pour éta-
blir des conditions de concurrence équitables 
consiste à élaborer des normes de qualité inter-
nationales à l’échelle de l’UE, avec des spéci-
fications techniques claires pour la qualité de 
l’hydrogène consommé, transporté ou mélangé 
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via des pipelines d’hydrogène dédiés ou le 
transport maritime. Les normes de sécurité se-
ront également très importantes, tout comme 
le suivi, la notification et la vérification.

Une deuxième étape consiste à établir une 
norme à l’échelle de l’UE pour l’hydrogène 
décarboné, tant intérieur qu’importé, qui cer-
tifie la nature décarbonée de sa production.  
Il serait utile d’élaborer une définition qui tien-
drait compte des émissions de gaz à effet de 
serre sur l’ensemble du cycle de vie. Ceci offri-
rait une visibilité sur le long terme pour le dé-
ploiement de toutes les technologies et sources 
d’énergie à faibles émissions de carbone.

L’hydrogène décarboné est aujourd’hui plus 
coûteux que d’autres solutions plus polluantes 
et il nécessitera donc une certaine forme de 
soutien public. En particulier, au début de la 
phase de déploiement, lorsque les coûts sont les 
plus élevés et que les volumes totaux déployés 
ne permettent pas l’établissement d’un marché 
liquide, les accords bilatéraux et partenariats 
internationaux seront cruciaux dans la mise en 
place de projets d’exportation. Des mesures de 
soutien telles que des CFD (contract for diffe-
rence) ou les CCFD (carbon contract for diffe-
rence) pour les clients européens pourraient 
être utilisées, garantissant ainsi des accords de 
type Contrat d’Achat d’Électricité (PPA — Power 
Purchase Agreement) pour les fournisseurs.  
Ce soutien sera probablement payé par les 
contribuables ou les consommateurs euro-
péens, y compris pour les projets d’exporta-
tion, ce qui pourrait avoir des répercussions 
sur la balance commerciale européenne. 
Un risque de subventions croisées entre les 
consommateurs de gaz et d’hydrogène peut 
provenir de la réaffectation des actifs gaziers 
tels que les gazoducs, les terminaux GNL ou le 
stockage (ACER CEER, 2021). Un autre aspect 
important à prendre en compte est la régle-
mentation concernant l’accès, l’utilisation et le 
paiement du réseau électrique des installations 
éoliennes et solaires photovoltaïques, car cela 
peut avoir un impact significatif sur l’utilisation 
des électrolyseurs.

Un autre avantage pour les importateurs 
et les exportateurs est celui du développe-
ment industriel induit par les projets d’expor-
tation. La demande de composants industriels 
pour les usines peut favoriser l’industrie euro-
péenne, tandis que l’exportation de savoir-faire 
industriel peut stimuler la fabrication locale et 
la création d’emplois, offrant ainsi des avan-
tages mutuels aux partenaires commerciaux.

L’établissement d’une table ronde de haut 
niveau entre exportateurs et importateurs pour 
l’élaboration d’une feuille de route commune 
sur l’hydrogène permettrait de lever les incer-
titudes et d’accélérer le développement de 
l’hydrogène. Elle permettrait d’explorer tous 
les potentiels, les paramètres, les éventuelles 
étapes, ainsi que les conditions de dévelop-
pement d’une infrastructure commune et per-
mettrait de rechercher les bénéfices industriels 
mutuels.
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3. Profils des pays

3.1. Autriche

Points clés :
1. L’Autriche est située au cœur de l’in-

frastructure gazière de l’Europe continentale et 
peut jouer un rôle central dans sa transforma-
tion vers l’hydrogène. Avec 60 % d’hydroélec-
tricité dans son bouquet électrique — l’une des 
parts les plus élevées d’Europe — l’Autriche 
peut utiliser sa flexibilité pour intégrer une 
proportion élevée d’énergie éolienne et solaire 
photovoltaïque, tant pour la production d’élec-
tricité que pour celle d’hydrogène.

2. Aujourd’hui, la demande d’hydro-
gène est estimée à environ 0,14 MtH2. Elle est 
principalement satisfaite par de la production 

d’hydrogène gris. Une première phase prévoit 
son remplacement par de l’hydrogène renou-
velable dans les applications industrielles dif-
ficiles à décarboner par l’électrification. Les 
ambitions et objectifs élevés en matière de 
décarbonation laissent présager d’un niveau 
important d’importations — environ 70 % d’ici 
à 2050. Le déploiement des infrastructures et 
des sources d’approvisionnement sera crucial 
pour atteindre cet objectif.

