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INTRODUCTION 

Créée le 8 février dernier à l’initiative du groupe écologiste, la 
commission d’enquête sur le coût réel de l’électricité afin d’en déterminer 
l’imputation aux différents agents économiques s’est réunie pour la première 
fois le 27 février pour désigner son bureau, constitué sur des bases pluralistes 
conformément à l’article 6 bis du Règlement du Sénat1, qui prévoit le partage 
entre majorité et opposition des fonctions de président et de rapporteur 2. 

En raison de son mode même de constitution, il a été admis comme 
une évidence par tous les membres de la commission qu’il convenait d’adopter 
une démarche favorisant l’apparition d’un consensus aussi large que possible 
sur le constat, même si, au niveau des objectifs, et plus encore des 
propositions, des divergences, parfois profondes, pourraient se faire jour. 

C’est dans cet esprit d’ouverture que le rapporteur de votre 
commission d’enquête a travaillé, sans aller, dès lors qu’il s’agit d’un 
document rédigé ès qualités, au bout de convictions personnelles que reflète 
plus naturellement l’opinion émise en annexe au présent rapport au nom du 
groupe écologiste. De son côté, le président a avant tout veillé au bon 

                                               
1 L’article 6 bis du Règlement du Sénat, tel qu’il résulte de la résolution du 2 juin 2009, attribue 
à chaque groupe politique un droit de tirage pour la création d’une commission d’enquête ou 
d’une mission d’information, par année parlementaire. Ce nouveau droit, qui reprend une 
proposition du « Comité Balladur », a été mis en place au Sénat dans le cadre des « droits 
spécifiques aux groupes d’opposition […] ainsi qu’aux groupes minoritaires » que doit désormais 
reconnaître le règlement de chaque assemblée, sur le fondement de l’article 51-1 de la 
Constitution, issu de la révision du 23 juillet 2008. En effet, bien que ce nouveau droit ne 
s’adresse pas spécifiquement aux groupes d’opposition ou minoritaire, ceux-ci en sont les 
principaux bénéficiaires. La Conférence des Présidents se limite à prendre acte de la demande, 
sous réserve, dans le cas d’une demande de création de commission d’enquête, du contrôle de 
recevabilité minimal exercé par la commission des Lois, conformément à la jurisprudence du 
Conseil constitutionnel. En ce qui concerne la composition du bureau d’un organe de contrôle 
créé sur ce fondement, l’article 6 bis du Règlement prévoit que « les fonctions de président et de 
rapporteur […] sont partagées entre la majorité et l’opposition ». 
Il a été fait la première application de ce droit de tirage, en octobre 2009, avec la création de la 
mission commune d’information sur le traitement des déchets, à la demande du groupe de 
l’Union centriste. Depuis lors, 7 autres missions communes d’information et 3 commissions 
d’enquête ont été créées sur ce fondement. 
2 Celui-ci est ainsi composé : 
- Président : M. Ladislas Poniatowski (UMP-R – Eure) 
- Rapporteur : M. Jean Desessard (ECOLO – Paris) 
- Vice-présidents : M. Alain Fauconnier (SOC – Aveyron) 
 M. Claude Léonard (UMP-A – Meuse) puis M. Jean-Pierre Vial (UMP-Savoie) 
 M. Jean-Claude Merceron (UCR – Vendée) 
 M. Jean-Claude Requier (RDSE – Lot) 
 Mme Laurence Rossignol (SOC – Oise) 

Mme Mireille Schurch (CRC – Allier). 
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déroulement des débats et à la possibilité pour chaque sensibilité de 
s’exprimer et d’être entendue. 

À l’origine de la création de votre commission d’enquête, il y a, ainsi 
que l’indique l’exposé des motifs de la proposition de résolution 
n° 330 (2011/2012) présentée par M. Jean-Vincent Placé et ses collègues 
membres du groupe écologiste, le rapport de la Cour des comptes en date du 
31 janvier 2012 intitulé Les coûts de la filière électronucléaire, qui, selon 
l’exposé des motif de ladite proposition de résolution, « présente un travail 
inédit et particulièrement éclairant sur un certain nombre des coûts autrefois 
cachés de cette filière même si, comme le note la Cour elle-même, demeurent 
de nombreuses incertitudes, par exemple sur le démantèlement des centrales, 
le traitement des déchets ou l’assurance en cas d’accident. » 

Soucieuse d’accomplir la mission qui lui était confiée, votre 
commission s’est donné comme tout premier objectif de s’approprier, au 
niveau politique, le travail de la Cour des comptes. Elle s’est efforcée, 
d’une part, d’assimiler des éléments d’analyse, souvent complexes tant sur le 
plan technique que financier, et, d’autre part, d’identifier les points devant 
faire l’objet d’un débat sur le plan politique, sans pour autant chercher à y 
apporter des réponses définitives, ce qui, sur de nombreux sujets 
fondamentaux, aurait excédé son mandat. 

Votre rapporteur n’ignore pas que les travaux de votre commission 
d’enquête s’inscrivent dans un continuum d’initiatives parlementaires sur 
les questions énergétiques. Le débat a déjà été amorcé à la fois au sein des 
instances de veille et de dialogue permanent que constituent, pour 
l’assimilation des aspects techniques du sujet, l’Office d’évaluation des choix 
scientifiques et technologiques ou le groupe d’études de l’énergie, mais aussi, 
tout récemment, dans un cadre plus large, avec l’adoption par le Sénat, le 
9 février 2012, d’une résolution relative à la filière industrielle nucléaire 
française N° 67 (2011/2012). 

Certes le contexte international – avec notamment l’arrêt des 
centrales nucléaires japonaises suite à l’accident de Fukushima et la fin 
programmée de la production nucléaire en Allemagne – et les équilibres 
politiques ont évolué depuis lors, mais la recherche sinon d’un consensus, a 
priori hors d’atteinte, du moins d’un dialogue ouvert et de bonne foi sur les 
grandes options énergétiques, reste plus que jamais nécessaire. 

Telle a été l’ambition première de votre commission qui rassemblait 
en son sein des sénateurs dont la plupart avaient une expertise réelle de la 
matière. Mais, au fur et à mesure du déroulement de l’enquête, il est apparu 
que, même les membres de votre commission ayant le plus d’expérience n’ont 
cessé d’apprendre, tant l’objet de la mission, apparemment simple – le coût 
réel de l’électricité que payent les Français –, comporte de ramifications. 
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La nécessité d’une approche « système » au-delà de la feuille de route 
initiale 

En effet, si la filière nucléaire est bien au cœur du sujet en raison de 
sa part prépondérante de près de 78 % dans la production nationale 
d’électricité, elle n’en épuise pas toute la substance, loin de là. D’abord, parce 
qu’il faut s’intéresser à toutes les autres filières en dépit d’un poids encore 
limité, mais aussi parce que la prise en compte de la montée en puissance des 
énergies renouvelables justifie que l’on aille au-delà de l’objet initial de la 
mission pour adopter une approche du système énergétique dans son 
ensemble. 

Certes, votre commission d’enquête s’est attachée en priorité, 
conformément à la mission qui lui avait été confiée, d’analyser le rapport de la 
Cour des comptes. C’est ainsi qu’elle a, en premier lieu, accepté, après avoir 
entendu les magistrats responsables du rapport et pris connaissance des avis de 
nombreuses personnalités, de reprendre, pour la filière électronucléaire, les 
chiffres établis par la Cour des comptes. Votre commission s’est néanmoins 
attachée à cerner les incertitudes définies par la haute juridiction financière, 
qu’il s’agisse du coût des démantèlements, de la gestion des déchets, de 
l’assurance en cas d’accident grave, de la méthode économique de calcul des 
investissements, de la fiabilité des taux d’actualisation pour les provisions ou 
de la prise en compte des coûts de recherche publics et privés.  

Parce que le transport et la distribution d’énergie représentent pour le 
consommateur une charge du même ordre que celle de la production, elle a 
aussi examiné une liste des points plus spécifiques mentionnés dans l’exposé 
des motifs de la proposition de résolution précitée au niveau de « … la 
répartition du coût réel de l’électricité. Entre autres investigations, cette 
commission pourra s’intéresser aux bilans d’EDF et d’ERDF, aux différents 
crédits d’impôt et niches fiscales relatifs à l’électricité, au tarif de rachat des 
productions décentralisées (notamment à partir d’énergies renouvelables), à 
la concurrence entre opérateurs publics et privés, aux coûts externalisés 
(comme la recherche), aux coûts d’acheminement de l’électricité, aux clauses 
des concessions des collectivités territoriales à ERDF, etc. » 

Toutefois votre commission n’a pas souhaité se limiter à ces aspects 
très techniques de cette « feuille de route » initiale, car elle s’est vite rendue 
compte qu’au travers du « coût réel de l’électricité », c’était toute la politique 
énergétique qui était en jeu, et même plus encore, dès lors qu’à certains 
égards, nos modes de consommation d’électricité conditionnent largement 
notre mode de vie. 

Dès lors que l’objectif d’équilibrage de l’offre et de la demande 
d’électricité ne passe pas nécessairement par une augmentation de la 
production mais peut, de façon tout aussi légitime, être atteint par un 
ajustement à la baisse de la consommation, la problématique de la présente 
commission d’enquête change de dimension. Autrement dit, à partir du 
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moment où le coût de l’électricité pertinent n’est plus uniquement un coût de 
production mais également un coût de non-consommation, il y a là un facteur 
de complexité car la comptabilisation des coûts évités n’est pas facile à 
réaliser de façon parfaitement objective. 

Indépendamment de cette difficulté d’ordre conceptuel – dont on 
verra très concrètement les conséquences quand il s’agira d’assurer la 
rémunération des agents économiques qui interviennent pour diminuer les 
consommations –, votre rapporteur s’est aussi heurté à d’autres obstacles 
pratiques dans l’accomplissement de sa mission. En effet, il est vite apparu 
qu’il était difficile à votre commission de chercher à reproduire mutatis 
mutandis la démarche de calcul de coûts adoptée par la Cour des comptes 
pour toutes les filières de production d’électricité. 

En effet, s’agissant d’une filière intégrée comme celle de l’électricité 
d’origine nucléaire, le petit nombre d’acteurs et leur caractère étatique 
facilitent l’établissement d’un coût complet. Certes, on rencontre des 
difficultés théoriques, notamment pour l’évaluation de coûts futurs 
aujourd’hui mal déterminés ou intervenant sur des durées tellement longues 
que la prise en compte du temps devient source d’arbitraire mais il est 
relativement simple de se procurer les données de base. 

En revanche, en ce qui concerne les filières des énergies 
renouvelables, la multiplicité des acteurs, leur statut de sociétés 
commerciales, d’une part, le degré de maturité différent des technologies 
tout comme les inconnues relatives à leurs perspectives d’évolution, 
d’autre part, rendent les données plus difficiles à établir matériellement - les 
chiffres relèvent du secret des affaires - et même conceptuellement : ce n’est 
qu’après coup qu’on saura établir des coûts complets sur la base d’une durée 
d’exploitation assez longue des équipements et prenant en compte des 
dépenses comme celles de recherche qu’on ne peut pas encore rapporter à une 
production électrique suffisamment importante pour être significative. Au 
surplus, il faut tenir compte des interactions avec les coûts de réseaux, étant 
donné le caractère intermittent – ou d’aucuns diraient simplement variable – 
des flux d’électricité renouvelable. 

Cette approche « système », tendant à ne plus séparer nécessairement 
production et consommation d’électricité, a amené votre commission 
d’enquête à se référer, dans la perspective politique qui était la sienne, à ce 
que l’on a appelé la « troisième révolution industrielle » à la suite de 
l’économiste américain Jeremy Rifkin : « L’invention de la technologie 
informatique des réseaux de seconde génération a changé l’équation 
économique, en faisant basculer le rapport de forces des anciennes énergies 
centralisées - combustible fossile et uranium - aux nouvelles énergies 
renouvelables distribuées. » La technologie d’Internet tendrait ainsi à 
transformer le réseau électrique en réseau info-énergétique interactif 
permettant à des millions de personnes de produire leurs propres énergies 
renouvelables. Pour cet auteur, ce processus rappelle celui par lequel « les 
gros ordinateurs centraux ont cédé la place des petites machines dispersées 
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géographiquement, les ordinateurs de bureau et portable, …reliés entre eux 
au sein de réseaux pleinement intégrés et flexibles à l’extrême.. ». C’est ce 
qu’il appelle l’ère nouvelle de « l’énergie distribuée » dans laquelle l’énergie 
ne circule pas à sens unique. Pour lui, on assiste à une floraison d’initiatives –
 que l’on qualifierait volontiers de période des « cent fleurs énergétiques » -, 
dans lesquelles des acteurs les plus divers au niveau local, régions, PME, 
coopératives et même particuliers, sont de plus ouverts à l’idée de produire 
leur propre électricité renouvelable sur des micro-réseaux.  

Si l’on prend cette évolution comme une tendance lourde de nature 
sociologique, ainsi que votre rapporteur est tenté de le faire, il y a là comme 
une donnée de départ à laquelle il convient de s’adapter. Les choix de 
société devraient même, selon votre rapporteur, constituer une composante de 
base du coût de l’électricité, d’autant que ses investigations tendent à montrer 
que le coût d’aujourd’hui devrait intégrer les investissements nécessaires 
pour faire face aux besoins de demain : le « coût réel », pour avoir un sens 
opérationnel, pourrait inclure le « coût virtuel », c’est-à-dire prendre en 
compte ce que coûterait la production d’électricité avec les technologies 
actuelles, qu’elles correspondent à des filières nucléaires ou fondées sur les 
énergies renouvelables, y compris les dépenses de transport et de distribution.  

Investir pour gérer le « papy boom » de nos centrales nucléaires et 
l’adaptation des réseaux 

D’où la place donnée par votre commission d’enquête aux dépenses 
d’investissement – quelle qu’en soit la nature – dont l’augmentation massive, 
par suite du vieillissement de notre parc de centrales nucléaires et des besoins 
d’adaptation du réseau avec la montée en charge des énergies renouvelables, 
va peser sur les coûts. 

C’est bien ce qui justifie une augmentation des prix unitaires que 
les gouvernements ont eu jusqu’ici naturellement tendance à différer pour 
ne pas affecter la compétitivité des entreprises et le pouvoir d’achat des 
ménages. Sur ce dernier aspect, votre commission a été amenée à inclure 
dans le périmètre du sujet au titre de l’imputation des coûts de l’électricité 
aux différents agents économiques, la précarité énergétique et la question de 
la réforme des tarifs sociaux, sachant que ce qu’il importe de maitriser, c’est la 
dépense plus que le prix lui-même. 

Un impératif à court terme est de « mettre sur la table » la question de 
la prolongation de la durée de fonctionnement des centrales nucléaires. La 
matière est certes technique mais aussi politique, dès lors qu’il faut prendre en 
compte le risque nucléaire. Elle doit donc être appréhendée par le Parlement 
sur la base d’investigations beaucoup plus approfondies que celles auxquelles 
a pu procéder votre commission dans le bref laps de temps qui lui était 
imparti. C’est ce à quoi nous invite, à juste titre dans son allocution de 
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présentation du rapport précité de la Cour des comptes, son Premier président 
M. Didier Migaud : « Dans ce domaine de la production d’énergie électrique, 
où le cycle d’investissement est long, particulièrement pour le nucléaire, ne 
pas décider revient à prendre une décision qui engage l’avenir. Il apparaît 
souhaitable que les choix d’investissements futurs ne soient pas effectués de 
façon implicite mais qu’une stratégie énergétique soit formulée et adoptée de 
manière explicite, publique et transparente. » 

Ouvrir un débat au fond sur la durée d’exploitation des centrales 
nucléaires dans le cadre de la présente commission d’enquête aurait sans doute 
fait apparaître des clivages prématurés en une matière sur laquelle on est loin 
de disposer de toutes les informations techniques souhaitables. Tout au plus, 
votre commission a-t-elle eu tendance à considérer que, eu égard à la 
confiance que l’on pouvait accorder à l’Autorité de sûreté nucléaire, cette 
prolongation, certes contestable pour certains, avait pour avantage de laisser 
le temps du débat à un moment où des technologies majeures étaient 
encore en gestation et où il était difficile de savoir sur lesquelles il fallait 
miser. 

Quant à l’augmentation des coûts « réseaux », que ce soit au niveau 
du transport ou de la distribution, pour tenir compte des besoins de 
maintenance, des déséquilibres régionaux parfois préoccupants et des 
nouveaux moyens de production notamment renouvelables, elle est 
inévitable en France comme dans les autres pays européens. C’est à ce 
niveau que l’on voit que la détermination du montant et de la nature des 
investissements - et donc les coûts - ne dépend pas seulement de 
considérations techniques, mais d’options politiques sur la place que l’on 
souhaite donner aux énergies renouvelables et la vitesse avec laquelle on 
souhaite évoluer vers des réseaux plus décentralisés. 

Votre rapporteur a été naturellement séduit par la perspective de 
réseaux dits « intelligents ». Les idées de réseaux partagés, de flux 
bidirectionnels et de « consom’acteurs » lui paraissent aller dans le sens de 
l’Histoire en offrant aux agents les moyens de gérer leur consommation 
énergétique. Des débats ont eu lieu à ce sujet au sein de la commission mais 
plus sur les modalités et, éventuellement, le calendrier que sur les finalités 
elles-mêmes, qui semblent nous orienter vers des réseaux électriques 
effectivement décentralisés dans lesquels l’énergie ne circulera plus seulement 
« top down » mais éventuellement « bottom up ». 

Le coût réel des filières actuelles : une enquête délicate à mener 

En ce qui concerne la compétitivité relative des différentes filières de 
production qui est avec la sécurité un critère de choix de l’investissement, la 
conviction de votre rapporteur, partagée par de nombreux membres de la 
commission, est d’abord que l’on assiste à une certaine convergence du coût 
de production des différentes filières du fait d’un double mouvement : d’une 
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part, l’augmentation du coût de l’électricité nucléaire, même si l’on peut 
débattre de l’ampleur de la baisse à espérer entre les têtes de séries – aux coûts 
manifestement non maîtrisés qu’il s’agisse de l’EPR finlandais ou de celui de 
Flamanville – et celui des centrales suivantes, d’autre part, la diminution plus 
ou moins rapide de celui des énergies renouvelables. 

Sur cette question des coûts relatifs des filières, votre commission 
s’est efforcée de se faire une opinion en utilisant les moyens 
traditionnellement à la disposition des commissions d’enquête et des missions 
d’information 

Elle a d’abord adopté une démarche systématique d’écoute des 
principaux acteurs du secteur, qui l’a conduite à organiser de nombreuses 
auditions tant en formation plénière avec tout le cérémonial des commissions 
d’enquête (au nombre de 37, qui pour la plupart d’entre elles ont fait l’objet 
d’un enregistrement vidéo)1 que dans un cadre informel à l’initiative du 
rapporteur – mais ouvertes à tous les membres de la commission –, sans 
compter les contacts directs à l’occasion des déplacement sur place. 

Un certain nombre de visites de terrain, toutes faites en France 
métropolitaine sauf un déplacement à Bruxelles, sont venues concrétiser, 
notamment en ce qui concerne les enjeux nucléaires à long terme que sont le 
démantèlement des centrales et l’enfouissement des déchets radioactifs, les 
sujets abordés en audition. Des délégations de votre commission se sont ainsi 
rendues à Brennilis dans le Finistère, à Chooz et à Revin dans les Ardennes, 
ainsi qu’au laboratoire souterrain de recherche sur le stockage des déchets 
nucléaires de longue durée à Bure, à la limite de la Meuse et de la Haute-
Marne. En outre, à l’invitation ou sur la suggestion de membres de la 
commission, votre rapporteur s’est déplacé, d’une part, à Chambéry pour y 
visiter notamment l’Institut National de l’Énergie Solaire (INES), l’agrégateur 
d’effacement Energy Pool et le Centre d’Ingénierie Hydraulique (CIH) d’EDF 
et, d’autre part, à Montdidier dans la Somme où il a pu voir comment une 
commune dotée d’une entreprise locale de distribution était parvenue à 
produire et distribuer efficacement une électricité largement décarbonée. 
Enfin, le rapporteur s’est rendu à Paris et en région parisienne dans deux lieux 
stratégiques du point de vue de l’équilibre entre l’offre et la demande 
d’électricité : au siège parisien d’EPEX Spot, où s’échange l’électricité 
physique livrable le lendemain sur les réseaux français, allemand/autrichien et 
suisse, et au Centre National d’Exploitation du Système (CNES) à Saint-Denis 
où votre rapporteur a pu voir fonctionner la salle de contrôle des flux 
d’électricité sur le réseau RTE en France. À cet égard, votre rapporteur tient à 
remercier tous les professionnels et les élus qui l’ont accueilli. 

Votre commission s’est aussi efforcée d’éclairer le Parlement en 
faisant la synthèse des éléments de « benchmarking » international
disponibles en mobilisant le réseau des missions économiques dont la rapidité 
de réaction et la qualité des contributions doivent être saluées. 
                                               
1 Dont les transcriptions figurent en annexe au tome II du présent rapport. 
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Enfin, sur certains sujets sensibles comme le coût du soutien aux 
énergies renouvelables et le dérapage du coût de l’EPR qui conditionne les 
choix d’investissement et donc les coûts à financer dès aujourd’hui, votre 
rapporteur a fait usage des prérogatives qui sont les siennes en tant que 
rapporteur d’une commission d’enquête. 

C’est ainsi qu’en premier lieu, votre commission, soucieuse de fonder 
ses réflexions sur des informations aussi précises que possible, a demandé à la 
Cour des comptes, en application de l’article L. 132-4 du code des 
juridictions financières1, d’actualiser les analyses et d’effectuer le suivi des 
recommandations qu’elle avait faites à l’occasion de son rapport annuel 
2011 en ce qui concerne la contribution au service public de l’électricité 
(CSPE). En dépit de la brièveté des délais qui lui étaient impartis, la deuxième 
chambre de la haute juridiction financière est parvenue à remettre sa 
« communication » suffisamment tôt pour que puisse être organisé un débat 
contradictoire avec les administrations concernées sur le modèle de ce qui se 
pratique pour les rapports que celle-ci rédige à la demande des commissions 
des finances sur le fondement du 2° de l’article 58 de la loi organique 
n° 2001-692 du 1er août 2001 relative aux lois de finances. La communication, 
qui figure à la suite du présent rapport, manifeste une fois de plus la 
disponibilité de la Cour des comptes et son attachement à la bonne information 
du Parlement. 

En second lieu, considérant l’imprécision ou les divergences 
d’appréciations sur certains points financiers importants, votre rapporteur a 
exercé les pouvoirs d’investigation qu’il détient en application de 
l’ordonnance n° 58-1100 du 17 novembre 1958 relative au fonctionnement des 
assemblées parlementaires, pour effectuer des contrôles « sur pièces et sur 
place » et se « faire communiquer tous documents de service, à l’exception de 
ceux revêtant un caractère secret et concernant la défense nationale, les 
affaires étrangères, la sécurité intérieure ou extérieure de l’État sous réserve 
du respect du principe de la séparation de l’autorité judiciaire et des autres 
pouvoirs » (article 6, II). 

C’est ainsi que le lundi 11 juin dernier, votre rapporteur s’est rendu 
dans les locaux de la Direction générale de l’énergie et du climat à la Grande 
Arche de La Défense où il a pu prendre connaissance, avec l’accord de la 
ministre de tutelle2 d’alors, de notes et documents, d’une part, sur la façon 
dont avaient été gérées la fixation puis la révision des tarifs d’achat de 
l’électricité d’origine photovoltaïque au moment où les revirements en 
                                               
1 Celui-ci dispose que « La Cour des comptes procède aux enquêtes qui lui sont demandées par 
les commissions des finances et par les commissions d’enquête du Parlement sur la gestion des 
services ou organismes soumis à son contrôle ou à celui des chambres régionales ou territoriales 
des comptes. » 
2 Cf. le communiqué de presse du Cabinet de la Ministre de l’Écologie, du Développement 
durable et de l’Énergie en date du 7 juin 2012 : « Nicole BRICQ, ministre de l’Écologie, du 
Développement durable et de l’Énergie a répondu à la demande de la commission d’enquête du 
Sénat sur le coût de l’électricité, de consulter l’ensemble des notes du Ministère relatives au coût 
du nouveau réacteur nucléaire EPR.
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France mais aussi et, surtout, en Allemagne ont mis la filière en difficulté, et, 
d’autre part, sur l’évolution inquiétante des coûts des nouvelles centrales 
nucléaires. 

Au vu de certaines informations de presse faisant état d’une 
augmentation des coûts de l’EPR britannique, il était difficile de ne pas se 
poser des questions en ce qui concerne le dérapage des coûts de la 
technologie EPR en général et votre commission ne pouvait se contenter de 
simples déclarations affirmant que tout était sous contrôle. 

En demandant à avoir accès à des sources internes à 
l’Administration, votre rapporteur n’a pas cherché à déterminer les 
causes techniques de l’augmentation continue des coûts, mais simplement 
à apprécier la façon dont la Direction générale de l’énergie et du climat 
suit une affaire stratégique. De ce point de vue, votre rapporteur a été plutôt 
rassuré sur la vigilance des services tout en constatant que les grands 
opérateurs EDF et AREVA ont pour le moins des progrès à accomplir en 
matière de transparence : selon les documents internes qu’il a pu consulter, il 
apparaît que l’État, qui détient à la fois les droits de la tutelle et ceux de 
l’actionnaire, se pose, par la voix de ses représentants, beaucoup plus de 
questions qu’il n’obtient, semble-t-il, de réponses. Plus généralement, votre 
rapporteur a volontairement limité ses investigations à l’action de 
l’Administration et pour l’essentiel aux seules notes de service rédigées par 
elle. Il a considéré que l’objet même de sa mission était trop général pour lui 
permettre de pousser ses investigations plus loin en allant consulter les 
documents émanant d’EDF ou d’AREVA, voire de leurs contractants. Au 
surplus, s’agissant de sociétés cotées, votre rapporteur est resté très soucieux 
de l’impact que pourrait avoir sur la marche de ces entreprises, la publication 
d’informations intempestives avec des conséquences néfastes pour les 
négociations commerciales ou sur les cours de bourse et donc pour les 
actionnaires parmi lesquels figure au premier chef l’État. 

Relancer l’objectif des 3x20 du paquet énergie-climat 

Compte tenu de l’ampleur et de la diversité du sujet, votre 
commission n’est pas parvenue à approfondir autant qu’elle l’aurait souhaité 
certains points de son enquête et a dû limiter son ambition à aller aussi loin 
que possible dans l’établissement d’un constat partagé sur le marché de 
l’électricité et son évolution. 

Sur la base de ces éléments de contexte dont il est clair qu’ils ont un 
caractère européen, elle a voulu à la fois identifier les inconnues –et elles sont 
nombreuses - qui affectent les coûts des différentes filières ainsi que le 
montant et la nature des investissements sur les réseaux, et les questions de 
principe auxquelles des réponses différentes et mêmes parfois opposées 
peuvent être apportées.  
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Ce faisant, votre rapporteur estime qu’il prépare le terrain pour le 
grand débat national auquel doit donner lieu la stratégie énergétique de la 
France. Celle-ci ne peut que s’inscrire dans les perspectives tracées par le 
paquet énergie-climat de l’Union européenne adopté le 23 janvier 2008 par 
la Commission, dont les deux axes prioritaires sont, d’une part, mettre en 
place une politique européenne commune de l’énergie plus soutenable et 
durable, d’autre part, lutter contre le changement climatique. Ces orientations 
ont été déclinées en objectifs opérationnels souvent résumés dans la formule 
des « trois fois 20 » : 

- faire passer la part des énergies renouvelables dans le mix 
énergétique européen à 20 % ; 

- réduire les émissions de CO2 des pays de l’Union de 20 % ; 
- accroître l’efficacité énergétique de 20 % par rapport aux 

projections de consommation pour 2020. 
C’est cette perspective très générale qui justifie que votre rapporteur 

ait cherché à poser le problème de l’énergie électrique dans toutes ses 
dimensions. Sans doute une enquête sur le coût « réel » de l’électricité 
peut-elle conduire à évoquer le mix énergétique national ; mais il paraît 
difficile d’aller au-delà du rappel de cet objectif de 20 % d’énergies 
renouvelables à horizon 2020 dans le cadre du présent rapport qui, parce qu’il 
a d’abord pour objet de rassembler des éléments de fait, a plus vocation à 
poser des questions qu’à apporter des réponses. 

Votre rapporteur, en revanche, a considéré que la réduction des 
émissions de CO2 et donc leur prise en compte dans les coûts, de même que 
l’importance des questions d’efficacité énergétique faisaient partie 
intégrante du champ de l’enquête, dès lors que les dépenses effectuées à ces 
deux titres – à ce jour mal financées – impactent le coût ou la consommation 
d’énergie. 

Enfin, les questions de financement sont un volet important du 
sujet. Celui-ci, comme cela résulte du titre même de votre commission 
d’enquête, n’incluait pas seulement le coût « réel » de l’électricité mais 
également la question de son imputation aux différents agents économiques, ce 
qui invitait à se demander qui en supporte – ou qui devrait en supporter – la 
charge. Implicitement, cela revenait à passer d’une problématique de coût à 
une problématique de prix de l’électricité.  

* 
*          * 

En termes simples et pour respecter le « cahier des charges » qui lui 
était fixé, votre commission d’enquête a développé ses analyses en répondant 
à deux séries de questions : d’abord, combien cela a-t-il coûté de produire de 
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l’électricité jusqu’à aujourd’hui et combien cela pourrait-il coûter demain ? 
Ensuite, qui supporte effectivement la charge et qui devrait supporter la charge 
de ce coût ? 

Cette démarche a conduit votre commission à affirmer deux 
convictions :  

- l’ère de l’énergie électrique à relativement bon marché est révolue, 
par suite de besoins d’investissement massifs, tant pour le renouvellement de 
notre parc de production que pour l’adaptation du réseau ;  

- le financement de la transition vers un nouveau modèle décentralisé 
privilégiant sécurité et efficacité énergétique – quelles qu’en soient les 
modalités – devrait passer par une politique de vérité des coûts et donc des 
prix qu’il n’est plus possible de différer et pour laquelle il convient de définir 
les mesures d’accompagnement qui en sont la condition de l’acceptabilité 
sociale. 
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PREMIÈRE PARTIE 
-

LA FIN D’UNE PHASE D’ÉLECTRICITÉ BON MARCHÉ 

Au nom du grand marché intérieur, l’Union européenne a imposé, 
notamment par trois « paquets » législatifs successifs1, l’ouverture des 
marchés de l’électricité dans les États membres de l’Union européenne (UE). 
Or, la France, depuis la Libération, avait bâti un modèle fondé sur le quasi-
monopole d’un établissement public, Électricité de France (EDF), ainsi que 
sur l’instauration de tarifs réglementés de vente aux consommateurs, qu’il 
s’agisse des entreprises ou des ménages, variant en fonction de la puissance 
souscrite par ces utilisateurs finaux. 

Ayant ainsi, depuis plus de cinquante ans, étroitement associé 
l’électricité à un service public assuré, in fine, par l’État, les Français ont 
accueilli avec une certaine méfiance la libéralisation du marché, comme en 
témoignent, pour les particuliers, la très forte part de marché qu’a conservée 
EDF et, pour les entreprises, la création fin 2006 d’un tarif transitoire 
d’ajustement au marché, dit TaRTAM, accessible aux acteurs économiques 
regrettant d’avoir opté pour le marché libre de l’électricité. 

Le Parlement, avec notamment la loi NOME du 7 décembre 2010, a 
dû, sous la pression de la Commission européenne, mettre fin progressivement 
aux tarifs règlementés des entreprises et acter l’évolution du marché de 
l’électricité vers un modèle libéral distinguant les opérateurs de réseau des 
fournisseurs, sommés pour les plus importants d’entre eux de se soumettre aux 
règles de concurrence. 

Mais le modèle électrique français n’était pas seulement une 
organisation intégrée verticalement, hyper-centralisée, mais aussi une 
ambitieuse politique de développement d’une filière nucléaire lancée 
initialement par synergie avec les activités militaires puis relancée au milieu 
des années soixante-dix après la première crise pétrolière.  

Après le modèle fonctionnel, c’est aujourd’hui le modèle technique et 
économique d’énergie de base continûment abondante et relativement bon 
marché qui est aujourd’hui en question, sous le double effet du développement 
volontariste d’énergies renouvelables – se répartissant aujourd’hui entre des 
filières matures, des filières encore chères mais aux coûts en diminution 
régulière tel le photovoltaïque et des filières émergentes nécessitant des efforts 
de recherche et développement accrus –, et de l’augmentation du coût de 
construction des centrales nucléaires de la nouvelle génération. 
                                               
1 Directive 96/92/CE du Parlement européen et du Conseil du 19 décembre 1996 concernant des 
règles communes pour le marché intérieur de l’électricité, et directive 2003/54/CE du Parlement 
européen et du Conseil du 26 juin 2003 concernant des règles communes pour le marché 
intérieur de l’électricité et abrogeant la directive 96/92/CE. Depuis lors, les principes de ce 
dernier texte ont été intégrés dans une nouvelle directive 2009/72/CE du Parlement européen et 
du Conseil du 13 juillet 2009 concernant des règles communes pour le marché intérieur de 
l’électricité et abrogeant la directive 2003/54/CE.
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I. DES PRIX RÉELS QUI ONT CESSÉ DE BAISSER 

L’objectif de votre rapporteur a d’abord été de brosser, de façon aussi 
simple que possible, un panorama du paysage électrique français, dont il est 
désormais clair qu’il est étroitement intégré au marché européen. C’est sur 
cette base qu’il lui a semblé possible, dans un premier temps, de reconnaître 
que, objectivement, notre pays avait bénéficié, surtout au cours de la dernière 
décennie, de coûts « immédiats » de l’électricité relativement modérés. Il y a 
là la conséquence de l’adoption d’un bouquet énergétique largement dominé 
par la filière nucléaire, qui, hors la question du risque et de son assurance, 
s’est révélée, jusqu’à présent au moins, un choix avantageux du point de vue 
économique, qu’il convient de considérer à présent au regard de la montée en 
puissance des énergies renouvelables. 

A. L’ÉLECTRICITÉ ET SON MARCHÉ DANS LE CONTEXTE EUROPÉEN 

L’électricité ne se plie aux règles de marché habituelles que 
moyennant des adaptations liées à sa nature physique.  

Tous les électrons sont identiques, quel que soit leur mode de 
production, ce qui favorise leur circulation et rend leur échange plus facile sur 
un marché. Il est toutefois impossible de les stocker sur une grande échelle, de 
sorte qu’à tout instant, la production doit satisfaire exactement la demande, ou 
au contraire la consommation doit s’adapter à l’offre : ce marché est 
intrinsèquement instable. 

On pourrait même s’interroger : l’électricité est-elle réellement un 
bien de consommation ou ne s’agit-il pas plutôt d’un service : le 
consommateur achète-t-il réellement des kilowatt-heures, ou acquiert-il le 
droit, à un instant donné, d’être éclairé lorsqu’il appuie sur un interrupteur ? 

En outre, ainsi que l’écrivent Jean-Marie Chevalier et Jacques 
Percebois1, « l’électricité est ainsi un bien hybride qui combine les 
caractéristiques d’un bien privé et d’un bien public ». La loi du 10 février 
2000 consacre en effet, dès sa première phrase, le service public de 
l’électricité, qui « a pour objet de garantir l’approvisionnement en électricité 
sur l’ensemble du territoire national, dans le respect de l’intérêt général », et 
le complète par « le droit de tous à l’électricité, produit de première 
nécessité »2. 

Cette nature particulière de l’électricité comme son caractère essentiel 
dans la vie économique et sociale se reflètent dans le système des tarifs 

                                               
1 Gaz et électricité : un défi pour l’Europe et pour la France, rapport n° 74 du Conseil d’analyse 
économique, 2008. 
2 Loi n° 2000-108 du 10 février 2000 relative à la modernisation et au développement du service 
public de l’électricité, article 1er. Ces dispositions sont aujourd’hui reportées à l’article L. 121-1 
du code de l’énergie. 
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réglementés et du marché de l’électricité, ainsi que dans les conditions de sa 
libéralisation progressive depuis les années 1990. 

1. Les acteurs du marché 

Les modes de production sont aussi divers que les usages. Si les 
règles du marché de l’électricité, comme on le verra plus loin, sont assez 
spécifiques, les acteurs appartiennent aux catégories que l’on retrouve sur les 
autres marchés : producteurs, transporteurs, revendeurs, consommateurs ; un 
rôle important étant joué par les autorités publiques et l’autorité de régulation. 

a) Du producteur au consommateur : les chemins de l’électricité 
• Le secteur de la production comprend des modes de production et 

des acteurs très diversifiés. 
Le plus important est, de loin, EDF qui exploite la totalité des 

58 réacteurs nucléaires français, à l’origine de 77,7 % de l’électricité produite 
en 2011. 

La production hydroélectrique représente 9,3 % de l’électricité 
produite en 2011. Elle est également dominée à 80 % par EDF, qui dispose 
d’une capacité installée supérieure à 20 000 MW, mais de nombreux autres 
acteurs sont également présents : la Compagnie nationale du Rhône 
(3 000 MW) et la Société hydro-électrique du Midi (SHEM, 750 MW), toutes 
deux liées au groupe GDF-Suez, ainsi que 1 700 producteurs de taille plus 
petite1. 