3. La production intérieure d’hydro-
gène peut bénéficier des vastes ressources 
hydroélectriques de l’Autriche, surtout à court 
et moyen terme, pour remplacer l’utilisation 
actuelle d’hydrogène gris. À plus long terme, 
une évolution vers l’hydrogène importé est 
attendue, avec l’augmentation des besoins en  
hydrogène et la baisse des coûts de l’hydro-
gène importé.

Tableau 4. Principaux indicateurs en Autriche

Sources : AT BMK, 2019a ; AT BMK, 2019b ; analyse des auteurs

Notes : La demande et la production d’hydrogène en 2020 font référence à l’hydrogène gris. La production d’hydrogène en 

2030 concerne uniquement l’hydrogène décarboné ; le reste de la demande est satisfait soit par la production émettant du 

CO2, soit par des importations. Le symbole « - » représente soit zéro, soit sans objet. Les importations négatives représentent 

des exportations. La production d’électricité pour 2020 se réfère à 2019. Les investissements se rapportent aux périodes 

2021-2030 et 2031-2050 respectivement.

Prévu/projeté
Additionnel, du fait 
de la production 

d’hydrogène

2020 2030 2050 2030 2050

Demande 
d’hydrogène

[Mt] 0.14 0.14 – 0.19 0.6 – 1.5 - -

Production 
d’hydrogène

[Mt] 0.14 0.02 – 0.07 0.22 – 0.44 - -

Importations 
d’hydrogène

[Mt] - 0.11 – 0.12 0.4 – 1.1 - -

Puissance des  
électrolyseurs

[GW] <0.01 0.6 – 2 5 – 10 - -

Solaire 
photovoltaïque

[GW] 2.2 9 – 12 26 – 41 0.2 – 0.7 1.3 – 2.7

Éolien terrestre [GW] 3.2 6 – 17 24 0.4 – 1.3 3.7 – 7.3

Éolien offshore [GW] - - - - -

Production d’électri-
cité en Autriche

[TWh] 74 84 – 92 102 – 125 1.1 – 3.8 11 – 21

Investissement en 
électrolyseurs

[dépenses 
en $.]

- 0.6 – 2 4.4 – 8 - -
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Figure 12. Coûts indicatifs de l’hydrogène fourni à un client industriel type en Autriche, 

selon certains pays et diverses technologies, 2030 et 2050

Source : Analyse des auteurs

Notes : Le coût indiqué pour le réseau électrique se réfère à la puissance utilisée à plein temps (taux d’utilisation de 93 %). 

Un taux d’utilisation plus faible peut être envisagé pour utiliser principalement les heures creuses. La production d’hydro-

gène à partir de ressources hydroélectriques a un potentiel limité. Voir l’annexe A pour les hypothèses de coûts.

a. 2030

b. 2050
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3.2. France

Points clés :
1. Une production supplémentaire 

d’électricité nucléaire à partir du parc existant 
peut assurer une production d’hydrogène de 
l’ordre de 2 MtH2 en 2030, soit plus du double 
de la demande actuelle. Pour remplacer la pro-
duction actuelle d’hydrogène gris, il faudrait 
faire passer le facteur d’utilisation du parc nu-
cléaire d’une moyenne de 70 % à environ 80 %. 
Cela serait suffisant pour alimenter la totalité 
de la capacité des électrolyseurs de 6,5  GW 
envisagée dans la stratégie nationale française 
pour l’hydrogène, avec un facteur de charge 
des électrolyseurs supérieur à 80 % — environ 
3 fois plus élevé que pour l’éolien et le solaire 
photovoltaïque.

2. La production d’électricité en France 
est déjà fortement décarbonée. L’industrie 
est la première cible de la décarbonation par 

l’hydrogène, suivie des transports. La France a 
pour ambition de développer une chaîne de 
valeur entièrement intégrée de l’hydrogène 
afin d’accroître son indépendance technolo-
gique et de renforcer sa sécurité énergétique, 
tout en ayant des répercussions positives pour 
la croissance industrielle et économique.