La production thermique à combustible fossile a produit 9,5 % de 
l’électricité en 2011. Elle comprend des unités de production au gaz, au 
charbon et au fioul. 

La production éolienne (2,2 % de l’électricité) est moins concentrée 
que d’autres modes de production : un tiers de la puissance installée appartient 
aux cinq plus gros exploitants (GDF Suez, EDF, Energias de Portugal, 
Iberdrola, Renewable Energy Systems), parmi la centaine d’entreprises qui 
exploitent quelque 350 parcs.  

La production photovoltaïque (0,3 % de l’électricité), quant à elle, est 
particulièrement diffuse : si certains parcs ont une capacité de plusieurs 
dizaines de mégawatts-crête,2 la production relève également de petites 
entreprises ou de particuliers ayant installé des panneaux sur leur toit. 

Les autres sources d’énergie renouvelables ont produit 1 % de 
l’électricité en 2011 : déchets urbains, déchets de papeterie, biogaz. 

                                               
1 Direction générale de l’énergie et du climat, L’industrie des énergies décarbonées en 2010, 
édition 2011. 
2 La puissance crête correspond à la puissance électrique maximale délivrée par une installation 
photovoltaïque, dans des conditions d’ensoleillement idéales. 
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• L’acheminement de l’électricité est divisé en deux parties1 : 
- le réseau de transport achemine, sur des lignes de 63 kV à 400 kV, 

de grandes quantités d’énergie sur de longues distances et les répartit entre les 
régions. Sont connectés à ce réseau, les grandes centrales de production ainsi 
que certains gros consommateurs industriels. Le réseau de transport est 
exploité par RTE, filiale d’EDF dotée d’une autonomie de gestion ; 

- les réseaux de distribution, sur des lignes de 400 V à 20 000 V, 
desservent les consommateurs finaux en moyenne tension (PME-PMI) ou en 
basse tension (clientèle domestique, tertiaire, petite industrie). Sont également 
connectées à ce réseau, la plupart des fermes éoliennes, les installations de 
production photovoltaïque et la majorité des installations de cogénération, qui 
produisent simultanément de la chaleur et de l’électricité. 

Les réseaux de distribution appartiennent aux communes qui en 
confient la gestion à ERDF, filiale d’EDF, sur 95 % du territoire 
métropolitain, à des entreprises locales de distribution (ELD) sur les 5 % 
restants. EDF, via sa filiale EDF SEI (EDF Systèmes énergétiques insulaires), 
exploite le réseau de distribution dans les zones non interconnectées au réseau 
métropolitain continental (Corse et Outre-mer), sauf à Mayotte qui dispose de 
sa propre entreprise de distribution2. 

• La fourniture d’électricité est exercée par des entreprises qui 
peuvent être également productrices (EDF, GDF Suez, Direct Énergie…) ou 
être de simples revendeurs.  

Ce sont les entreprises les mieux connues du client final, avec lequel 
elles sont en contrat. La libéralisation a permis l’émergence de nouveaux 
acteurs, qui n’ont pour le moment obtenu qu’une part de marché limitée. 

• Les consommateurs sont aussi bien les clients particuliers que les 
entreprises de toute nature. Pour certaines entreprises, dites électro-intensives, 
le coût de l’électricité représente une part importante des coûts de 
revient : 30 % pour l’industrie de l’aluminium, voire 70 % pour l’industrie du 
chlore3. 

b) Réglementation et régulation 
Les autorités politiques jouent un rôle essentiel à plusieurs niveaux : 
- elles fixent les normes au niveau national et européen (directives, 

lois, règlements). En France, la politique énergétique est, d’une manière 
générale, une compétence de l’État, mais l’Europe joue un rôle de plus en plus 
important via notamment le droit de la concurrence. La politique de l’énergie 

                                               
1 Voir Commission de régulation de l’énergie, Réseaux publics d’électricité : description 
générale (site Web). 
2 Article L. 111-52 du code de l’énergie. 
3 Chiffres fournis par l’Union des industries utilisatrices d’énergie (UNIDEN) lors de son 
audition devant votre commission. 
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est inscrite dans les traités européens depuis 2009, la définition du bouquet 
énergétique relevant toutefois de la compétence nationale ;  

- l’État est actionnaire majoritaire de plusieurs grandes entreprises du 
secteur de l’électricité telles que EDF, mais aussi Areva (via le CEA). Le 
capital de la Compagnie nationale du Rhône est également public à 50,03 % 
(Caisse des dépôts et consignations, collectivités locales). 

• Une autorité de régulation indépendante, la Commission de 
régulation de l’énergie (CRE), a pour mission de concourir au bon 
fonctionnement des marchés de l’électricité et du gaz naturel. Elle dispose de 
pouvoirs de décision et d’approbation, concernant, par exemple, les 
programmes d’investissement de RTE, prononce des sanctions en cas de 
violation des règles législatives ou réglementaires ou de non-respect de ses 
propres décisions et donne des avis sur de nombreuses décisions 
gouvernementales (dont celles relatives aux tarifs). 

c) Production et consommation d’électricité en 2011 
• La production d’électricité française métropolitaine, qui 

représente moins de 30 % de la consommation énergétique finale1, a été de 
541,9 térawatt-heures (TWh)2 en 2011, se répartissant comme suit :  

Production nette d’électricité en 2011 (TWh) 
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Données : RTE, Bilan électrique 2011 (France métropolitaine, y compris la Corse).  
Graphique Sénat. 

                                               
1 D’après le bilan énergétique de la France pour 2010 du Commissariat général au 
développement durable), la consommation d’énergie finale était en 2010 de 169.7 MTep 
(méga-tonnes d’équivalent pétrole), soit 1 974 TWh (térawatt-heures) tandis que la production 
totale brute d’électricité était cette année-là de 568.9 TWh. 
2 Un térawatt-heure (TWh) est égal à 1 000 gigawatt-heures (GWh), soit un milliard de 
kilowatt-heures (kWh). 
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En termes de puissance installée, la part du nucléaire paraît moins 
élevée car la plupart des autres capacités sont appelées seulement lors des 
périodes de forte consommation ou en fonction des conditions 
météorologiques (éolien, photovoltaïque) : 

Parc de production (GW) 
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Données : RTE, Bilan électrique 2011(France métropolitaine, y compris la Corse).  
Graphique Sénat. 

• La consommation intérieure brute d’électricité en France 
métropolitaine a été de 478,2 TWh au cours de l’année 2011.  

Ce chiffre comprend : 
- les pertes sur le réseau (34,9 TWh) ; 
- les entreprises grandes consommatrices raccordées directement au 

réseau de RTE (73,6 TWh) ; 
- les particuliers et entreprises de taille modérée reliés au réseau de 

distribution (358,7 TWh) ; 
- l’autoconsommation sur certains sites industriels (11 TWh)1. 

                                               
1 La production nette d’électricité (541,9 TWh en 2011) est égale à la somme de la consommation 
intérieure brute (478,2 TWh), de l’énergie soutirée pour le pompage (6,8 TWh) et du solde des 
échanges physiques (56,9 TWh). 
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Les pertes en ligne 

Une partie de l’énergie électrique est dissipée sous forme de chaleur (effet 
Joule) au cours de son acheminement sur les lignes électriques. Ces pertes sont plus 
importantes sur les réseaux à basse tension que sur les réseaux à haute tension. Il existe 
aussi des pertes « commerciales », liées à de l’énergie livrée mais non facturée (fraude, 
erreurs de comptage…). 

Sur l’ensemble des réseaux (distribution et transport), les pertes en ligne ont 
été en 2011 de 34,9 TWh pour une consommation intérieure brute de 478,2 TWh1, soit 
un taux de pertes global de 7,3 %. 

Ces pertes en ligne se répartissent ainsi : 
- 10 TWh environ, soit un peu plus de 2 %, de pertes sur le réseau de 

transport ; 
- 15 TWh environ, soit 3,8 % de l’électricité injectée sur le réseau de 

distribution2 pour les pertes techniques du réseau de distribution ; 
- 10 TWh environ, soit 2,5 % de l’électricité injectée sur le réseau de 

distribution2 pour les pertes commerciales du réseau de distribution. 
Les gestionnaires de réseau, tels que RTE et ERDF, compensent les pertes 

survenues sur leurs réseaux respectifs en achetant de l’électricité sur les marchés de gros. 
S’agissant plus spécifiquement du réseau de transport, M. Dominique Maillard, président 
de RTE, a indiqué lors de son audition devant votre commission que 20 % du coût du 
transport était constitué par la compensation des pertes. Mme Michèle Bellon, président 
du directoire de ERDF, a signalé, pour sa part, que l’achat des pertes représentait une 
charge de 1,5 milliard d’euros par an pour son entreprise. 

La loi NOME permettra, à compter de 2013, aux gestionnaires de réseau 
d’acheter de l’électricité nucléaire à un tarif réglementé (mécanisme de l’ARENH) pour 
compenser leurs pertes (voir infra). 

S’agissant des lignes d’interconnexion à longue distance, M. Maillard a 
indiqué que des pertes assez faibles étaient envisageables : un câble sous-marin en 
courant continu relie ainsi la Norvège aux Pays-Bas avec des pertes de l’ordre de 3 % 
seulement. 

• Les échanges contractuels avec l’étranger représentent, selon les 
années, de l’ordre de 65 à 95 TWh en exportations et 15 à 45 TWh en 
importations, soit un solde constamment positif. 

En 2011, l’Allemagne, malgré l’arrêt définitif de sept tranches 
nucléaires, a été le principal fournisseur de la France en électricité (8,4 TWh 
sur des importations totales de 19,7 TWh, au plus bas niveau depuis dix ans) 
mais le principal client a été la Suisse (27,6 TWh sur un total d’exportations 
de 75,4 TWh). 

                                               
1 RTE, Bilan électrique 2011. 
2 Le volume d’électricité injectée sur le réseau de distribution est égal à la consommation 
intérieure brute diminuée des pertes du réseau de transport (10 TWh environ) et de la 
consommation des clients directement raccordés au réseau de RTE (73,6 TWh), soit 394,6 TWh. 
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• La production nette d’électricité a été de 541,9 TWh en 2011, qui 
se décomposent ainsi :  

- consommation intérieure brute (478,2 TWh) ; 
- énergie soutirée pour le pompage (6,8 TWh) ; 
- solde des échanges physiques (56,9 TWh)1. 

Production nette d’électricité en 2011 (541,9 TWh)
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Source : données RTE (Bilan électrique 2011). Graphique Sénat.

2. Les composantes du prix de l’électricité 

L’électricité est vendue soit à un tarif réglementé, fixé par les 
autorités politiques ou par une autorité de régulation, soit à un prix de marché 
fixé librement. Dans les deux cas, on décompose communément ce prix payé 
par le consommateur, en trois éléments : 

                                               
1 Le solde des échanges contractuels était de 55,7 TWh en 2011 (soit la différence entre les 
exportations de 75,4 TWh et les importations de 19,7 TWh). La différence avec le solde des 
échanges physiques (flux physiques sur les interconnexions) est liée à la non-prise en compte de 
certaines lignes d’interconnexion (France – Andorre, France – Jersey, Corse – Italie) dans le 
solde des échanges contractuels (voir le site Web de RTE : 
http://www.audeladeslignes.com/echanges-contractuels-physiques-electricite-europe-difference-
12943). 
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 Fourniture 
Fixé librement (prix de marché)  
ou de manière à couvrir les coûts de production et les coûts 
commerciaux du fournisseur historique (tarif réglementé) 

+ acheminement TURPE : finance le transport et la distribution (voir ci-dessous) 

+ taxes et 
charges 

– taxes perçues par les collectivités publiques 
– CSPE : soutien aux énergies renouvelables et autres politiques 

de service public (voir ci-dessous) 
– contribution tarifaire d’acheminement : finance les droits 

spécifiques relatifs à l’assurance vieillesse des personnels 
– taxe sur la valeur ajoutée (TVA) 

a) Les tarifs d’utilisation des réseaux publics d’électricité (TURPE) 
Les tarifs d’utilisation des réseaux publics d’électricité (TURPE) 

rémunèrent les gestionnaires de réseaux publics pour compenser les charges 
qu’ils engagent pour l’exploitation, le développement et l’entretien des 
réseaux. 

La tarification répond à trois grands principes :  
- la tarification « timbre poste » (même tarif quelle que soit la 

distance parcourue par l’énergie électrique) ; 
- la péréquation tarifaire (tarifs identiques sur l’ensemble du 

territoire) ; 
- la couverture des coûts engagés par les gestionnaires de réseaux. 
Le niveau des TURPE est approuvé par le Gouvernement sur 

proposition de la CRE. Le mécanisme actuel, dit TURPE 3, s’applique 
jusqu’en 2013. Une concertation est en cours pour la définition du TURPE 4. 

b) La contribution au service public de l’électricité (CSPE) 
La contribution au service public de l’électricité (CSPE), payée par le 

consommateur final, doit compenser intégralement les charges imputables aux 
opérateurs électriques (article L. 121-6 du code de l’énergie). La CSPE 
finance ainsi les dispositifs de soutien à la cogénération et aux énergies 
renouvelables (obligation d’achat), mais aussi la péréquation tarifaire (zones 
non connectées au réseau métropolitain continental), le tarif de première 
nécessité (TPN), le budget du Médiateur de l’énergie et des frais de gestion. 

Le montant de la CSPE est proposé chaque année par la CRE au 
ministre chargé de l’énergie. Si un arrêté n’est pas pris par le ministre, c’est le 
montant proposé par la CRE qui entre en vigueur à partir du 1er janvier, dans la 
limite d’une hausse de 3 €/MWh. 
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Le montant de la CSPE s’élève, par dérogation, à 9 €/MWh jusqu’au 
30 juin 2012, puis à 10,5 €/MWh jusqu’au 31 décembre 20121. 

Le montant de la CSPE est plafonné à : 
- 550 000 € par an par site de consommation ; 
- 0,5 % de la valeur ajoutée pour les sociétés industrielles 

consommant plus de 7 GWh. 
La Commission de régulation de l’énergie évalue les charges 

prévisionnelles de service public d’électricité au titre de 2012 à 
4 253,7 millions d’euros, dont 2 617,2 millions d’euros pour les contrats 
d’achat conclus par EDF, 1 297,3 millions d’euros pour la péréquation 
territoriale, 96,3 millions d’euros pour les dispositions sociales, 158,3 millions 
d’euros pour les contrats d’achats conclus par les entreprises locales de 
distribution et 84,6 millions d’euros pour Électricité de Mayotte2. 

Compte tenu de ces éléments, la facture d’électricité hors taxes d’un 
ménage type peut ainsi se décomposer de la manière suivante : 
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Source : CRE, graphique Sénat 
Évolution de la facture annuelle hors taxe d’électricité d’un ménage type ayant souscrit l’option 
heures pleines – heures creuses consommant 8,5 MWh par an (et donc a priori équipé d’un 
chauffage électrique). 

                                               
1 Loi n° 2011-900 du 29 juillet 2011 de finances rectificative pour 2011, article 56. 
2 Commission de régulation de l’énergie, délibération du 13 octobre 2011 portant proposition 
relative aux charges de service public de l’électricité et à la contribution unitaire pour 2012. 
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3. Un marché progressivement libéralisé 

a) Un système tarifaire traditionnel 
En France, la vente d’électricité s’effectuait (et s’effectue toujours, 

dans une certaine mesure, cf. infra) sur la base de tarifs réglementés, fixés par 
arrêté ministériel, en fonction de la puissance souscrite par le consommateur 
final : 

- les tarifs « bleus », correspondant à une utilisation domestique 
(puissance de 3 à 36 kVA) ; 

- les tarifs « jaunes », correspondant à une livraison en basse tension 
(puissance de 36 à 250 kVA) ; 

- les tarifs « verts », correspondant à une livraison en haute tension, 
pour les sites industriels les plus consommateurs d’électricité (puissance 
supérieure à 250 kVA). 

Les tarifs comprennent tous une part fixe (abonnement) et une part 
variable (consommation), auxquelles s’ajoutent les taxes et prélèvements 
énumérés précédemment, calculées selon des assiettes diverses. 

De ce fait, à un niveau tarifaire donné, il n’y a donc pas « un » prix 
de l’électricité ni « une » répartition des composantes de la facture, 
celle-ci étant fonction de la consommation avec, d’ailleurs, une 
décroissance implicite de ce prix en fonction de la consommation 
(l’abonnement s’amortissant sur davantage de kilowatt-heures). 

Afin d’être le plus concret possible, le tableau suivant, établi grâce à 
des données transmises par la CRE, résume le tarif TTC au 1er janvier 2012 de 
deux clients résidentiels « moyens » : le client A, au tarif 6 kVA base 
consommant 3 000 kWh par an et le client B, se chauffant à l’électrique, au 
tarif 9 kVA heures pleines – heures creuses et consommant 8 500 kWh par an 
(dont 57 % en heures pleines). 

Tarif bleu et décomposition de ce tarif pour les clients A et B 

en €/MWh Client A Client B 

Production 53,05 49,45 

TURPE (coût d’acheminement) 49,54 38,05 

TVA 20,85 19,28 

Contribution au service public de l’électricité 9 9 

Taxe sur la consommation finale d’électricité (taxes locales) 9,16 9,16 

Contribution tarifaire d’acheminement (retraite des agents) 3,64 1,89 

TOTAL 145,24 126,83 

Source : CRE 
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Votre commission a été interpellée par des fournisseurs 
alternatifs (en particulier par MM. Gérard Mestrallet, président-directeur 
général de GDF Suez et Fabien Choné, directeur général de Direct énergie) 
sur l’impossibilité de concurrencer EDF sur le marché des clients 
particuliers, malgré la mise en place de l’ARENH, le prix implicite de la 
production d’électricité d’origine nucléaire au sein du tarif bleu étant 
inférieure au prix de l’ARENH. 

Ainsi, dans sa délibération du 28 juin 2011, sur le projet d’arrêté 
tarifaire du 1er juillet 2011, la CRE a estimé que, pour permettre à un 
fournisseur alternatif de proposer à un client une offre de marché compétitive 
par rapport aux tarifs réglementés de vente, les tarifs bleus devraient être 
réévalués de 5,4 % (dans l’hypothèse d’un prix de marché en base de 
54 euros/MWh). 

b) Les adaptations rendues nécessaires au nom du marché unique 
communautaire 

(1) La directive de 1996, première étape de la libéralisation 
La négociation des directives relatives à la libéralisation du marché de 

l’électricité a débuté en 1987, avec la constitution du marché unique européen. 
Elle s’est poursuivie en 1989 par l’examen des mesures propres à assurer 
l’accès des tiers au réseau. L’ensemble a abouti à la rédaction de la directive 
96/92/CE du Parlement européen et du Conseil du 19 décembre 1996 
concernant des règles communes pour le marché intérieur de l’électricité. Ce 
texte a organisé une première ouverture, graduelle, du marché de l’électricité : 
27 % du marché devait ainsi être ouvert en février 1997, puis 30 % en février 
2000 et 35 % en février 2003. 