3. La production d’hydrogène décarboné 
via une augmentation de la production d’élec-
tricité dans le parc nucléaire existant est l’op-
tion la moins coûteuse en France à court terme. 
À plus long terme, la production d’hydrogène 
et celle d’électricité devront être totalement 
intégrées, la production d’hydrogène à partir 
d’énergies renouvelables devenant profitable, 
notamment en provenance d’Afrique du Nord. 
La production supplémentaire d’hydrogène 
décarboné pourrait provenir de la suppression 
du plafond de 50 % imposé à la production 
d’électricité à partir de l’énergie nucléaire.

Tableau 5. Principaux indicateurs en France

Sources : FR Gov, 2020a ; FR Gov, 2020b ; OME, 2021 ; analyse des auteurs

Notes : La demande et la production d’hydrogène en 2020 font référence à l’hydrogène gris. La production d’hydrogène en 

2030 concerne uniquement l’hydrogène décarboné ; le reste de la demande est satisfait soit par une production émettant du 

CO2, soit par des importations. Le symbole « - » représente soit zéro, soit sans objet. Les importations négatives représentent 

des exportations. La production d’électricité pour 2020 se réfère à 2019. Les investissements se rapportent aux périodes 

2021-2030 et 2031-2050 respectivement. La production nucléaire est plafonnée à 50 % de la production totale d’électricité.

Prévu/projeté
Additionnel, du fait 
de la production 

d’hydrogène

2020 2030 2050 2030 2050

Demande d’hydrogène [Mt] 0.9 1.0 1.1 – 4.5 - -

Production d’hydrogène [Mt] 0.9 1.0 1.8 – 4 - -

Importations 
d’hydrogène

[Mt] - - -0.7 – 0.5 - -

Puissance des  
électrolyseurs

[GW] <0.02 6.5 16 – 50 - -

Solaire photovoltaïque [GW] 11.7 41 – 46 65 – 68 - 0 – 3

Éolien terrestre [GW] 17.4 35 – 37 62 – 64 - 0 – 7

Éolien offshore [GW] 0.002 2 10 - 0 – 2

Production d’électricité 
en France

[TWh] 64 60 50 – 55   0 –8

Investissement en 
électrolyseurs

[dépenses 
en $.]

571 600 – 610 660 – 690 50 88 – 190

Demande d’hydrogène [Mt] - 4.8 5 – 21 - -
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Figure 13. Coûts indicatifs de l’hydrogène fourni à un client industriel type en France, 

selon certains pays et diverses technologies, 2030 et 2050

Source : Analyse des auteurs

Notes : La production d’hydrogène à partir de la production d’électricité d’origine nucléaire en 2030 et 2050 est obtenue en 

portant le taux d’utilisation du parc nucléaire à 80 % en 2030 et à 90 % en 2050, avec une production d’hydrogène correspon-

dante de 1 Mt et 2 Mt respectivement. Pour les nouvelles centrales en 2050, le prix considéré est inférieur au coût actualisé 

de l’électricité (LCOE), étant donné le nombre plus élevé d’heures creuses de la production supplémentaire. Le coût indiqué 

pour le réseau électrique se réfère à la capacité utilisée à temps plein (taux d’utilisation de 93 %). Un taux d’utilisation plus 

faible peut être envisagé pour utiliser principalement les heures creuses. Voir l’annexe A pour les hypothèses de coûts.

a. 2030

b. 2050
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3.3. Allemagne

Points clés :
1. L’Allemagne représente près d’un quart 

de la demande de combustibles fossiles dans 

Figure 14. Coûts indicatifs de l’hydrogène fourni à un client industriel type en Allemagne, 

selon certains pays et diverses technologies, 2030 et 2050

Source : Analyse des auteurs

Notes : Le coût indiqué pour le réseau électrique se réfère à la capacité utilisée à plein temps (taux d’utilisation de 93 %). 

Un taux d’utilisation plus faible peut être envisagé pour utiliser principalement les heures creuses. Voir l’annexe A pour les 

hypothèses de coûts.

a. 2030

b. 2050

l’UE par la consommation finale. L’hydrogène 
est envisagé comme un vecteur énergétique clé 
pour sa décarbonation, en particulier dans les 
secteurs de l’industrie et des transports. Pour 
la production d’hydrogène décarboné, l’accent 
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complètement ce qui a d’importantes consé-
quences sur l’utilisation du potentiel restant 
pour la production d’hydrogène.

3. L’Allemagne est en passe de deve-
nir le plus grand importateur d’hydrogène en  
Europe, les importations satisfaisant environ 
70 % de sa demande d’hydrogène. L’hydrogène 
importé peut être compétitif en termes de coûts 
par rapport à la production nationale d’hydro-
gène renouvelable, en particulier lorsqu’il s’agit 
de pays voisins comme la Russie ou les pays 
d’Afrique du Nord. Les incertitudes au sujet de 
la demande d’hydrogène à long terme et du 
déploiement d’électrolyseurs pour la produc-
tion intérieure peuvent avoir des répercussions 
importantes sur les importations en Allemagne.

Tableau 6. Principaux indicateurs en Allemagne

Sources : BMWi, 2020a ; BMWi, 2020b ; WEC Germany et LBST, 2020 ; EEG, 2021 ; 
WindSeeG, 2016 ; DENA, 2018 ; analyse des auteurs

Notes : La demande et la production d’hydrogène en 2020 font référence à l’hydrogène gris. La production d’hydrogène en 

2030 concerne uniquement l’hydrogène décarboné ; le reste de la demande est satisfait soit par la production émettant du 

CO2, soit par des importations. Le symbole « - » représente soit zéro, soit sans objet. Les importations négatives représentent 

des exportations. La production d’électricité pour 2020 se réfère à 2019. Les investissements se rapportent aux périodes 

2021-2030 et 2031-2050 respectivement.

Prévu/projeté
Additionnel, du fait 
de la production 

d’hydrogène

2020 2030 2050 2030 2050

Demande d’hydrogène [Mt] 1.6 2.7 – 3.3 11.4 – 21 - -

Production d’hydrogène [Mt] 1.6 0.4 3.2 – 5.5 - -

Importations d’hydrogène [Mt] - 1.1 – 2.9 8.2 – 15.5 - -

Puissance des  
électrolyseurs

[GW] 0.03 5 40 – 80 - -

Solaire photovoltaïque [GW] 53.8 100 145 - 0 – 10

Éolien terrestre [GW] 54.4 71 97 1.0 15 – 33

Éolien offshore [GW] 7.7 20 43 4.0 25 – 37

Production d’électricité 
en Allemagne

[TWh] 618 630 650 20 150 – 260

Investissement en 
électrolyseurs

[dépenses 
en $.]

- 3.6 17 – 36 - -

est mis sur l’électricité renouvelable. Le vapore-
formage du méthane avec CUSC et la pyrolyse 
devraient y contribuer à moyen terme. L’Alle-
magne possède une industrie manufacturière 
solide, notamment pour les électrolyseurs et la 
pyrolyse. Selon la stratégie nationale allemande 
en matière d’hydrogène, environ 9  milliards 
d’euros seront consacrés à la première phase 
de déploiement, dont 7 milliards pour des pro-
jets nationaux et 2  milliards pour la mise en 
œuvre de partenariats internationaux.

2. En 2020, l’Allemagne représentera 
environ 40  % de la puissance solaire photo-
voltaïque installée dans l’UE, un tiers de la 
puissance éolienne terrestre et plus de 50 % de 
la puissance éolienne en mer. Les énergies re-
nouvelables représentent aujourd’hui environ 
45 % du bouquet électrique et ces trois tech-
nologies seront essentielles pour le décarboner 



La Revue de l’Énergie – Hors-série octobre 202144

3.4. Italie 

Points clés :
1. L’Italie occupe une position centrale 

en Méditerranée et a l’ambition de devenir 
un hub hydrogène entre l’Afrique du Nord 
et l’Europe. Elle possède des centres de de-
mande industrielle essentiels, d’importantes 
ressources renouvelables, en particulier dans 
le sud du pays, et une infrastructure gazière 
bien développée. La reconversion d’au moins 
une partie de son infrastructure d’importation 
existante et le développement éventuel de 
nouvelles connexions à travers la Grèce pour-
raient renforcer son rôle dans le commerce de 
l’hydrogène.