Il a été transposé en France par la loi n° 2000-108 du 10 février 2000, 
relative à la modernisation et au développement du service public de 
l’électricité. Ainsi, concrètement : 

- en février 1999, la directive s’est appliquée directement pour rendre 
éligibles à la concurrence les sites consommant plus de 100 GWh par an ; 

- le décret n° 2000-456 du 29 mai 20001 a fixé le seuil d’éligibilité à 
16 GWh/an. Ainsi, quelque 1 400 sites représentant environ 30 % de la 
consommation nationale d’électricité sont devenus éligibles ; 

- le décret n° 2003-100 du 5 février 20032 a abaissé le seuil 
d’éligibilité à 7 GWh/an. La libéralisation concernait alors près de 3 000 sites 
représentant environ 37 % du marché. 

                                               
1 relatif à l’éligibilité des consommateurs d’électricité et portant application de l’article 22 de la 
loi n° 2000-108 du 10 février 2000 relative à la modernisation et au développement du service 
public de l’électricité.
2 portant modification du décret n° 2000-456 du 29 mai 2000 relatif à l’éligibilité des 
consommateurs d’électricité et portant application de l’article 22 de la loi n° 2000-108 du 
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En termes d’organisation, la loi du 10 février 2000 a créé un 
régulateur sectoriel spécifique, la Commission de régulation de l’énergie 
(CRE). 

(2) Les directives de 2003 et 2009 et la généralisation de l’ouverture 
des marchés 

La directive 2003/54/CE du Parlement européen et du Conseil du 
26 juin 2003 concernant des règles communes pour le marché intérieur de 
l’électricité et abrogeant la directive 96/92/CE a généralisé la concurrence 
dans le secteur de l’électricité. Il convient de rappeler que les grands principes 
de cette directive avaient été validés par les chefs d’États et de gouvernements 
européens lors du sommet de Barcelone, les 15 et 16 mars 2002, auquel ont 
participé, pour la France, Jacques Chirac, alors Président de la République et 
Lionel Jospin, alors Premier ministre. 

La France l’a transposée au travers de deux lois : la loi n° 2004-803 
du 9 août 2004 relative au service public de l’électricité et du gaz et aux 
entreprises électriques et gazières, puis la loi n° 2006-1537 du 7 décembre 
2006 relative au secteur de l’énergie. 

En termes d’ouverture des marchés, toutes les consommations non 
résidentielles (soit 70 % de la consommation, répartie sur quelque 
2,3 millions de sites) sont devenues éligibles le 1er juillet 2004, tous les clients 
basculant dans le champ concurrentiel le 1er juillet 2007. 

En termes d’organisation, ces textes ont transformé EDF et Gaz de 
France en sociétés anonymes, permis l’ouverture de leur capital1 et filialisé 
les entreprises de gestion des réseaux. 

La directive 2009/72/CE du Parlement européen et du Conseil 
concernant des règles communes pour le marché intérieur de l’électricité a 
remplacé la directive 2003/54/CE pour parachever, dans le cadre du 
« 3e paquet énergie », la séparation entre les activités de gestion de réseau de 
transport d’une part, d’approvisionnement et de production d’autre part. 
L’objectif était de supprimer tout risque de discrimination de la part des 
entreprises verticalement intégrées (qui exercent simultanément des activités 
de réseau, de production et de fourniture) à l’égard de leurs concurrents. 

Cette organisation fait apparaître une nouvelle logique sous-jacente : 
les réseaux, monopoles de fait, constituent le cœur du service public de 
l’électricité (et du gaz), la production et la fourniture d’électricité étant, en 
quelque sorte, désormais considérées comme des activités « ordinaires », 
relevant en tout cas du champ normal de la concurrence. 

                                                                                                                                    
10 février 2000 relative à la modernisation et au développement du service public de 
l’électricité.
1 Selon les dispositions des deux lois, l’État doit détenir au moins 70 % du capital d’EDF et un 
tiers du capital de Gaz de France. 
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c) Un champ concurrentiel encore limité 
Le marché de l’électricité comprend un marché de détail, à 

destination du client final, et un marché de gros qui concerne seulement les 
producteurs, négociants et fournisseurs d’énergie. La libéralisation a ouvert de 
manière limitée le marché de détail à des fournisseurs autres que le fournisseur 
historique. 

(1) Le marché du détail 
Depuis le 1er juillet 2007, les consommateurs français peuvent choisir 

librement leur fournisseur d’énergie. Le fournisseur d’électricité peut disposer 
de moyens de production propres ou acheter l’électricité sur le marché de gros. 

Les consommateurs ont accès à deux types d’offres :
- les offres aux tarifs réglementés, qui peuvent être proposées par 

les fournisseurs historiques ; 
- les offres de marché, qui peuvent être proposées par les 

fournisseurs historiques ou alternatifs. 

Les fournisseurs historiques sont : 
- EDF sur 95 % du territoire ; 
- une « entreprise locale de distribution » sur les 5 % restants du territoire 

(entreprises locales de fourniture et de distribution non nationalisées en 1946). 

L’ouverture des marchés de l’électricité n’a pas eu pour conséquence 
de réduire substantiellement la part de marché des fournisseurs historiques : 

- seuls 5,9 % des sites résidentiels sont clients de fournisseurs 
alternatifs. 94 % des clients résidentiels sont donc toujours desservis aux 
tarifs réglementés auprès des fournisseurs historiques1 ; 

- la concurrence est plus développée auprès des clients 
professionnels : 7,5 % des sites non résidentiels ont un contrat auprès des 
fournisseurs alternatifs. Si on compte les volumes consommés, les alternatifs 
ont une part de marché de 20 % en kilowatt-heures fournis auprès des non 
résidentiels.  

                                               
1 Source : Commission de régulation de l’énergie, Observatoire des marchés de l’électricité et du 
gaz, 4e trimestre 2011. 
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Répartition des consommations par type d’offres 
au 31 décembre 2011 
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(2) Le marché de gros 
Le marché de gros, selon la Commission de régulation de l’énergie, 

désigne le marché où l’électricité est négociée (achetée et vendue) avant d’être 
livrée sur le réseau à destination des clients finaux (particuliers ou 
entreprises). 

Une part importante de l’électricité n’est pas négociée sur le marché 
de gros en raison de la prépondérance en France d’entreprises intégrées (le 
fournisseur est également producteur). 

Concrètement, les échanges peuvent avoir lieu de deux manières : 
- soit sur une bourse : EPEX Spot France pour la livraison 

quasi-immédiate ou de la veille pour le lendemain (produits spot), EEX Power 
Derivatives France pour la livraison différée (produits « futures » qui 
permettent de se prémunir contre les évolutions du prix spot) ; 

- soit de gré à gré, éventuellement via un courtier. 

(3) La formation du prix sur les marchés 
Contrairement aux tarifs réglementés de vente, qui sont déterminés 

par les pouvoirs publics, les prix de marché sont libres. 
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Sur le marché de détail, le prix est fixé par le fournisseur en fonction 
de la politique commerciale qu’il définit.  

Sur le marché de gros, le prix connaît des variations très 
importantes. Au 4e trimestre 2011, le prix spot était en moyenne de 
51 € / MWh en base et 62 € / MWh en pointe. Il connaît toutefois une très 
forte variabilité et atteint parfois des pics de prix supérieurs à 1 000 € / MWh 
de manière très brève, comme cela a été constaté lors de période de froid de 
début février 2012. 

Depuis novembre 2010, les marchés de gros de la France, de l’Allemagne et 
des pays du Benelux sont réunis par un « mécanisme de couplage » qui garantit la 
plupart du temps un prix de gros similaire dans l’ensemble de ces pays lorsque les 
interconnexions ne sont pas saturées – la logique nationale prévalant dans le cas inverse. 
La différence des prix spot entre la France et l’Allemagne est en général inférieure à 
cinq euros par mégawatt-heure dans un sens ou dans l’autre, contrairement aux prix de 
fourniture aux consommateurs finaux qui connaissent des écarts beaucoup plus 
importants entre ces deux pays. 

Lors de son audition du 9 mai 2012, M. Jean-François Conil-Lacoste, directeur 
général de Powernext et d’EPEX SPOT, a décrit, dans son principe, le processus 
aboutissant à la formation du prix spot. 

« La pierre angulaire de ce dispositif est le marché spot veille pour le 
lendemain, que l’on appelle day-ahead. Nous organisons une enchère tous les jours de 
l’année, y compris les jours fériés. Aujourd’hui, l’heure de cette enchère est harmonisée 
avec celle de nos voisins dans le cadre du couplage des marchés européens. C’est à midi 
que cela se passe ! (…) Tous les jours de l’année, une enchère réunit donc les offres et 
les demandes de mégawatt-heures, pour livraison sur chacune des vingt-quatre heures 
de la journée du lendemain. 

Ce marché est essentiel car il répond au tempo du réseau de transport, lequel 
a besoin, un jour à l’avance, de savoir comment équilibrer injection et soutirage. Il 
s’agit d’un grand rendez-vous, où l’essentiel des échanges va se faire dans les 
meilleures conditions économiques possible, pour faciliter la vie du gestionnaire de 
réseau de transport. Ce marché a donc d’abord une mission d’équilibrage en termes de 
volume, et le prix qui en sortira sera fonction des volumes qui vont se confronter sur 
chacune de ces vingt-quatre heures. Il s’agit vraiment de la pierre angulaire du marché.  

Si un acteur a raté ce grand rendez-vous, il peut se rattraper sur ce que l’on 
appelle l’infra-journalier, lequel est encore relativement modeste, puisqu’il représente 
globalement 13 % des échanges sur les marchés interconnectés en Europe, mais 
seulement 5 % à 10 % en France. Ce marché, qui est continu et non à enchères, est 
accessible jusqu’à quarante-cinq minutes avant la livraison. Il donne ainsi une chance 
aux acteurs, qui n’ont pas pu équilibrer leur portefeuille emplois-ressources, de le faire 
dans des conditions économiques plus tendues. Et si ce n’est pas possible, au dernier 
moment, en raison d’un aléa ou parce qu’une production attendue n’a pas pu être 
réalisée pour des raisons techniques, le gestionnaire du réseau de transport intervient 
lui-même en temps réel, en utilisant ses réserves primaires, secondaires, tertiaires, à un 
coût qui va être indexé sur le prix spot, mais qui peut être extrêmement lourd pour 
l’acteur en déséquilibre. 
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Le pilier central est donc le marché day-ahead, veille pour le lendemain, où 
l’essentiel des échanges se fait, dans les meilleures conditions économiques possibles, 
grâce à un large débat sur le prix et les volumes. Puis intervient le recours au marché 
infra-journalier, lequel devient de plus en plus liquide, notamment à cause du 
renouvelable intermittent – on y reviendra plus tard –, grâce auquel il peut être procédé, 
au dernier moment, à ce qu’on appelle le fine-tuning. Cet outil va prendre de plus en 
plus d’importance. Après, le relais est transmis au gestionnaire de réseau de transport, 
qui, lui, va résoudre les derniers déséquilibres ». 

d) Les évolutions prévues par la loi NOME du 7 décembre 2010 
La loi du 7 décembre 2010, portant nouvelle organisation du marché 

de l’électricité et dite loi NOME1, a réorganisé certains aspects du marché de 
l’électricité afin d’encourager le développement de la concurrence tout en 
maintenant une régulation forte. Outre des aspects tendant à la sécurité de 
l’approvisionnement en électricité, dont certains seront abordés plus loin, la 
loi NOME a transformé les principes de la tarification de l’électricité afin de 
donner aux différents fournisseurs les moyens de concurrencer l’opérateur 
historique dans des conditions économiques comparables. 

(1) Électricité nucléaire : l’instauration de l’accès régulé à 
l’électricité nucléaire historique (ARENH) 

La loi a instauré l’accès régulé à l’électricité nucléaire historique 
(ARENH), qui permet aux fournisseurs de consommateurs finaux résidant sur 
le territoire métropolitain continental, ainsi qu’aux gestionnaires de réseau 
pour leurs pertes2, d’acquérir auprès d’EDF une quantité d’électricité à un tarif 
fixé par voie réglementaire. Ce tarif est calculé afin de donner un accès aux 
opérateurs à l’électricité produite à partir des centrales nucléaires françaises 
actuelles. 

Ce tarif a été fixé à 42 € par MWh à compter du 1er janvier 2012. Le 
volume global d’ARENH cédé ne peut être supérieur à 100 TWh. À titre de 
comparaison, la production d’électricité nucléaire a été de 421,1 TWh en 
2011. 

L’ARENH donne aux fournisseurs un accès à une électricité moins 
coûteuse. 

                                               
1 Loi n° 2010-1488 du 7 décembre 2010 portant nouvelle organisation du marché de l’électricité, 
dont les rapporteurs étaient M. Jean-Claude Lenoir, alors député, et M. Ladislas Poniatowski, 
sénateur, tous deux à présent membres de votre commission d’enquête. 
2 À partir du 1er janvier 2013, les gestionnaires de réseau de transport (RTE) et de distribution 
(ERDF, entreprises locales de distribution) auront progressivement accès à l’ARENH pour 
compenser les pertes subies lors de l’acheminement de l’électricité sur leurs réseaux (arrêté du 
25 novembre 2011 relatif à l’échéancier d’augmentation des droits à l’accès régulé à l’électricité 
nucléaire historique pour tenir compte des quantités d’électricité fournies aux gestionnaires de 
réseaux pour leurs pertes). 
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Les modalités de fonctionnement de l’ARENH 

Le volume global d’électricité nucléaire historique pouvant être cédé est fixé, 
dans la limite de 100 TWh, par un arrêté gouvernemental, en fonction notamment du 
développement de la concurrence sur les marchés de la production et de la fourniture 
d’électricité. La quantité totale de produit cédée au titre de l’ARENH à l’ensemble des 
fournisseurs est de 30,8 TWh pour le deuxième semestre de l’année 2011, 30,2 TWh 
pour le premier semestre de l’année 2012 et 31,3 TWh pour le deuxième semestre de 
l’année 2012. 

S’agissant des fournisseurs, c’est la Commission de régulation de l’énergie 
(CRE) qui répartit ce volume global entre ceux qui en font la demande, en fonction : 

- des prévisions de consommation des clients de ces fournisseurs ; 
- de la part de la production électronucléaire dans la consommation totale des 

consommateurs finaux. 
L’ARENH doit permettre aux fournisseurs alternatifs de couvrir une part de la 

consommation de leurs clients équivalente à la part de la consommation française totale 
couverte par la production nucléaire1. L’électricité nucléaire historique n’a pas vocation 
à être revendue sur le marché de gros par le fournisseur qui en bénéficie. 

De plus, l’électricité nucléaire historique est livrée selon un certain profil, 
c’est-à-dire que la puissance livrée à chaque fournisseur alternatif est fixée à un niveau 
variable selon le moment du jour ou de l’année, en fonction de la catégorie de 
consommateur (profil modulé pour l’électricité destinée aux petits consommateurs, profil 
plat pour celle destinée aux gros consommateurs)2. 

(2) De nouveaux principes de fixation des tarifs réglementés pour 
mieux refléter la réalité des coûts 

En premier lieu, la loi NOME a mis fin au mécanisme du tarif 
réglementé transitoire d’ajustement du marché (TaRTAM). Ce tarif avait été 
mis en place le 1er janvier 2007 pour deux ans, puis prolongé à deux reprises, 
pour les entreprises qui souhaitaient revenir au tarif réglementé après l’avoir 
quitté. 

S’agissant des autres tarifs réglementés de vente, la loi NOME a 
prévu qu’ils soient arrêtés, jusqu’au 7 décembre 2015, par les ministres 
chargés de l’énergie et de l’économie, après avis de la CRE. 

Les tarifs réglementés devront également, d’ici à la fin 2015, être 
progressivement établis en tenant compte de l’addition des éléments suivants : 

- l’ARENH ; 
- le coût de l’approvisionnement complémentaire en électricité, le 

volume d’ARENH ne permettant pas de répondre à l’ensemble de la demande 
adressée à chaque fournisseur ; 

                                               
1 Voir « La nouvelle organisation du marché de l’électricité » (Commission de régulation de 
l’énergie, http://www.cre.fr/dossiers/la-loi-nome).
2 Décret n° 2011-466 du 28 avril 2011 fixant les modalités d’accès régulé à l’électricité 
nucléaire historique. 
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- les coûts d’acheminement de l’électricité ; 
- les coûts de commercialisation et une rémunération normale. 
La période 2012-2016 sera donc cruciale pour l’évolution des tarifs.  

4. L’Europe de l’électricité : multiplicité des modèles, diversité 
des prix 

Le « modèle » français, produit de l’histoire, n’est pas représentatif de 
la situation prévalant dans d’autres États européens, qui ne sont pas tous partis 
d’une situation de monopole intégré. Les exemples de deux grands pays 
voisins sont éclairants à cet égard. 

a) Des marchés souvent caractérisés par la présence de gros 
opérateurs 

(1) L’exemple allemand 
Entendue par votre commission le 16 mai 2012, Mme Annegret 

Groebel, responsable du département des relations internationales du 
régulateur allemand (Bundesnetzagentur für Elektrizität), a ainsi rappelé que 
son pays a juridiquement ouvert le marché de l’électricité à la 
concurrence dès 1998. De plus, cette évolution a été rapidement acceptée par 
les consommateurs, notamment du fait qu’en Allemagne, où a longtemps 
prévalu une très forte fragmentation du marché entre plusieurs milliers 
d’entreprises électriques à rayonnement local, la notion de service public 
unifié de l’électricité n’existe pas. 

Actuellement, après des années de consolidation du secteur, quatre 
groupes (RWE, E.On, EnBW et Vattenfall) contrôlent les deux tiers de la 
production. Le marché de la fourniture est un peu moins concentré, puisque 
ces quatre groupes n’en contrôlent que 57 %. 

En ce qui concerne la distribution de l’électricité, il reste encore 
environ un millier d’entreprises. Les collectivités locales jouent un rôle très 
important, les Stadtwerke fournissant de multiples services, dont la 
distribution de l’électricité. Dans son intervention, Mme Annegret Groebel a 
notamment souligné les différences parfois notables du prix de 
l’acheminement facturé aux clients selon leur lieu de consommation, qui 
s’opposent à la logique de « timbre-poste » appliqué en France. Néanmoins, 
d’après le régulateur, cela ne pose pas de problème aux Allemands, pour qui le 
prix de l’électricité n’est qu’une donnée parmi d’autres caractérisant un 
territoire, au même titre, par exemple, que les prix de l’immobilier. 

(2) L’exemple britannique 
Dans la réponse écrite qu’il a adressé à votre rapporteur, le régulateur 

britannique (Ofgem) a décrit une situation relativement comparable en termes 
de date d’ouverture des marchés (dès les années 1990) et de nombre d’acteurs, 
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six grandes compagnies dominant les marchés de la production et la 
fourniture d’électricité - après des débuts qui avaient vu émerger une 
quinzaine de fournisseurs. 

Là aussi, comme en Allemagne, il existe une réelle concurrence entre 
fournisseurs ainsi qu’une grande variété de prix, à laquelle les consommateurs 
se sont habitués. 

En revanche, le transport et la distribution d’électricité sont 
notablement plus concentrés qu’en Allemagne : s’agissant du transport, 
National grid est le seul opérateur en Angleterre et au Pays de Galles (d’autres 
gestionnaires monopolistiques couvrant l’Écosse et l’Irlande du Nord) et 
sept gestionnaires de réseaux de distribution se partagent le royaume dans une 
logique de monopoles régionaux. 

b) La France demeure un marché très concentré 
Au total, au sein de l’Europe, la France apparaît comme un marché 

très concentré pour les activités ouvertes à la concurrence. 
Le tableau suivant retrace ainsi le nombre « d’acteurs principaux », 

c’est-à-dire détenant une part de marché d’au moins 5 %, dans le domaine de 
la production d’électricité dans chacun des 27 pays de l’Union européenne. 

Nombre d’acteurs principaux en termes de production d’électricité 
dans chacun des 27 pays de l’Union européenne 

2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 
Belgique 2 2 2 2 2 2 2 3 
Bulgarie 5 5 5 5 5 5 4 5 
République tchèque 1 1 1 1 1 1 1 1 
Danemark 2 3 3 2 2 2 2 2 
Allemagne 4 4 4 4 4 4 4 4 
Estonie 2 1 1 2 1 1 1 1 
Irlande 3 2 4 4 5 3 5 6 
Grèce 1 1 1 1 1 1 1 1 
Espagne 5 5 4 4 3 3 4 4 
France 1 1 1 1 1 1 1 1 
Italie 4 4 4 5 5 5 4 5 
Chypre 1 1 1 1 1 1 1 1 
Lettonie 1 1 1 1 2 2 1 1 
Lituanie 2 2 3 4 4 4 3 5 
Luxembourg 1 1 2 2 2 2 2 2 
Hongrie 6 4 3 4 5 6 3 3 
Malte 1 1 1 1 1 1 1 1 
Pays-Bas 4 4 5 5 4 4 4 5 
Autriche 7 5 4 4 4 4 4 4 
Pologne 7 5 5 5 5 5 5 5 
Portugal 3 3 3 3 3 3 3 2 
Roumanie 7 6 7 7 7 7 6 6 
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2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 
Slovénie 3 2 2 2 2 2 2 2 
Slovaquie 1 1 1 2 2 2 1 1 
Finlande 4 5 4 5 5 5 5 4 
Suède 3 3 3 3 3 3 3 5 
Royaume-Uni 6 7 7 6 7 9 8 8 

Note : les sociétés sont considérées comme des « acteurs principaux » si elles produisent au moins 
5 % de la production nationale nette d’électricité.

Source : Eurostat

Le tableau ci-après présente les mêmes statistiques pour ce qui 
concerne la fourniture. 

Nombre d’acteurs principaux en termes de fourniture d’électricité 
dans chacun des 27 pays de l’Union européenne 

2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 
Belgique 2 3 3 3 3 3 3 3 
Bulgarie 8 8 8 9 5 5 5 5 
République tchèque 8 8 8 3 3 3 3 3 
Danemark 5 : 7 8 : : : : 
Allemagne 4 4 3 3 3 3 3 3 
Estonie 1 1 1 1 1 1 1 1 
Irlande 4 4 5 4 3 4 5 5 
Grèce 1 1 1 1 1 1 1 1 
Espagne 6 6 6 4 3 3 3 4 
France 1 1 1 1 1 1 1 1 
Italie 3 1 2 3 3 3 2 3 
Chypre 1 1 1 1 1 1 1 1 
Lettonie 1 1 1 1 1 1 1 1 
Lituanie 3 2 2 2 2 2 2 3 
Luxembourg 3 3 3 4 4 4 4 4 
Hongrie 7 7 8 4 3 4 8 5 
Malte 1 1 1 1 1 1 1 1 
Pays-Bas** �3 5 5 5 4 4 4 3 
Autriche : 5 6 8 7 6 6 6 
Pologne 3 5 6 6 6 6 7 7 
Portugal 1 1 1 1 1 1 2 4 
Roumanie 8 9 9 9 9 8 8 8 
Slovénie 6 6 6 6 6 7 7 7 
Slovaquie 5 5 5 5 5 5 6 5 
Finlande 3 3 3 3 3 3 3 3 
Suède 3 3 3 3 3 3 3 3 
Royaume-Uni 7 7 7 7 7 7 6 6 

Note : les fournisseurs sont considérés comme “acteurs principaux” s’ils vendent au moins 5 % de la 
consommation nationale totale d’électricité. 
* Information sur le nombre de fournisseurs principaux non disponible. 
** Nombre de fournisseurs principaux vendant de l’électricité seulement aux petits consommateurs. 

Source : Eurostat 
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Au terme de cette brève analyse, il convient néanmoins de préciser 
que, même dans des pays « libéraux » en matière d’électricité comme le 
Royaume-Uni ou l’Allemagne, la puissance publique conserve un rôle 
majeur sur plusieurs sujets-clés : 

- d’une part, dans la détermination du bouquet énergétique., l’État 
intervient le plus souvent directement pour atteindre des objectifs qu’il 
détermine, par exemple au travers d’appels d’offres, de mécanismes du type 
« tarif d’achat » de l’électricité produite par certaines filières ou, a contrario, 
pour interdire certains modes de production (la question du nucléaire étant 
particulièrement symbolique) ; 

- d’autre part, au travers de l’autorité déléguée au régulateur, dans la 
surveillance du fonctionnement du marché libre ainsi que dans le plan 
d’investissement et la rémunération des acteurs des activités régulées 
(transport et distribution de l’électricité). 

c) Les fortes différences de prix de l’électricité pour les 
consommateurs en Europe 

Les différences structurelles des marchés, des différents choix fiscaux 
et des moyens de production se traduisent logiquement par des différences de 
prix pour le consommateur final. 

Le consommateur français bénéficie d’un prix de l’électricité en 
€ / MWh parmi les plus bas d’Europe (voire le plus bas en parité de pouvoir 
d’achat) selon l’étude menée par M. Michel Cruciani en 2011 pour l’Institut 
français des relations internationales1. 

Prix TTC en € / MWh (2010 – 2nd semestre) 

Données : M. Cruciani – IFRI. Graphique Sénat.

                                               
1 Michel Cruciani, Évolution des prix de l’électricité aux clients domestiques en Europe 
occidentale, note de l’IFRI, novembre 2011. 
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Ce constat mérite toutefois d’être tempéré sur deux points. 
D’une part, certains pays ont déjà fait le choix de transférer, 

notamment pour des raisons écologiques, une partie de leur fiscalité 
« classique » sur des assiettes énergétiques, notamment l’électricité. C’est, par 
exemple, le cas de l’Allemagne où existe une « taxe sur l’électricité » 
(Stromsteuer), d’un montant de 20,5 euros/MWh (soit près de 10 % du prix), 
dont le produit va à environ 90 % au financement des pensions afin d’alléger 
les charges sur la main d’œuvre. La part totale de la fiscalité pour un 
consommateur final résidentiel représentait environ 100 € / MWh en 
Allemagne en 2010, contre 32 € / MWh environ en France1. Environ la moitié 
du surcoût payé par le consommateur allemand par rapport au consommateur 
français correspond donc à un choix fiscal.

D’autre part, il ne faut pas confondre l’évolution des prix et celle 
de la facture d’électricité des ménages. Il faut tenir compte de 
l’augmentation de la consommation qui dépend du comportement des 
ménages, notamment en raison du développement de nouveaux usages 
(développement du chauffage électrique qui se poursuit encore aujourd’hui, 
croissance rapide de l’électronique…). 

Sur cette base, le tableau suivant, établi à partir de données d’Eurostat 
datant de 2005, montre un bilan nettement moins favorable à la France, qui 
apparaissait alors comme le pays de l’Union dont la facture moyenne des 
ménages d’électricité stricto sensu était la plus élevée. 

Dépenses de consommation d’électricité, de gaz et d’autres combustibles 
dans des pays de l’Union européenne en 2005 

En euros par an Électricité seule Électricité, gaz et autres 
combustibles 

Union européenne (27) 438 1 192 

France 852 1 438 

Allemagne n.d. 1 453 

Belgique 618 1 444 

Danemark 616 1 770 

Espagne 425 773 

Grèce 404 958 

Irlande 550 1 267 

Italie 486 1 439 

Royaume-Uni 465 968 

Source : Eurostat 

                                               
1 Différences entre le prix hors taxe et le prix toutes taxes comprises de l’électricité en France et 
en Allemagne en 2010, dans « L’énergie en Allemagne et en France », cahier de Global Chance 
co-écrit avec l’Institut du développement durable et des relations internationales (IDDRI – 
Sciences Po), septembre 2011. 
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Certes, un tel tableau comporte nécessairement des biais, dont le 
principal est le développement atypique du chauffage électrique en France. 
Néanmoins, la dernière colonne du tableau, qui prend en compte les autres 
sources d’énergie domestique, montre encore une France au-dessus de la 
moyenne des 27, mais à égalité avec les pays en situation géographique et 
économique comparable sauf le Royaume -Uni. 

Si, là encore, tout ne peut être comparé (les besoins de chauffage 
n’étant, par exemple, pas les mêmes selon les pays), ces chiffres tendent à 
relativiser l’image traditionnelle d’une France où l’électricité serait bon 
marché : du fait de leur consommation totale (qu’un prix unitaire peu élevé 
peut encourager), les Français faisaient partie, en 2005, des Européens dont 
la facture annuelle moyenne d’énergie (et singulièrement d’électricité) 
était la plus élevée. 

Plus précisément, le tableau suivant permet d’apprécier comment la 
différence de consommation entre un Français et un Allemand atténue en 
partie la différence de prix du kilowattheure. 

Comparaison de la consommation d’électricité et de la facture correspondante,  
par habitant, dans le secteur résidentiel 

Chauffage Eau 
chaude Cuisson Spécifique Total 

Allemagne 242 334 154 968 1 698 Consommation
en kWh France 701 317 172 1 233 2 423 

Allemagne 61,23 € 84,50 € 38,96 € 244,90 € 429,59 € Facture 
en euros France 96,74 € 43,75 € 23,74 € 170,15 € 334,37 € 

Source : calcul Sénat à partir des données sur la consommation d’électricité de Global Chance 
(B. LAPONCHE, « La consommation d’énergie en Allemagne et en France : une comparaison 
instructive », mai 2011 (Données 2008)) et à partir des données Eurostat, citées par la DGEC, sur le 
prix moyen au MWh pour un ménage au 1er semestre 2011 (138 € en France et 253 € en 
Allemagne). 

Ainsi, on observe que le prix du kilowatt-heure supérieur de 80 % en 
Allemagne par rapport à la France n’implique pas une augmentation de la 
facture dans les mêmes proportions (plus 30 % au total), du fait d’une 
consommation moins importante, résultant notamment d’un moindre recours 
au chauffage électrique et d’une plus grande sobriété dans la consommation 
d’électricité spécifique. 

Sur le moyen-long terme, le prix de l’électricité n’a guère augmenté 
en valeur nominale depuis les années 1980. En monnaie constante, il a même 
décru de manière significative aussi bien pour les particuliers que pour les 
industriels. Il connaît toutefois une hausse significative depuis 2008. 
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Évolution du prix de l’électricité en monnaie constante 

Graphique Sénat, à partir des données de la base Pegase du service de l’observation et 
des statistiques (SOeS, ministère du développement durable). 

B. DES COÛTS IMMÉDIATS MODÉRÉS DU FAIT D’UN BOUQUET 
ÉNERGÉTIQUE MARQUÉ PAR LE POIDS DU NUCLÉAIRE 

1. Le nucléaire : une filière historiquement compétitive malgré 
des incertitudes multiples 

La Cour des comptes a calculé que le coût de production au sens du 
coût courant économique de l’électricité nucléaire produite par le parc existant 
en France était en 2010 de 49,5 € / MWh.  

Ce coût demeure inférieur aux prix de marché comme aux coûts de 
production de la plupart des autres sources de production d’électricité : on 
peut en déduire que le parc nucléaire des 58 réacteurs existants apparaît 
comme compétitif à l’heure actuelle sur le plan économique. 
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Le parc de production électrique nucléaire français

Le programme nucléaire civil français a commencé dans les années 1950. On 
regroupe traditionnellement en deux « générations » les réacteurs successivement 
construits et mis en service : 

� le parc de 1re génération et Superphénix : 9 réacteurs, tous arrêtés 
définitivement. 

Ce parc comprend 6 réacteurs de technologie « graphite-gaz » mis en service 
entre 1963 et 1972 (Chinon A1, A2 et A3, Saint-Laurent A1 et A2, Bugey 1), un réacteur 
à eau lourde (Brennilis, 1967) et un réacteur à eau pressurisée de puissance limitée 
(Chooz A, 1967). On peut lui ajouter Superphénix, réacteur à neutrons rapides lancé en 
1974, qui avait au départ une vocation industrielle et non pas de recherche.  

Le parc de 1re génération, en raison du faible nombre de réacteurs et de leur 
puissance limitée (hors Superphénix, qui n’a connu qu’un temps de fonctionnement 
réduit), n’a jamais représenté une part majeure de la production d’électricité française. 

� le parc de 2e génération : 58 réacteurs répartis sur 19 sites, tous en service ; 
Ce parc, d’une puissance installée totale de 63 130 MW, produit la totalité de 

l’électricité nucléaire actuelle. Le premier réacteur (Fessenheim 1) a été couplé au réseau 
en mars 1977 et le dernier (Civaux 2) en décembre 1999. Les centrales sont réparties sur 
le territoire métropolitain, en général le long des grands cours d’eau ou sur les bords de 
mer. Ce parc est construit sur une technologie à eau pressurisée issue de l’acquisition 
d’une licence Westinghouse, qui a été développée selon plusieurs « paliers » successifs1 : 

- CP0 : 6 réacteurs de 900 MW (Bugey, Fessenheim) ;
- CPY :  28 réacteurs de 900 MW (Blayais, Chinon, Cruas, Dampierre, 

Gravelines, Saint-Laurent-des-Eaux, Tricastin) ; 
- P4 :  8 réacteurs de 1 300 MW à Flamanville, Paluel et Saint-Alban ; 
- P’4 :  12 réacteurs de 1 300 MW (Belleville, Cattenom, Golfech, 

Nogent-sur-Seine et Penly) ; 
- N4 :  4 réacteurs de 1 450 MW (Chooz, Civaux) ; 
- EPR :  1 réacteur de 1 600 MW en construction (Flamanville). 

Le cycle du combustible 
Le cycle du combustible comprend une phase amont (préparation du 

combustible avant son injection dans le cœur du réacteur) et une phase aval (traitement 
des combustibles usés et stockage des déchets nucléaires). 

� L’amont du cycle : 
- l’uranium naturel extrait des mines est d’abord transformé chimiquement

en hexafluorure d’uranium gazeux (usines Comhurex de Malvési et de Pierrelatte) ; 
- ce gaz est ensuite « enrichi », c’est-à-dire qu’une partie de l’uranium 238 est 

retirée du flux gazeux afin de parvenir à une concentration de 3 % à 5 % d’uranium 235, 
nécessaire pour son utilisation dans les réacteurs du parc nucléaire actuel (usine Georges 
Besse d’Eurodif, à Pierrelatte) ; 

- les crayons de combustible sont alors fabriqués et emballés (usine Areva de 
Romans-sur-Isère) ; 

                                               
1 Source : site Internet de l’Autorité de sûreté nucléaire, Les centrales nucléaires. 
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� L’aval du cycle : 
- le combustible, après quelques années d’utilisation puis de refroidissement 

(dans une piscine sur le site de la centrale), est retraité afin d’en extraire l’uranium et le 
plutonium, susceptibles d’une utilisation future (usine Areva de La Hague) ; 

- le plutonium, notamment, est utilisé pour fabriquer du combustible MOX
utilisé dans certaines centrales (usine Melox de Marcoule) ; 

- les déchets considérés comme non valorisables sont stockés dans les sites de 
l’ANDRA1 (voir infra) ou entreposés dans l’attente d’une solution de stockage définitif. 

Ce constat doit toutefois être tempéré par l’existence de certaines 
incertitudes sur les coûts liés au démantèlement des centrales actuelles et au 
stockage des déchets. On verra plus loin que cette compétitivité de l’électricité 
nucléaire, qui tient également à une quasi-non-prise en compte des coûts 
d’assurance, pourrait évoluer dans le futur en fonction de l’évolution du parc 
nucléaire mais aussi de celle des coûts des autres sources d’énergie. 

a) Le coût du nucléaire : une notion à géométrie variable 
Dans le rapport de la Cour des comptes, le chiffre le plus souvent cité 

est sans doute celui du coût de production de l’électricité nucléaire, évalué à 
49,5 € / MWh selon la méthode du coût courant économique.  

Ce coût, qui comprend les coûts de constitution du parc nucléaire 
dans leur ensemble, doit être distingué du tarif de l’accès régulé à l’électricité 
nucléaire historique (ARENH) prévu par la loi NOME, qui prend en compte 
l’amortissement de ce parc. 

(1) Des approches méthodologiques différentes selon les objectifs 
Si le prix de l’électricité peut se constater en examinant la 

réglementation (pour l’électricité vendue aux tarifs réglementés), les 
tarifications des opérateurs (pour l’électricité vendue aux tarifs libres) ou 
encore les cotations sur les marchés (pour l’électricité vendue en gros), le coût 
de production de l’électricité est une notion plus difficile à appréhender.  

La Cour des comptes, dans son rapport de janvier 2012, présente 
d’abord les coûts selon une approche pédagogique, appropriée à la spécificité 
du parc nucléaire, qui est entièrement constitué aujourd’hui : elle distingue les 
dépenses passées (construction, recherche passée), les dépenses courantes
(coûts d’exploitation, recherche actuelle…) et les dépenses futures
(démantèlement, gestion des combustibles usés, gestion des déchets 
radioactifs). 

Lorsqu’il s’agit de calculer un coût de production, elle mesure, en 
revanche, d’une part, les coûts fixes (construction des centrales, 

                                               
1 Agence nationale pour la gestion des déchets radioactifs. 
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démantèlement), d’autre part, les coûts variables (achat du combustible, 
charges de personnel, entretien du parc de production…)1. 