2. Le développement de vallées de l’hy-
drogène est une priorité de la feuille de route 
italienne, qui soutient les premières percées en 
termes de demande d’hydrogène décarboné et 

de production locale. À long terme, une forte 
croissance de la demande est déterminée pour 
que les importations couvrent près des deux 
tiers de la consommation totale estimée. Ce 
déploiement peut également avoir des impli-
cations substantielles pour l’écosystème manu-
facturier des petites et moyennes entreprises 
(PME) italiennes.

3. Les coûts de production de l’hydro-
gène décarboné sont comparables pour la pro-
duction nationale et les importations lorsque 
les ressources sont de qualité, même si les im-
portations d’Afrique du Nord devraient rester 
moins chères jusqu’en 2050. La pyrolyse et le 
vaporeformage du méthane avec CUSC pour-
raient s’avérer une option supplémentaire inté-
ressante, mais cela dépendra largement du prix 
du gaz (biogaz et méthane) et de leur inclusion 
ou non dans les approches à long terme de 
l’Italie et de l’Europe.

Tableau 7. Principaux indicateurs en Italie

Sources : MISE, 2019 ; MISE, 2020 ; SNAM, 2019 ; OME, 2021 ; analyse des auteurs

Notes : La demande et la production d’hydrogène en 2020 font référence à l’hydrogène gris. La production d’hydrogène en 

2030 concerne uniquement l’hydrogène décarboné ; le reste de la demande est satisfait soit par la production émettant du 

CO2, soit par des importations. Le symbole « - » représente soit zéro, soit sans objet. Les importations négatives représentent 

des exportations. La production d’électricité pour 2020 se réfère à 2019. Les investissements se rapportent aux périodes 

2021-2030 et 2031-2050 respectivement.

Prévu/projeté
Additionnel, du fait 
de la production 

d’hydrogène

2020 2030 2050 2030 2050

Demande d’hydrogène [Mt] 0.48 0.7 6 – 8 - -

Production d’hydrogène [Mt] 0.48 0.2 2.2 – 2.6 - -

Importations d’hydrogène [Mt] - 0.5 3.8 – 5.4 - -

Puissance des 
électrolyseurs

[GW] <0.01 5 50 – 60 - -

Solaire photovoltaïque [GW] 21.6 52 85 2.2 21 – 27

Éolien terrestre [GW] 10.8 18 37 2.8 24 – 26

Éolien offshore [GW] - 1 7 - 5 – 7

Production d’électricité en 
Italie

[TWh] 292 310 350 9 104 – 125

Investissement en 
électrolyseurs

[dépenses 
en $.]

- 3.6 – 4.5 22 – 27 - -
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Figure 15. Coûts indicatifs de l’hydrogène fourni à un client industriel type en Italie, 

selon certains pays et diverses technologies, 2030 et 2050

Source : Analyse des auteurs

Notes : Le coût indiqué pour le réseau électrique fait référence à une capacité utilisée à plein temps (taux d’utilisation de 

93 %). Un taux d’utilisation plus faible peut être envisagé pour utiliser principalement les heures creuses. Voir l’annexe A 

pour les hypothèses de coûts.

a. 2030

b. 2050
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3.5. Espagne 

Points clés :
1. L’Espagne dispose d’importantes res-

sources renouvelables. Ses coûts de produc-
tion d’hydrogène sont ainsi parmi les plus bas 
d’Europe. À court et moyen terme, sa feuille de 
route nationale pour l’hydrogène est axée sur 
le développement de l’industrie nationale et de 
la chaîne de valeur de l’hydrogène. À plus long 
terme, le pays est bien placé pour devenir un 
exportateur potentiel vers le reste de l’Europe, 
en partie grâce à sa densité de population plus 
faible que celle des autres pays européens, et 
à son infrastructure énergétique bien dévelop-
pée, notamment ses réseaux d’électricité et de 
méthane qui pourraient être réutilisés pour 
l’hydrogène. 

2. La décarbonation des secteurs finaux 
et l’objectif de 100 % d’énergies renouvelables 
pour la production d’électricité nécessiteront 

une accélération significative du déploiement 
des ressources éoliennes et solaires. D’ici à 
2050, le solaire photovoltaïque devra être mul-
tiplié par sept ou huit et l’éolien par quatre 
pour décarboner l’électricité et répondre à la 
production d’hydrogène prévue, dont 85  % 
devraient répondre à la demande, le reste pou-
vant être exporté. L’exportation d’hydrogène 
renouvelable supplémentaire nécessiterait 
un déploiement supplémentaire des énergies 
renouvelables.

3. En raison de sa situation stratégique à 
proximité de l’Afrique du Nord et entre la mer 
Méditerranée et l’océan Atlantique, l’Espagne 
est bien placée pour devenir à long terme un 
important pays de transit. Pour ce faire, il fau-
dra poursuivre le déploiement des infrastruc-
tures avec l’Afrique du Nord et vers le reste de 
l’Europe, ce qui nécessitera une collaboration 
internationale renforcée et un cadre réglemen-
taire clair.

Tableau 8. Principaux indicateurs en Espagne

Sources : MITECO, 2020a ; MITECO, 2020b ; SP Gov, 2021 ; OME, 2021 ; analyse des auteurs

Notes : La demande et la production d’hydrogène en 2020 font référence à l’hydrogène gris. La production d’hydrogène en 

2030 concerne uniquement l’hydrogène décarboné ; le reste de la demande est satisfait soit par la production émettant du 

CO2, soit par des importations. Le symbole « - » représente soit zéro, soit sans objet. Les importations négatives représentent 

des exportations. La production d’électricité pour 2020 se réfère à 2019. Les investissements se rapportent aux périodes 

2021-2030 et 2031-2050 respectivement.

Prévu/projeté
Additionnel, du fait de la 
production d’hydrogène

2020 2030 2050 2030 2050

Demande d’hydrogène [Mt] 0.5 0.6 2.6 – 3.5 - -

Production 
d’hydrogène

[Mt] 0.5 0.17 2.9 – 3.9 - -

Importations 
d’hydrogène

[Mt] - - - 0.3 – - 0.4 - -

Puissance des 
électrolyseurs

[GW] <0.01 4 45 – 60 - -

Solaire photovoltaïque [GW] 11.8 39.2 52.0 1.5 30 – 43

Éolien terrestre [GW] 27.1 49.3 64.9 2.5 24 – 30

Éolien offshore [GW] - 1.0 6.0 - 5 – 7

Production d’électricité 
en Espagne

[TWh] 274 337 360 9 140 – 186

Investissement en 
électrolyseurs

[dépenses 
en $.]

- 2.9 20 – 27 - -
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Figure 16. Coûts indicatifs de l’hydrogène fourni à un client industriel type en Espagne, 

selon certains pays et diverses technologies, 2030 et 2050

Source : Analyse des auteurs

Notes : Le coût des champs photovoltaïques en 2050 inclut la production des centrales éoliennes pour 1 000 heures sup-

plémentaires d’utilisation de l’électrolyseur. Le coût indiqué pour le réseau électrique se réfère à la capacité utilisée à plein 

temps (taux d’utilisation de 93 %). Un taux d’utilisation plus faible peut être envisagé pour utiliser principalement les heures 

creuses. Les coûts de transport du gaz pourraient être moins élevés si les centrales et les électrolyseurs dédiés sont tous deux 

construits à proximité des centres de demande. Voir l’annexe A pour les hypothèses de coûts.

a. 2030

b. 2050
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les pays voisins. Maintenir le coût du capital à 
des niveaux bas pour tous les projets bas car-
bone — à la fois en Europe et pour les projets 
d’exportation — sera d’une importance capi-
tale pour que la transition énergétique reste 
abordable.

Ces projets, ainsi que le déploiement pro-
gressif des infrastructures à plus court terme 
(2025-2030), seront essentiels pour pouvoir 
répondre à long terme à l’accroissement de 
la consommation, de la production et des 
échanges. Atteindre des niveaux significatifs 
de demande d’hydrogène et de produits déri-
vés décarbonés à prix abordable dépendra de 
plusieurs facteurs. Premièrement, cela dépen-
dra de la capacité des décideurs politiques à 
intégrer en une vision unique les stratégies des 
secteurs et des combustibles  : cela passe par 
un soutien économique équitable, en veillant 
à ce que les projets éoliens et solaires photo-
voltaïques s’ajoutent à ceux nécessaires pour 
répondre à la demande d’électricité, en évitant 
les subventions croisées entre secteurs et en 
mettant en place les mesures réglementaires 
appropriées pour le commerce en temps voulu.  
Deuxièmement, la capacité de l’industrie éner-
gétique à réaliser les réductions de coûts at-
tendues, par la promotion de l’innovation et 
de la compétitivité industrielle, aura un rôle 
déterminant à jouer. Troisièmement, la création 
de relations stables avec les principaux par-
tenaires commerciaux, le développement des 
infrastructures nécessaires, la visibilité à long 
terme pour les investisseurs et la possibilité 
pour tous les projets décarbonés de contribuer 
sur un pied d’égalité seront également décisifs.