Or plusieurs méthodes existent pour calculer un coût de production 
global à partir des dépenses ainsi identifiées. La Cour des comptes en 
considère principalement quatre, qui se différencient surtout par la manière 
dont est pris en compte le passage du temps sur les investissements initiaux : 

- le coût comptable : les investissements sont évalués à partir du 
montant des amortissements inscrits dans les comptes, année après année. Le 
total des amortissements permet de reconstituer le capital investi dans le parc, 
mais à sa valeur initiale, sans prendre en compte l’inflation ; 

- l’approche de la commission Champsaur2. Cette méthode calcule 
un coût de production actuel en prenant en compte la part du capital investi 
qui n’a pas encore été remboursée. Elle permet, afin de répondre à l’objectif 
de la loi NOME, de répercuter sur les tarifs la compétitivité du parc nucléaire 
historique (déjà largement amorti), en prenant en compte les travaux 
d’investissement nécessaires à sa prolongation, mais pas ceux qui 
permettraient, le cas échéant son remplacement par d’autres moyens de 
production ; 

- le coût comptable complet de production (C3P) qui, par rapport au 
coût comptable, permet notamment le remplacement du parc en prenant en 
compte l’évolution des technologies et des normes. L’application de cette 
méthode exige, d’ailleurs, que l’on soit en mesure d’identifier exactement 
quelles sont ces « technologies actuelles » et quel est leur coût. La méthode du 
C3P prend en compte l’amortissement partiel du parc existant ; 

- le coût courant économique (CCE) : cette méthode, appliquée par 
EDF au secteur nucléaire, intègre la valeur globale du parc de production, sans 
tenir compte des amortissements. Ce coût, qui inclut l’inflation, permettrait 
donc de reconstruire, en fin de vie, un parc identique au parc historique. Cette 
hypothèse de reconstruction est théorique dans la mesure où l’application des 
normes de sûreté actuelles imposerait aujourd’hui de recourir à d’autres 
technologies plus coûteuses que les technologies historiques. 

                                               
1 Voir l’annexe 15 du rapport de la Cour des comptes de janvier 2012, qui calcule, d’une part, le 
montant des dépenses d’exploitation et des investissements de maintenance, d’autre part, le coût 
d’utilisation des actifs nucléaires (y compris le démantèlement). 
2 Il s’agit de la commission, présidée par M. Paul Champsaur, qui a eu pour mission, en 2011, de 
faire des propositions sur la détermination du prix de l’accès régulé à l’électricité nucléaire 
historique (ARENH). 
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La notion de coût courant économique 

L’Autorité de régulation des communications électroniques et des postes 
(ARCEP) a explicité, dans sa décision n° 05-0834 de 2005, la méthode des « coûts 
courants économiques » pour valoriser la boucle locale cuivre dans le cas des 
télécommunications1. 

Cette méthode permet, dans le cadre de l’ouverture à la concurrence, d’évaluer 
les coûts de remplacement en fonction des investissements réels de l’opérateur 
historique, en prenant en compte l’inflation. Elle permet à l’opérateur de financer les 
renouvellements nécessaires de son réseau, tout en lissant l’effet des cycles 
d’investissement afin de procurer une meilleure visibilité. 

Comme l’a indiqué devant votre commission M. Paul Champsaur, qui était 
président de l’ARCEP en 2005 et a ensuite présidé les deux commissions qui ont 
successivement posé le principe de l’ARENH puis proposé le niveau de son prix, la 
notion de coût courant économique est appropriée pour servir de base à la fixation d’un 
tarif dans le cas d’un marché où les nouveaux entrants ont le choix entre acheter ou 
investir (comme le marché des télécommunications), mais pas dans le secteur du 
nucléaire où le parc n’est pas réellement extensible à court et à moyen terme. 

(2) Le chiffrage de la notion de coût courant économique et des 
autres méthodes 

Au total, le coût courant économique de la production d’électricité 
nucléaire, calculé par la Cour des comptes, a été de 20 172 millions d’euros 
en 2010, qui se décomposent ainsi : 

Coûts d’exploitation 8 824 
Dépenses d’exploitation et investissements de maintenance 

Autres coûts variables2  3 007 

Loyer économique3 7 880 
Coût d’utilisation des actifs nucléaires  

Démantèlement 461 

Total 20 172 

Millions d’euros de 2010. Données : Cour des comptes, annexe 15. 

                                               
1 Décision n° 05-0834 de l’Autorité de régulation des communications électroniques et des 
postes, en date du 15 décembre 2005, définissant la méthode de valorisation des actifs de la 
boucle locale cuivre ainsi que la méthode de comptabilisation des coûts applicable au 
dégroupage total. 
2 Les autres coûts variables incluent le tarif agent, les coûts liés au régime de retraite et aux 
avantages de long terme au personnel, à l’entretien du parc immobilisé, au coût de portage du 
stock, au coût du dernier cœur et au coût des relations avec RTE.
3 Le loyer économique est le coût annuel de rémunération et de remboursement du capital qui 
permet, à la fin de vie du parc, de reconstituer en monnaie constante le montant de 
l’investissement initial. Autrement dit, il serait financièrement équivalent pour un opérateur de 
payer ce « loyer » ou de construire un nouveau parc avec les technologies d’origine (choix bien 
entendu théorique, la reconstruction d’un parc de deuxième génération supposant des 
autorisations qui ne sont pas à l’ordre du jour). 



- 50 - 

Compte tenu d’une production de 407,9 TWh en 2010, le coût 
unitaire est donc de 49,5 € / MWh en 2010. 

Il convient toutefois de prendre garde à la sensibilité de ce chiffre aux 
variations de certains paramètres : 

- en premier lieu, la valeur des investissements passés est prise en 
compte avec un taux de rémunération de 7,8 %, que la Cour des comptes dit ne 
pas être en mesure de valider. Si ce taux de rémunération était par exemple de 
6 % seulement, le coût d’utilisation des actifs serait de 6,65 milliards d’euros 
seulement1, soit une baisse de 8,4 % sur le coût total ; 

- en deuxième lieu, la valeur calculée vaut pour les conditions de 
production de l’année 2010 : une variation à la hausse ou à la baisse du taux 
d’utilisation des centrales nucléaires modifierait leur rentabilité dans le même 
sens ; 

- le coût de 49,5 € / MWh ne prend pas en compte le programme 
supplémentaire de maintenance prévu par EDF et renforcé après les 
événements de Fukushima, ainsi que les évaluations complémentaires de 
sûreté menées par l’ASN. Ce programme, d’un montant annoncé de 
55 milliards d’euros, renchérirait le coût de production de l’opérateur. En 
prenant en compte ce programme de maintenance, la Cour des comptes évalue 
à 54,2 € / MWh le coût courant économique de la production électronucléaire. 

Les autres méthodes considérées par la Cour des comptes donnent des 
estimations différentes : 

Résultat des différentes évaluations du coût du MWh en 2010 

En €2010 / MWh 

Coût comptable 33,4 € 

Coût de l’approche de la commission Champsaur 33,1 €2

Coût comptable complet de production (C3P) 39,8 € 

Coût courant économique (CCE) 49,5 € 

Source : Cour des comptes 

                                               
1 Commission de régulation de l’énergie, citée par la Cour des comptes dans son rapport de 
janvier 2012, p. 342. 
2 Ce coût de 33,1 € ne correspond pas à l’évaluation d’environ 39 € donnée par le rapport de la 
commission Champsaur, car celle-ci prenait en compte le programme d’investissements de 
maintenance d’un montant de 50 milliards d’euros, annoncé alors par EDF pour la période 
2011-2025. Les calculs présentés dans le présent tableau sont faits sur la base d’une durée de 
fonctionnement des centrales nucléaires de 40 années, avec le montant d’investissements de 
maintenance réalisé en 2010. 
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b) Abstraction faite de l’assurance, il n’y a pas de coûts cachés mais 
des divergences d’évaluation 

La Cour des comptes a effectué une étude approfondie des coûts de 
l’ensemble de la filière nucléaire civile, couvrant aussi bien les 
investissements physiques que les dépenses de recherche. 

Le schéma suivant rassemble les principales dépenses identifiées par 
la Cour des comptes qui indique que seules les dépenses d’investissement 
relatives au parc actuel, ainsi que les charges d’exploitation et provisions 
d’EDF, ont vocation à être incluses dans le coût de production. 

Synthèse des principales dépenses et charges liées au parc nucléaire actuel 

Schéma Sénat, à partir des données de la Cour des comptes,  
conclusion générale, notamment p. 273 et 281. Les derniers cœurs correspondent à la part de 

combustible non encore utilisé dans le réacteur au moment de l’arrêt définitif de celui-ci. 

Charges d’exploitation  
et provisions d’EDF en 2010

1ère génération : 2,5 Md€

Dépenses de recherche: 
55 Md€  

sur la période 1955-2010

Superphénix : 12 Md€ 

Démantèlement 
1ère génération : 6 Md€ 

Coût de la maintenance :  
1,7 Md€ (en 2010) ou 3,7 Md€ 

(plan 2010-2025) par an

Dépenses d’investissement d’EDF relatives au parc actuel 

Investissements : 118,2 Md€  
sur la durée de vie du parc, dont : 

– 96 Md€ pour la construction du 
parc de 2e génération ; 
– 18,4 Md€ pour le démantèlement ; 
– 3,8 Md€ pour les derniers cœurs. 

Total 10,030 Md€ 
Combustible  2,135 Md€ 
Coût du 
personnel  

2,676 Md€ 

Conso. externes 2,095 Md€ 
Impôts et taxes  1,176 Md€ 
Fonctions 
centrales  

0,872 Md€ 

Provisions 
combustibles 
usés et déchets  

1,076 Md€ 

Dépenses passées EDF 

+

Coût du parc actuel : 

dont EDF

Dépenses publiques de 
recherche : 38 Md€ 

Dépenses d’Areva 
(répercutées dans les 

dépenses de 
combustible d’EDF)

dont établissements 
publics 

dont Areva
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(1) Le débat autour de la prise en compte des dépenses de recherche 

La Cour des comptes, dans son rapport de janvier 2012, estime à 
55 milliards d’euros (monnaie de 2010) les dépenses totales de recherches 
faites dans le domaine de l’électricité nucléaire depuis le milieu des années 
1950, soit environ un milliard d’euros par an. Ce montant a été confirmé 
devant votre commission par M. Bernard Bigot, administrateur général du 
CEA.  

Au cours des dernières années, un rééquilibrage s’est effectué entre 
les dépenses publiques de recherche sur l’énergie nucléaire civile et celles 
consacrées aux nouvelles technologies de l’énergie. Toutefois, celles-ci 
portent non seulement sur les énergies renouvelables (y compris les 
biocarburants), mais aussi, notamment, sur le stockage d’énergie et le captage 
et stockage de CO2 : 

en millions d’euros 2007 2008 2009 2010 

Énergie nucléaire civile 384,909 399,244 417,211 430,009 

Nouvelles technologies de l’énergie 278,008 380,407 488,520 417,094 

Ratio NTE/nucléaire 72 % 95 % 117 % 97 % 

Source : Commissariat général du développement durable (CGDD), 
 cité par l’Assemblée nationale1

(a) Le lien entre l’estimation de la Cour des comptes et la filière de 
production électronucléaire actuelle 

Cette somme ne concerne tout d’abord que les dépenses de recherche 
civile, d’ailleurs difficiles à distinguer des dépenses de recherche militaire 
jusqu’au milieu des années 1950. 

On peut également se demander dans quelle mesure cet effort de 
recherche a débouché sur le parc de production nucléaire actuel qui fait 
pleinement partie de l’objet de votre commission d’enquête, c’est-à-dire le 
parc de 58 réacteurs à eau pressurisée. 

La Cour des comptes indique que, sur les 55 milliards d’euros 
consacrés à la recherche, « 43 Md€2010 ont été dépensés sur le nucléaire actuel 
(y compris pour les générations antérieures à celles du parc actuel) et 
12 Md€2010 pour la filière à neutrons rapides ».  

La Cour semble donc englober dans le nucléaire actuel les 
technologies de « première génération » (graphite-gaz, eau lourde) dont 
l’exploitation commerciale a été arrêtée par la suite1.  

                                               
1 Assemblée nationale, rapport n° 3805 fait au nom de la commission des finances, de l’économie 
générale et du contrôle budgétaire sur le projet de loi de finances pour 2012 par M. Gilles 
Carrez, rapporteur général, député, 12 octobre 2011. 



- 53 - 

La recherche française, notamment au sein du CEA, a porté en 
majorité jusqu’en 1963 sur la filière graphite-gaz. Puis la première place a été 
prise à partir de 1964 par la filière à neutrons rapides : après l’arrêt du pilote 
Phénix et du réacteur Superphénix2, cette filière est toujours l’un des 
principaux axes de la recherche publique3 avec le programme Astrid, pour une 
mise en service commerciale qui n’est pas attendue avant les années 2040. 

Le parc de production actuel de 58 réacteurs relève, pour sa part, 
d’une technologie à eau légère développée aux États-Unis et acquise auprès 
de Westinghouse par la société française Framatome. Une partie de la 
recherche française a toutefois bénéficié au parc de production actuel, car la 
technologie Westinghouse a fait l’objet d’adaptations qui ont permis 
d’accroître la sécurité des centrales et d’augmenter la puissance unitaire des 
réacteurs. 

S’agissant du cycle du combustible, la recherche française a porté 
notamment sur la technologie de diffusion gazeuse pour l’enrichissement de 
l’uranium (amont du cycle) et sur les technologies de traitement et de 
conditionnement des combustibles usés, pour lesquelles la France a élaboré un 
savoir-faire unique au monde (aval du cycle)4.  

La technologie de diffusion gazeuse, qui consommait une quantité 
considérable d’électricité (l’équivalent de trois réacteurs nucléaires), vient, 
elle aussi, d’être remplacée par une technologie de centrifugation importée, 
acquise auprès de la société anglo-germano-néerlandaise Urenco : ce procédé, 
beaucoup moins consommateur d’électricité, est désormais mis en œuvre dans 
la nouvelle usine Georges Besse II du Tricastin, l’usine Georges Besse I ayant 
terminé son activité le 7 juin 2012 après 33 années d’activité. 

La recherche couvre également des programmes de protection et de 
sûreté nucléaire. 

                                                                                                                                    
1 Le dernier réacteur de 1re génération, au Bugey, a été arrêté en 1994. 
2 La Cour des comptes inclut Superphénix dans les coûts de recherche, faisant observer que ce 
réacteur d’une puissance de 1 200 MW, construit pour produire de l’électricité, a finalement été 
reconverti en outil de recherche. 
3 Le CEA a consacré 97 millions d’euros à la filière à neutrons rapides en 2010. Le projet de 
démonstrateur ASTRID, réacteur à neutrons rapides refroidi au sodium de 4e génération, a reçu 
par ailleurs une subvention de 650 millions d’euros au titre des investissements d’avenir. 
4 La Cour des comptes indique également que le CEA a également travaillé sur des procédés 
alternatifs (programmes Chemex et Silva), pour un coût total supérieur à 2 milliards d’euros de 
2010, procédés qui n’ont pas été retenus pour une exploitation industrielle. 
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(b) Une participation croissante des industriels ou des autres 
opérateurs publics 

La répartition des dépenses de recherche montre une réduction des 
dépenses du CEA et une participation croissante, après 1990, des autres 
opérateurs (ANDRA, IRSN, CNRS) et industriels (EDF, Areva) :  

Recherche civile électronucléaire 
(en milliards d’euros par an) 

Données : Cour des comptes. Graphique Sénat. 

Sur la période récente (1990-2010), ces dépenses se répartissent 
comme suit : 

Montant en milliards d’euros 
de 2010 Détails 

Nucléaire actuel : 6,2 
– réacteurs : 1,6 
– cycle du combustible : 2,5  
– études support : 2,1 CEA sur subventions publiques 

Filière à neutrons rapides : 2,6  dont 1 pour Phénix. 

CEA sur financement externe 0,8 à 1,0  

Autres opérateurs publics 2,8 
– ANDRA : 1,5 
– IRSN : 1  
– CNRS : 0,3 

Industriels 8 (estimation) à parité entre EDF et Areva 

Source des données : Cour des comptes 
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(c) Un montant élevé, mais à relativiser par rapport à la valeur 
produite par la filière électronucléaire 

M. Bernard Bigot, administrateur général du CEA, a fait valoir que, si 
ces montants paraissent élevés, ils représentent une charge limitée si on la 
compare à la valeur produite par l’industrie électronucléaire : « la part de 
la recherche représente au plus 2,2 % de la valeur de l’électricité produite 
annuellement par la filière nucléaire ».  

C’est effectivement l’ordre de grandeur que l’on obtient si l’on 
rapporte, sur une année donnée, la dépense de recherche (environ un milliard 
d’euros) à la production électronucléaire (421,1 TWh en 2011), compte tenu 
de la valeur marchande de l’électricité (110 € / MWh). On obtiendrait 
toutefois un pourcentage plus élevé si on considérait l’ensemble de la période : 
jusqu’aux années 1980, en effet, les dépenses de recherche étaient du même 
ordre qu’aujourd’hui alors que la production électronucléaire était beaucoup 
plus faible, voire négligeable1. De plus, cette valeur de 110 €/MWh, prise 
comme référence par M. Bernard Bigot lors de son audition, correspond au 
prix de vente, charges comprises, de l’électricité et non au seul coût de 
production. 

(d) Une prise en compte seulement partielle des dépenses de 
recherche dans les coûts de l’électricité 

Parmi les dépenses de recherche d’un montant de 55 milliards 
d’euros, 38 milliards ont été financés par des crédits publics (CEA et autres 
opérateurs publics) et 17 milliards par les industriels. Pour la période 
actuelle, la Cour des comptes estime les dépenses de recherche en 2010 à 
1 056 millions d’euros, dont 295 millions à la charge d’EDF, exploitant des 
centrales nucléaires, et 414 millions d’origine publique. 

Les dépenses publiques ne sont pas, a priori, prises en compte dans le 
coût de l’électricité. 

La Cour des comptes fait toutefois observer que les dépenses 
financées sur fonds publics, d’un montant total de 644 millions d’euros en 
2010 (soit 414 millions pour la recherche et 230 millions pour la sécurité, la 
sûreté et la transparence), sont proches du produit de la taxe sur les 
installations nucléaires de base (taxe INB) versée à l’État par les exploitants. 
Elle en conclut qu’« on peut considérer que cette taxe, spécifique au secteur 
nucléaire, est destinée à couvrir les dépenses publiques qui lui sont 
attachées »2. On pourrait donc considérer que les dépenses publiques de 

                                               
1 En prenant l’hypothèse d’une durée d’exploitation des centrales nucléaires de 40 années, d’une 
valeur de l’électricité égale à 110 € / MWh et d’une production annuelle moyenne égale à celle 
de 2011, le rapport entre les dépenses de recherche (55 milliards d’euros) et la valeur totale 
produite sur la durée d’exploitation globale du parc est de 2,97 %. 
2 Cour des comptes, Les coûts de la filière électronucléaire, janvier 2012. Voir également 
l’annexe 9 de ce rapport qui retrace l’évolution de la taxe INB : le produit de celle-ci a crû de 
87 M€ en 1998 à 128 M€ en 2000, 345 M€ en 2005 et 580 M€ en 2011. 
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recherche et de sécurité se reflètent dans les coûts de production de 
l’électricité nucléaire. Cela ne serait toutefois vrai que depuis un petit nombre 
d’années, car le produit de la taxe INB a longtemps été très inférieur à son 
niveau actuel. 

Par ailleurs, dans leur contribution au rapport de la Cour des comptes 
de janvier 2012, les ministères concernés font valoir que « les dépenses de 
recherche ayant permis de mettre au point les réacteurs du parc actuel 
constituent des dépenses non récurrentes qu’il ne serait pas nécessaire de 
répéter si l’on voulait reconstruire un parc à l’identique et pour lequel il n’est 
donc pas nécessaire de reconstituer le capital. Il convient donc de les exclure 
du calcul du coût de production. ». Si l’argumentation peut se comprendre sur 
le plan théorique, il est peu probable dans les faits que soient construites à 
l’avenir de nouvelles centrales de 2e génération ; les dépenses de recherche 
afférentes peuvent donc être considérées comme attachées uniquement au parc 
actuel (sauf dans la mesure où ces dépenses ont également préparé la mise au 
point de réacteurs de technologie postérieure, tels que l’EPR). 

En outre, il convient de noter que, comme dans d’autres secteurs 
économiques, la recherche publique a des effets induits, difficiles à chiffrer 
mais qui relèvent de l’intérêt général national, sur l’ensemble de l’économie et 
notamment sur la création et la stimulation d’acteurs industriels de premier 
ordre. 

Le CEA, désormais troisième déposant de brevets en France1, a ainsi 
joué un rôle de premier plan dans la diffusion de technologies de pointe auprès 
de partenaires industriels de taille mondiale comme par la création de 
nombreuses entreprises « start-up ». De plus, comme on l’a vu, une partie 
importante de ces dépenses publiques a porté et porte encore sur des filières, 
telles que celle de 4e génération, qui ne correspondent pas à la production 
électronucléaire actuelle. 

Afin de comparer correctement les effets bénéfiques pour l’économie 
française du choix nucléaire, il conviendrait de considérer le coût 
d’opportunité : qu’en aurait-il été si les dépenses avaient été orientées 
différemment ? Une analyse macro-économique et une analyse en termes de 
stratégie industrielle seraient nécessaires pour pouvoir répondre précisément. 

Néanmoins, à titre d’exemple, il convient de considérer que les 
filières des énergies renouvelables et de l’efficacité énergétique (par exemple 
dans la rénovation du bâtiment) sont hautement intensives en emploi et, qu’en 
conséquence, leur développement aurait possiblement pu conduire à une 
situation économique passée et présente plus favorable.  

                                               
1Les deux premiers déposants de brevets étaient, en 2011, les groupes PSA Peugeot Citroën et 
Safran (Institut national de la propriété industrielle, Palmarès des principaux déposants de 
brevets publiés en 2011, 27 mars 2012). 
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Il est important de noter que la recherche publique française 
consacrée à l’énergie s’est concentrée quasi-exclusivement sur la filière 
nucléaire, au détriment des autres secteurs de l’énergie. 

Ainsi, d’après l’Agence internationale de l’énergie, les dépenses 
cumulées de 1985 à 2002 de recherche et développement publique dans 
l’énergie ont été consacrées à moins de 2 % aux énergies renouvelables. La 
recherche dans l’efficacité énergétique a bénéficié d’un soutien du même ordre 
de grandeur.  

S’agissant du développement des énergies renouvelables, lors de son 
audition du 19 mars, M. Bigot avait concédé que le rattrapage était long : « Il 
a été demandé au CEA, au moment où sa mission se développait à la fois dans 
le domaine de l’énergie nucléaire et dans celui des énergies renouvelables, de 
faire en sorte que, pour un euro dépensé pour le nucléaire du futur, un euro 
soit consacré aux énergies renouvelables. Nous essayons actuellement de 
répondre à cette exigence ». 

La comparaison entre filières des montants de la recherche réalisée 
actuellement sur fonds publics a particulièrement alerté votre rapporteur : 
environ 430 millions d’euros par an – dont 271 millions d’euros pour le 
CEA – pour le nucléaire, contre 300 millions d’euros par an – dont 84 millions 
d’euros pour le CEA – s’agissant des énergies renouvelables, selon 
M. Bernard Bigot. Or, d’après le tableau fourni par le Commissariat général au 
développement durable (CGDD) pour l’année passée (voir le graphique 
ci-après), un peu plus de 100 millions d’euros seulement ont été investis en 
recherche publique sur les énergies renouvelables, soit environ quatre fois 
moins que pour le nucléaire. 

Votre rapporteur souligne donc que la commande de l’État de parité 
de financement des recherches n’est toujours pas atteinte, loin s’en faut. Alors 
même qu’Eurelectric, la fédération européenne des producteurs d’électricité, 
annonce un total de 250 milliards d’euros d’investissements dans les filières 
renouvelables en Europe d’ici 2020, contre 16 pour les nouvelles capacités 
nucléaires. Il est inimaginable qu’un pays comme la France, en pointe dans ce 
secteur, se marginalise par rapport à ses voisins. 

Votre commission souligne la nécessité d’un rééquilibrage des 
programmes de recherche entre nucléaire et renouvelables, la France ne 
pouvant prendre le risque d’être exclue des marchés économiques majeurs que 
sont aujourd’hui les énergies renouvelables. 
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Financement public de la R&D sur l’énergie (France, 2010) 

Nucléaire (fusion et 
fission)

42%

Énergies 
renouvelables

12%

Hydrogène et piles 
à combustible

5%

Autres technologies 
de production et de 

stockage
2%

Technologies de 
pointe diverses

6% Efficacité 
énergétique

18%

Fossiles (pétrole, 
gaz, charbon)

15%

Chiffres : graphique Sénat à partir de chiffres communiqués par le  
Commissariat général au développement durable 

Quel serait l’impact d’une prise en compte dans les coûts de l’électricité 
des dépenses publiques de recherche ? 

Quelle que soit l’opportunité d’une décision d’imputation des dépenses 
publiques de recherche sur les factures d’électricité, votre rapporteur s’est interrogé sur 
le surcoût qu’entraînerait, le cas échéant, un tel choix. 

Plusieurs méthodes ont été considérées1. Un calcul consistant à réévaluer pour 
chaque année depuis 1957, en fonction du taux de rendement des actifs, le montant des 
dépenses annuelles de recherche publique en euros courants, puis à rapporter le montant 
total à la production du parc électronucléaire estimée sur l’ensemble de sa durée 
d’exploitation, conclut à un surcoût de 7,37 € / MWh.  

Par ailleurs, une application aux dépenses de recherche publique 
électronucléaire de la méthode du coût courant économique définie par l’ARCEP dans sa 
décision n° 05-0834 de 2005 fait apparaître une valeur, très proche de la précédente, de 
7,13 € / MWh.  

La sensibilité de ces estimations à une variation du taux de rendement des 
actifs ou de la durée d’exploitation du parc électronucléaire est comparable à la 
sensibilité de l’estimation du coût courant économique du parc de production que 
présente la Cour des comptes dans l’annexe 15 de son rapport de janvier 2012. 

                                               
1 Les calculs sont effectués à partir des données fournies par la Cour des comptes pour les 
dépenses de recherche publique et des hypothèses qu’elle a adoptées, à savoir notamment un 
taux de rémunération des actifs de 7,80 %. 
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On peut donc estimer à 61 € / MWh environ le coût complet de production de 
l’électricité nucléaire dans le cas où l’on choisirait d’inclure les dépenses de recherche 
publique, si l’on part du coût courant économique calculé par la Cour des comptes, 
compte tenu de l’impact des projets de maintenance post-Fukushima (soit 
54,2 € / MWh). 

Compte tenu de ces éléments, votre commission souligne qu’un 
débat peut avoir lieu sur l’opportunité d’une prise en compte partielle des 
dépenses de recherche publique dans les prix de l’électricité.  

Ainsi, une prise en compte des dépenses de recherche publique à 
hauteur de 50 % pourrait entraîner une hausse du coût de l’électricité de 3 à 
4 euros par mégawatt-heure. 

(2) Les enjeux du démantèlement  
La commission d’enquête s’est tout particulièrement intéressée à 

l’enjeu du démantèlement, auquel elle a consacré, en tout ou en partie, deux 
déplacements respectivement à Brennilis (Finistère) et Chooz (Ardennes).  

Le calcul du coût complet du nucléaire ne peut en effet se limiter à la 
période de construction et d’exploitation des centrales nucléaires : il est 
nécessaire de prendre en compte les charges importantes de traitement du site 
afin d’éliminer tout danger résiduel, voire de l’ouvrir à d’autres usages.  

Ces charges s’étalent sur plusieurs décennies, de sorte que la durée 
totale d’existence d’une centrale nucléaire (construction, exploitation, 
démantèlement) peut atteindre un siècle. 

• La France a fait le choix du démantèlement « immédiat », 
c’est-à-dire que les opérations démarrent dès l’arrêt de l’installation (en fait, 
quelques années après pour les parties de l’installation les plus contaminées). 
Ce choix entraîne des surcoûts : une période d’attente de 40 ou 50 ans était 
autrefois envisagée afin d’attendre une diminution naturelle d’activité 
radiologique qui aurait facilité la réalisation des travaux. Mais il permet de 
bénéficier d’une meilleure connaissance du site, apportée notamment par les 
personnes qui ont participé à son exploitation. 

Les travaux de démantèlement sont en cours pour huit réacteurs de la 
« première génération », ainsi que pour le réacteur Superphénix. Les deux 
chantiers qui devraient s’achever en premier, sont ceux de Chooz A en 2019 
(soit 28 ans après l’arrêt de la centrale) et de Brennilis en 2023 (38 ans après 
l’arrêt)1. 

• La question du coût du démantèlement fait l’objet de nombreuses 
incertitudes ; elle ne paraît toutefois avoir qu’un impact limité sur le coût de 
production de l’électricité. 

                                               
1 Cour des comptes, Les coûts de la filière nucléaire, janvier 2012, p. 89. 
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La Cour des comptes estime à 31,9 milliards d’euros les charges 
restantes de démantèlement pour les installations nucléaires civiles : 

Charges brutes restantes de démantèlement  
au 31 décembre 2010  

(milliards d’euros de 2010) 

Installations en exploitation d’EDF 18,4 

Installations arrêtées d’EDF 2,5 

Installations d’Areva 7,1 

Installations du CEA 3,9 

Total 31,9 

Source des données : Cour des comptes 

EDF, interrogé par votre rapporteur, a indiqué que le taux 
d’exécution, comparant les dépenses engagées au coût total de l’opération tel 
qu’estimé lors de la dernière révision du devis, était à la fin 2011 de 57,3 % 
pour Brennilis, de 67,5 % pour Chooz A et de 78,1 % pour Creys-Malville 
(Superphénix), la déconstruction des autres réacteurs étant moins avancée. 

La totalité de cette somme n’est pas reflétée dans le coût courant 
économique de la production d’électricité nucléaire, tel qu’il est calculé par la 
Cour des comptes. Celle-ci considère, en effet, séparément le coût du 
démantèlement du parc de production électronucléaire actuel d’EDF, composé 
de 58 réacteurs1, et le coût du démantèlement des installations arrêtées2 et des 
autres installations (réacteurs de recherche, sites d’entreposage des déchets, 
usines d’enrichissement de l’uranium, usines de traitement des combustibles 
usés…). 

L’étude du coût du démantèlement des installations de première 
génération est toutefois riche d’informations sur le coût à prévoir pour le 
démantèlement futur des 58 réacteurs du parc actuel. Il permet également 
d’apporter un retour d’expérience aux sociétés chargées du démantèlement. 

La Cour des comptes a ainsi calculé que les devis de démantèlement 
des installations arrêtées avaient, à périmètre constant, connu une 
augmentation de 17,3 % entre 2006 et 2008. L’évolution a toutefois été 
contrastée : + 26 % à Brennilis, mais – 23 % à Chooz A. 

                                               
1 Il convient de compter, avec les 58 réacteurs, quatre installations associées à leur exploitation : 
deux magasins interrégionaux d’entreposage du combustible neuf (Chinon et Bugey), une base de 
maintenance nucléaire (Tricastin) et un atelier de traitement des matériaux irradiés (Chinon). 
2 Il s’agit de huit réacteurs dits de première génération : filières gaz-graphite (Chinon A1, A2 et 
A3, Saint-Laurent A1 et A2, Bugey 1), eau lourde (Brennilis), eau pressurisée (Chooz A), ainsi 
que du réacteur Superphénix et de trois installations annexes. 
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S’agissant du coût effectif du démantèlement du parc actuel de 
deuxième génération, il devrait bénéficier : 

- de l’expérience acquise sur le parc de première génération d’une 
part (notamment à Chooz A, réacteur de faible puissance mais de technologie 
proche de celle du parc actuel) ; 

- des économies d’échelle offertes par l’homogénéité du parc actuel, 
les 58 réacteurs utilisant tous une technologie à eau pressurisée dérivée de la 
licence Westinghouse acquise au début des années 1970. Ces économies 
d’échelle auront toutefois des limites, chaque site ayant ses spécificités 
technologiques et géographiques. 

EDF – Coût de démantèlement des installations arrêtées 
(millions d’euros de l’année) 

Coût total de démantèlement (devis) 
Installation Type 

en 2001 en 2003 en 2006 en 2008 

Chinon A1, A2 et A3 694,7 649,0 586,5 810,0 

St-Laurent A1, A2 et silos 822,1 733,0 614,8 803,0 

Bugey 1 

Réacteurs UNGG 

348,4 373,0 289,9 412,0 

Brennilis Prototype eau lourde 254,0 260,0 265,6 373,0 

Chooz A Exemplaire préfigurant la 
série REP900 Mwe 245,1 224,0 216,5 220,0 

Creys-Malville Prototype (Superphénix) 941,6 952,0 912,4 943,0 

ICEDA 
(coût total) 

Conditionnement et 
entreposage 230,0 240,8 291,0 

APEC Entreposage combustible    36 

Total 3 305,9 3 421,0 3 126,5 3 888,0 

Source : document communiqué à votre rapporteur par EDF. 

Dépenses engagées par EDF depuis 2001  
(en millions d’euros de 2011) 

Projets 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 Total 

Total 
programme 
1re génération 

165 169 170 174 146 155 159 180 222 223 1 761 

Source : données communiquées à votre rapporteur par EDF. 

• Un sujet d’interrogation sur les prévisions relatives au coût du 
démantèlement provient de la comparaison des estimations françaises avec 
les expériences étrangères, même si les enseignements d’une telle 



- 62 - 

comparaison sont limités en raison des différences de technologies et de 
réglementations. La Cour des comptes a tenté de corriger ces disparités pour 
appliquer, par extrapolation, les charges de démantèlement de six pays 
étrangers au parc des 58 réacteurs français d’EDF. 

Le coût estimé en France à partir des informations fournies par EDF 
(18,4 milliards d’euros) apparaît alors comme le plus faible : ce coût serait de 
20 milliards d’euros en Suède, 27,3 à 34,2 milliards d’euros aux États-Unis, 
25,8 à 62 milliards d’euros en Allemagne et 38,9 milliards d’euros au Japon. 

EDF a fait valoir à votre rapporteur que les spécificités du parc 
français justifient des estimations de déconstruction plus basses que dans 
d’autres pays : la standardisation du parc sur une filière (eau pressurisée) 
moins coûteuse à déconstruire, la présence systématique de plusieurs tranches 
sur un même site, une puissance unitaire élevée et enfin une organisation 
industrielle spécifique. 

• En tout état de cause, la Cour des comptes considère que, même en 
prenant en compte cette large marge d’incertitude, l’impact du coût du 
démantèlement sur le coût de production de l’électricité demeure 
relativement mineur. 

Ainsi, pour un taux d’actualisation de 5 % (inflation comprise), un 
doublement du devis de démantèlement accroîtrait le coût annuel de 
production de 1 milliard d’euros, ce qui correspond à une augmentation du 
coût de production de 5 % seulement. Cette analyse est sensible au choix du 
taux d’actualisation, comme l’examinera votre rapporteur infra. 

• Une meilleure association entre les opérateurs chargés du 
démantèlement et l’Agence nationale pour la gestion des déchets radioactifs 
(ANDRA) permettrait peut-être de mieux maîtriser la quantité de déchets 
générée et, par conséquent, le coût global de la gestion des déchets.  

Mme Marie-Claude Dupuis, directrice générale de l’Agence, a ainsi 
indiqué lors de son audition devant votre commission que le centre de 
stockage de déchets de très faible activité, situé dans l’Aube et ouvert en 2003, 
était concerné par un remplissage beaucoup plus rapide que prévu, en raison 
du volume des aciers et gravats issus du démantèlement. Ce centre pourrait 
donc être saturé d’ici à 2025. Mme Dupuis a plaidé pour une collaboration 
renforcée avec EDF, le CEA et Areva en amont des stratégies de 
démantèlement, afin d’optimiser les processus pour éviter l’engorgement de ce 
centre de stockage. 

Votre commission souligne la nécessité de disposer d’un plan 
précis pour le démantèlement des 58 réacteurs actuels, assorti d’un 
chiffrage du coût de chaque étape et régulièrement mis à jour en fonction 
du retour d’expérience des démantèlements en cours, afin de mieux 
préciser les coûts futurs induits par le parc nucléaire actuel. 
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Votre commission souligne également que le démantèlement ne 
doit pas être la « variable d’ajustement » de la filière nucléaire, qui 
pourrait être tentée de repousser celui-ci dans le temps en cas de 
difficultés de financement. D’une part, le démantèlement peut constituer 
une orientation stratégique pour l’industrie nucléaire française dans un 
monde où de nombreux réacteurs seront mis à l’arrêt dans les décennies à 
venir. D’autre part et surtout, le maintien à l’arrêt sur l’ensemble du 
territoire national de nombreux réacteurs non décontaminés, alors que la 
mémoire de ces installations disparaîtra peu à peu après leur arrêt, 
présenterait un risque de sécurité certain. 

(3) De fortes inconnues relatives au stockage, pour un impact limité 
sur le prix de l’électricité 

Le stockage des déchets radioactifs est confié en France à un 
établissement public industriel et commercial, l’Agence nationale pour la 
gestion des déchets radioactifs (ANDRA). Il a fait l’objet d’un cadre législatif 
auquel le Parlement, notamment à travers l’Office parlementaire des choix 
scientifiques et technologiques (OPECST), a été et demeure particulièrement 
attentif. 