Conclusions 

Pour atteindre l’objectif de l’Union euro-
péenne de zéro émissions nettes de gaz à effet 
de serre, il faudra procéder à une transforma-
tion sans précédent, à un rythme sans précé-
dent, en combinant toutes les sources et les 
vecteurs d’énergie propre disponibles. L’électri-
cité va jouer un rôle central, par sa propre dé-
carbonation et par l’électrification accrue des 
secteurs finaux. Mais tout ne peut pas facile-
ment être électrifié. L’hydrogène a le potentiel 
de devenir le deuxième plus important vecteur 
énergétique dans la décarbonation du sys-
tème énergétique, avec une contribution plus 
grande, notamment dans les secteurs difficiles 
à décarboner. 

L’UE est un importateur net d’énergie depuis 
des décennies. Aujourd’hui, elle importe plus 
de 80  % du méthane qu’elle utilise et 95  % 
de son pétrole. Cette demande devrait dimi-
nuer au cours des prochaines décennies, grâce 
au passage à l’électricité, aux mesures d’effi-
cacité énergétique et à l’usage direct d’éner-
gies renouvelables dans les utilisations finales.  
La production intérieure d’hydrogène décar-
boné peut augmenter et maximiser l’utilisation 
des ressources à faible teneur en carbone en 
Europe, réduisant encore le besoin d’importa-
tions. Une grande incertitude entoure les im-
portations potentielles d’hydrogène qui varient 
considérablement selon les scénarios. La four-
chette estimée dans cette étude pour les quan-
tités d’hydrogène importé est comprise entre 
18 et 50 MtH2 en 2050.

Le niveau de pénétration de l’hydrogène 
décarboné et de ses produits dérivés dépen-
dra également de sa rentabilité par rapport 
aux autres sources d’énergie. Pour réaliser des 
économies d’échelle et obtenir des réductions 
de coûts, de nombreux projets sont en cours 
de planification et de développement en Eu-
rope et dans le monde. Ces projets joueront 
un rôle crucial non seulement pour produire 
les réductions de coûts attendues mais aussi 
pour assurer la viabilité des projets de pro-
duction d’hydrogène, tant pour la production 
domestique que pour les exportations depuis 
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Annexe A

Tableau 9. Indicateurs généraux

Tableau 10. Prix du gaz et du CO2 par région

Tableau 11.  Taux d’utilisation et coût d’investissement (nouvelle unité de production d’électricité)

Unité Valeur

Coût moyen pondéré du capital % 4,5 %

Taux de change € / $ sur 2019-2050 - 1,18

Pouvoir calorifique de l’hydrogène (PCI) MJ/kg 120,1

Taux d’émission du CO2 du vaporeformage tCO2/tH2 10

Taux de captage du CO2 (CUSC) % 90 %

Pays européens Afrique du Nord Russie

Unité 2030 2050 2030 2050 2030 2050

Prix du gaz $/Mbtu 5,0 5,0 5,0 5,0 3,5 3,5

Prix du CO2 $/tonneCO2 90 175 - - - -

Coût du trans-
port et du stoc-
kage du CO2 

$/tonneCO2 20 20 20 20 20 20

    2030 2050

Unité
Champs 

PV
Éolien  

onshore
Éolien  

offshore
Nucléaire

Champs  
PV

Éolien  
onshore

Éolien  
offshore

Nucléaire

Autriche % 12 % 27 % n.a. n.a. 13 % 28 % n.a. n.a.

France % 14 % 28 % 46 % 90 % 15 % 29 % 50 % 90 %

Allemagne % 11 % 27 % 50 % n.a. 12 % 28 % 55 % n.a.

Italie % 16 % 24 % 42 % n.a. 17 % 25 % 45 % n.a.

Espagne % 20 % 29 % 45 % n.a. 21 % 30 % 47 % n.a.

Égypte % 30 % 30 % 42 % 90 % 31 % 31 % 45 % 90 %

Maroc % 25 % 33 % 42 % n.a. 26 % 35 % 45 % n.a.

Russie % 13 % 22 % n.a. 90 % 14 % 24 % n.a. 90 %

Australie % 26 % 32 % 40 % n.a. 28 % 34 % 45 % n.a.

Chili % 26 % 30 % 45 % n.a. 28 % 32 % 50 % n.a.

Coût 
d’investisse-
ment

$/
kW

450 1 380 2 200
4 200 
- 5 500

350 1 300 1 750
4 200 

- 4 500
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Tableau 12. Coût d’investissement et paramètres-clés des installations de production d’hydrogène

    Électrolyse À partir de méthane

 
  Alcaline PEM SOEC

Moyenne 
pondérée

Vaporefor-
mage avec 

CSC
Pyrolyse

  Unité 2030

Coût 
d’investissement

$/kW 390-760 350-730 1 450-2 200 450-850 1 360 950

Coût d’investisse-
ment (graphiques)

$/kW 570 530 1 900 640 1 360 950

Efficacité des nou-
velles unités

% 65 % 65 % 72 % 65 % 69 % 52 %

Durée de 
construction

années 2 2 2 2 2 2

Durée de vie années 20 20 20 20 20 20

OPEX - Coût 
d’exploitation 

% 4,0 % 4,0 % 3,0 % 4,0 % 3,5 % 4,0 %

    2050

Coût 
d’investissement

$/kW 270-590 160-400 500-880 270-560 1 280 500

Coût d’investisse-
ment (graphiques)

$/kW 430 280 700 400 1 280 500

Efficacité des nou-
velles unités

% 75 % 72 % 82 % 75 % 76 % 54 %

Durée de 
construction

années 2 2 2 2 2 2

Durée de vie années 25 25 25 25 25 25

OPEX - Coût 
d’exploitation 

% 4,0 % 4,0 % 3,0 % 4,0 % 3,5 % 4,0 %
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Tableau 13. Coût d’investissement et paramètres-clés des gazoducs et des voies maritimes pour l’hydrogène

 
CAPEX Capacité OPEX

Taux 
d’utili-
sation

Durée de 
construc-

tion

Durée 
de vie

 
unité unité

[% du 
CAPEX]

[%] [années] [années]

Transport par 
pipeline 

1,21
Millions 
de $/km

340
kt par 

an
5,0 % 75 % 5 40

Transport 
par pipeline 
(36’’)

2,97
Millions 
de $/km

1 234
kt par 

an
1,5 % 57 % 5 40

Distribution 
par pipeline

0,5
Millions 
de $/km

38
kt par 

an
5,0 % 80 % 3 40

Liquéfaction 1,4
Milliards 

de $
260

kt par 
an

4,0 % 90 % 2 30

Terminal 
d’exportation

0,29
Milliards 

de $/
réservoir

3 190
t/

réser-
voir

4,0 % - 2 30

Bateau 0,412
Milliards 

de $/
bateau

11 000
t/

bateau
4,0 % - 2.5 30

Terminal 
d’importation

0,32
Milliards 

de $/
réservoir

3 550
t/réser-

voir
4,0 % - 2 30
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Liste d’abréviations et d’acronymes

AEM    Membrane échangeuse d’anions
CAPEX   Dépenses d’investissement
CCfD    Contrats de carbone pour la différence
CUSC    Captage, stockage et utilisation du carbone
DAC    Captage d’air direct
CE    Commission européenne
ENTREPRISE COMMUNE PCH Entreprise commune Piles à combustible et Hydrogène
FiT    Tarif de rachat d’électricité
GES    Gaz à effet de serre
GW    Gigawatt
H2    Hydrogène
AIE    Agence internationale de l’énergie
GIEC    Groupe d’experts intergouvernemental sur l’évolution du climat
LCOH   Coût actualisé de l’hydrogène
LOHC   Liquides organiques porteurs d’hydrogène
MWh    Mégawattheure
OPEX   Dépenses d’exploitation
PEM    Membrane d’échange de protons
PPA    Contrats d’achat d’électricité
PV    Photovoltaïque
SDS    Scénario de développement durable (AIE)
SMR    Reformage du méthane à la vapeur
SOEC    Cellules d’électrolyse à oxyde solide