Le stockage soulève, surtout dans le cas des déchets à vie longue ou à 
haute activité, des questions relatives à la sécurité et à des choix de société, 
qui seront évoqués plus loin1. Il sera ici question du coût financier du 
stockage. Son impact sur le coût de l’électricité devrait demeurer relativement 
limité malgré les grandes incertitudes qui entourent son montant absolu. Une 
inconnue viendrait s’y ajouter dans le cas où il serait renoncé définitivement à 
valoriser un jour certaines matières radioactives dans un parc de centrales 
nucléaires de 4e génération. 

(a) Les différents modes de stockage des déchets nucléaires 
Les déchets nucléaires sont produits non seulement par le parc de 

production d’électricité qui intéresse directement votre commission d’enquête 
(62 % en volume), mais aussi par le secteur de la recherche (17 %, dont une 
partie est liée à la production d’électricité), par les activités de défense (17 % 
également), ainsi que par l’industrie non nucléaire (3 %) et le secteur médical 
(1 %). 

Dans le cas des déchets issus de l’exploitation des centrales 
nucléaires, on peut distinguer : 

- les combustibles usés qui ne font pas l’objet d’un retraitement et ne 
sont donc pas valorisables. Certains ont déjà été recyclés antérieurement ; 

                                               
1 Voir infra, 2e partie I.B.2. « La gestion des déchets ou la prise en compte du temps long du 
nucléaire » pages 188 et suivantes. 
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- certains résidus issus des opérations de fabrication du combustible 
(amont du cycle) ou de traitement des combustibles usés (aval du cycle) ; 

- les déchets issus du démantèlement des installations. 
Ces déchets sont classés en fonction de leur niveau d’activité et de 

leur durée de vie, ce qui a déterminé la construction de plusieurs centres de 
stockage distincts : 

- dans l’Aube, le centre de Morvilliers accueille les déchets de très 
faible activité (TFA), tandis que le centre de Soulaines accueille les déchets 
de faible et moyenne activité à vie courte (FMA-VC). Un autre centre de 
stockage de déchets de faible et moyenne activité, situé dans la Manche, est 
désormais fermé et fait l’objet d’une surveillance ; 

- un projet de centre de stockage de déchets de faible activité à vie 
longue (FA-VL) est à l’étude, mais a pris du retard en raison de la difficulté à 
trouver un site d’accueil ; 

- un projet de stockage en couche géologique profonde des déchets à 
haute activité (HA) ou à moyenne activité et vie longue (MA-VL) est étudié 
sur le site de Bure (Meuse – Haute-Marne). 

L’ANDRA prévoit un accroissement important du volume de déchets 
d’ici à 2030. 

Prévision d’évolution des volumes de déchets 
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Graphique Sénat. Données ANDRA, Inventaire national des matières et déchets radioactifs, 
édition 2012 – les essentiels. Les déchets à haute activité (HA) ne sont pas représentés  

en raison de leur volume très faible. 
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(b) Les incertitudes entourant les solutions de stockage de déchets à 
faible et moyenne activité 

Deux incertitudes entourent les solutions de stockage de déchets à 
faible et moyenne activité. 

Concernant, d’une part, les déchets de faible activité à vie longue, 
dont la radioactivité peut se maintenir pendant des milliers, voire des centaines 
de milliers d’années, l’ANDRA recherche un site de stockage à faible 
profondeur.  

Comme l’a indiqué Mme Marie-Claude Dupuis, lors de son audition 
devant votre commission, une première tentative a échoué en 2008 après le 
retrait de deux communes qui s’étaient portées candidates ; un nouveau projet 
doit être présenté par l’ANDRA au Gouvernement au cours de l’année 2012. Il 
s’agirait, toutefois, essentiellement de déchets « historiques » issus de 
l’industrie des terres rares1. Leur coût ne concerne donc pas l’exploitation des 
centrales nucléaires. 

D’autre part, et comme cela a été précisé précédemment, le centre de 
stockage de déchets de très faible activité de Morvilliers risque d’être saturé 
plus vite que prévu par les déchets de déconstruction.  

(c) Des estimations de coût très différentes selon les opérateurs pour 
le projet de stockage géologique 

La principale incertitude, en termes de coût, concerne le projet de 
stockage en zone géologique des déchets les plus dangereux, dit projet 
« Cigéo », qui fait l’objet de recherches actuellement au laboratoire souterrain 
de Meuse – Haute-Marne à Bure : ces déchets sont principalement issus du 
traitement des combustibles usés. 

Les déchets à haute activité, s’ils représentent seulement 0,2 % en 
volume des 1 320 000 m3 de déchets recensés à fin 2010, concentrent en effet 
96,8 % de la radioactivité2. 

Le chiffrage de ce projet a fait l’objet d’évolutions importantes et 
n’est pas consensuel. 

Une première estimation, réalisée en 2005 par un groupe de travail 
réunissant, sous l’égide de l’administration, les producteurs de déchets (EDF, 
Areva, CEA) et l’ANDRA, a conclu à un coût de 13,5 à 16,5 milliards d’euros. 

                                               
1 Les terres rares sont des minéraux stratégiques utilisés généralement dans des domaines de 
haute technologie. Le Plan national de gestion des matières et des déchets radioactifs 2010-2012 
(PNGMDR) précise que les déchets FA-VL incluent des déchets contenant du radium « qui 
proviennent essentiellement du traitement de minéraux contenant des terres rares, utilisés pour 
la fabrication de composants électroniques, de pots catalytiques dans l’industrie automobile et 
dans la métallurgie fine ». 
2 Source : ANDRA, Inventaire national des matières et déchets radioactifs, édition 2012 – les 
essentiels. 
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En 2009, l’ANDRA a réalisé une nouvelle estimation de 
33,8 milliards d’euros, qu’elle fonde sur les évolutions techniques survenues 
entre-temps ainsi que sur un accroissement du périmètre du projet. 

Les exploitants nucléaires ont présenté pour leur part, fin 2010, des 
options de conception alternatives pour le stockage (dossier « STI »), dont le 
coût était estimé à 14,4 milliards d’euros, en retenant des choix techniques, 
notamment architecturaux, différents. 

Lors de son audition devant votre commission, M. Christian Bataille, 
député, auteur avec M. Claude Birraux de plusieurs rapports sur la gestion des 
déchets au nom de l’OPECST et rapporteur de la loi n° 91-1381 du 
30 décembre 1991 relative aux recherches sur la gestion des déchets 
radioactifs (couramment désignée sous le nom de « loi Bataille »), a souligné 
avec force le rôle qui doit, selon lui, demeurer celui de l’ANDRA : « si les 
producteurs – EDF en premier lieu, mais aussi Areva et le CEA, sans oublier 
les petits producteurs comme les hôpitaux – ont, incontestablement, leur mot à 
dire s’agissant de la gestion de leurs déchets, c’est à l’ANDRA, organisme 
public investi par la loi de cette mission, de prendre, au final, les décisions sur 
les modalités de mise en œuvre, dans le respect des exigences de sûreté fixées 
par l’ASN1 ». 

À la demande de votre rapporteur, l’ANDRA a apporté les explications 
suivantes au sujet de la différence de conception entre les deux projets : 

« L’architecture proposée dans le dossier STI nécessite une plus grande 
emprise souterraine que l’architecture du dossier 2009 (+ 50 %) et est moins flexible. 
Certaines options techniques (creusement au tunnelier, allongement des micro-tunnels 
de stockage HA) avaient également été examinées dans le cadre du dossier 2009. Elles 
nécessitent toutefois des essais de validation au Laboratoire souterrain pour confirmer 
leur faisabilité dans le contexte géologique particulier étudié pour le stockage. Ces 
pistes d’optimisation sont approfondies dans les études en cours menées par l’ANDRA. 

Certaines options techniques proposées par les producteurs ne sont pas 
compatibles en l’état avec les exigences de sûreté en exploitation et à long terme du 
projet : 

- compte tenu du caractère nucléaire et souterrain de Cigéo ainsi que son 
extension sur plusieurs kilomètres, les conditions de développement d’un incendie seront 
particulières et différentes de celles des installations nucléaires de surface. L’instruction 
du dossier 2009 par l’ASN a porté en particulier sur les différences de référentiels et de 
pratiques entre les installations nucléaires de surface et les ouvrages souterrains (mines, 
tunnels) ; 

                                               
1 Autorité de sécurité nucléaire. 
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- le dossier STI propose une architecture souterraine « monotube » sans 
disposition particulière pour l’évacuation du personnel ou l’arrivée des secours, ce qui 
permet de réduire considérablement le linéaire de galeries. La gestion de l’incendie se 
fonde sur les pratiques des installations nucléaires de surface (fermeture de portes 
coupe-feu et confinement sur un secteur fermé). Le personnel doit évacuer l’installation 
en franchissant les portes coupe-feu, la distance à parcourir dans les fumées dépendant 
notamment de la fermeture effective de ces portes après détection de l’incendie ; 

- conformément au Guide de sûreté de l’ASN relatif au stockage, « la 
conception et l’implantation des liaisons surface-fond devront permettre de limiter la 
circulation des eaux en prenant en compte la nécessité de réaliser un scellement 
efficace ». Le dossier STI propose une architecture souterraine avec des puits de retour 
d’air en extrémité de zone de stockage pour simplifier le circuit de ventilation et réduire 
le linéaire de galeries. Le dossier 2009 retient en référence l’option d’un regroupement 
des puits et de la base des descenderies dans une même zone souterraine d’emprise 
restreinte. Cette disposition est plus robuste vis-à-vis de la démonstration de sûreté 
après fermeture.  

Dans son rapport d’évaluation de novembre 2011, la CNE1 a ainsi estimé que 
le travail effectué par les producteurs contient des éléments techniques qui méritent 
examen. Elle a néanmoins relevé que « ce projet satisfait moins bien que le projet 2009 
de l’ANDRA l’objectif prioritaire d’impact radiologique le plus réduit possible, 
compatible avec les conditions techniques et économiques ». » 

(Source : ANDRA) 

EDF a apporté pour sa part à votre rapporteur les éléments de réponse suivants :
« Le chiffrage du stockage STI (stockage industriel) des producteurs repose sur 

une architecture de stockage qui intègre toutes les optimisations techniques identifiées 
par le groupe de travail ANDRA/producteurs/DGEMP2/ASN de 2005, ainsi que le retour 
d’expérience des trois exploitants nucléaires dans leurs métiers respectifs. 

Il procède au choix de solutions simples, dont la faisabilité a déjà été prouvée 
sur des installations suffisamment comparables et qui font l’objet d’un retour 
d’expérience industriel. Cette simplicité et cette robustesse sont plus favorables à la 
sûreté opérationnelle, notamment lors du chantier. Par ailleurs, il répond aux mêmes 
exigences de sûreté que l’architecture proposée par l’ANDRA, pour la sûreté de long 
terme. Ces choix permettent de rester dans l’enveloppe initialement retenue pour le coût 
d’investissement de cet ouvrage (c’est-à-dire 5,6 Md€ à comparer aux 14,6 du chiffrage 
2009 de l’ANDRA, soit une différence de 9 Md€). 

L’optimisation de l’architecture par les producteurs permet à elle seule une 
diminution de plus de 75 % du coût d’investissement par rapport au chiffrage ANDRA 
2009 : 

- ainsi le choix d’une architecture monotube permet de réduire fortement le 
linéaire de galeries (34 km contre 96 km) et le nombre d’intersections (une centaine 
contre plus de 500), ce qui conduit à diminuer le coût d’investissement de 2,2 Md€ (tous 
les montants indiqués dans cette fiche sont aux conditions économiques de 01/2008) ; 

- le choix d’une technique de creusement au tunnelier, qui bénéficie d’un retour 
d’expérience favorable, y compris dans des conditions proches d’un stockage à Bure, 
permet une diminution de 1,2 Md€ ; 

                                               
1 Commission nationale d’évaluation du financement des charges de démantèlement des 
installations nucléaires de base et de gestion des combustibles usés et des déchets radioactifs. 
2 Direction générale de l’énergie et des matières premières 
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- la différence de coût pour les alvéoles Haute Activité est de 1,4 Md€, dont 
0,9 Md€ lié à l’allongement des alvéoles à 120 mètres et 0,5 Md€ à une estimation 
différente du coût des intercalaires placés entre les colis de déchets ; 

- enfin, les différences de méthode retenue pour estimer le personnel en support 
aux travaux souterrains ont un impact de 2 Md€. Sont pris en compte dans ce poste : le 
personnel de fonctionnement du chantier en surface, le personnel de fonctionnement des 
puits liés aux travaux et le personnel de la zone centrale. » 

(Source : EDF) 

Votre commission ne peut que prendre acte de ces estimations 
divergentes et appelle à la définition rapide d’un chiffrage cohérent et 
sans compromis sur les impératifs de sécurité et de réversibilité du 
stockage, tels qu’ils sont fixés par la loi. 

(d) Un impact qui devrait rester modéré en toute hypothèse sur le coût 
par MWh 

La différence de coût entre l’estimation de l’ANDRA et le 
contre-projet des exploitants nucléaires est considérable et pourrait entraîner 
une augmentation importante du niveau des provisions constituées par les 
exploitants pour la gestion des déchets. Il est donc important de mesurer 
l’impact qu’aurait un doublement de ces provisions sur le coût de 
l’électricité nucléaire. 

La Cour des comptes a réalisé cet exercice et a montré que le coût de 
production de l’électricité nucléaire augmenterait de 200 millions d’euros 
par an, soit 1 % environ. L’impact de cette incertitude paraît donc limité si 
l’on considère le périmètre prévu actuellement pour les projets de stockage des 
déchets nucléaires. 

Comme l’a toutefois fait remarquer à votre rapporteur 
M. Yves Marignac, directeur du cabinet WISE-Paris, un tel coût 
supplémentaire de 20 milliards d’euros, s’il survenait brutalement, pourrait 
nécessiter une réévaluation rapide (et non pas lissée dans le temps comme cela 
a été le cas pour le premier devis de 2005) du montant des provisions, ce qui 
aurait un effet beaucoup plus sensible sur le prix de l’électricité. 

(e) Un coût non chiffré : l’éventualité d’une requalification en déchets 
nucléaires de certaines matières considérées comme valorisables 

Les projets de stockage de déchets reposent toutefois sur une 
définition de périmètre qu’il est important d’expliciter. 

Les déchets radioactifs sont « des substances radioactives pour 
lesquelles aucune utilisation ultérieure n’est prévue ou envisagée »1.  

                                               
1 Code de l’environnement, article L. 542-1-1. 
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Or, la France, contrairement à d’autres pays exploitant l’énergie 
nucléaire, envisage la réutilisation future d’une proportion importante des 
matières issues de l’exploitation nucléaire. Ces matières, considérées comme 
valorisables, ne sont donc pas classées comme des déchets et les centres de 
stockage actuels ou en projet ne sont pas nécessairement dimensionnés pour 
les accueillir. Il s’agit de sous-produits du cycle du combustible : 

- uranium appauvri, écarté lors de la phase de l’enrichissement de 
l’uranium naturel ; 

- uranium de retraitement, issu du retraitement des combustibles 
usés ; 

- plutonium, issu également du retraitement ; 
- thorium, dont Areva détient un stock à Cadarache.
Certaines de ces matières peuvent, dans une certaine mesure, être 

réutilisées dans le parc actuel. En particulier, l’uranium appauvri est associé 
avec du plutonium pour fabriquer du combustible MOX, utilisé dans certaines 
centrales nucléaires françaises ; quant à l’uranium de retraitement, il peut être 
à nouveau enrichi pour servir de combustible1. Le MOX usagé lui-même est 
considéré comme valorisable. 

Toutefois, les stocks de ces matières se constituent à un rythme tel 
que leur réutilisation dans le parc de production actuel n’est pas envisageable. 
En fait, le plan national de gestion des matières et des déchets radioactifs 
(PNGMDR) 2010-2012 envisage surtout leur réutilisation dans le parc de 
centrales nucléaires de 4e génération. Il souligne ainsi que la quantité de 
plutonium mobilisable à l’horizon 2040, comme résidu du fonctionnement des 
centrales actuelles, permettrait de démarrer environ 25 réacteurs à neutrons 
rapides. 

Des quantités importantes de matières dites valorisables sont 
actuellement entreposées en France : l’inventaire de l’ANDRA comptabilisait, 
fin 2010, 272 000 tonnes d’uranium appauvri, 24 100 tonnes d’uranium de 
retraitement, 80 tonnes de plutonium et 9 400 tonnes de thorium. 

Si la France renonçait un jour au développement d’un parc nucléaire 
de 4e génération, ces matières, dont les stocks auront encore augmenté d’ici là, 
devraient être reclassées en déchets radioactifs.  

S’agissant du combustible usé et du carburant MOX usagé, 
l’éventualité du stockage fait l’objet de provisions de la part d’EDF. 

En revanche, le PNGMDR souligne que des études nouvelles seraient 
nécessaires si l’uranium appauvri n’était plus valorisé, ajoutant que « les 
ordres de grandeur des volumes considérés, s’il fallait considérer ces matières 
                                               
1 Le ré-enrichissement de l’uranium de retraitement est actuellement effectué en Russie, pour des 
raisons techniques, mais la nouvelle usine Georges Besse II, au Tricastin, doit avoir la capacité 
de réaliser cette opération en France. L’uranium de retraitement ré-enrichi est actuellement 
utilisé comme combustible dans la centrale de Cruas. 
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comme des déchets, sont de nature à modifier considérablement l’ampleur des 
projets de stockage ». Or les stocks d’uranium appauvri devraient atteindre 
450 000 tonnes en 2030, contre 272 000 tonnes aujourd’hui1. 

Quel coût pour un stockage des matières radioactives « valorisables » ?

Votre rapporteur s’est interrogé sur le coût que représenterait la requalification 
en déchets nucléaires des matières radioactives dites valorisables, et donc de leur 
stockage. 

Un poste essentiel de ce coût résiderait très probablement dans le stockage de 
l’uranium appauvri qui en constitue une part essentielle2. Cet uranium appauvri, 
compte tenu de l’importance des quantités produites, ne pourrait être réutilisé à grande 
échelle que dans des réacteurs de 4e génération (réacteurs à neutrons rapides), dont la 
mise en œuvre est à ce jour hypothétique ; encore représenterait-il alors, selon le 
PNGMDR, « une ressource pour plusieurs millénaires ». De plus, compte tenu du 
caractère hypothétique de la mise en œuvre industrielle des réacteurs à neutrons rapides, 
votre rapporteur ne cache pas ses doutes à l’égard d’une résorption effective, même à 
long terme, des quantités d’uranium appauvri actuellement entreposées. 

Il note d’ailleurs que ces stocks d’uranium appauvri sont d’autant plus 
importants qu’ils ne proviennent pas seulement de la fabrication du combustible 
nucléaire utilisé dans les 58 réacteurs français : Areva enrichit, en effet, de l’uranium sur 
le site de Pierrelatte pour le compte de clients étrangers et conserve la propriété de 
l’uranium appauvri qui en résulte3. 

Votre rapporteur constate, s’agissant du coût du stockage éventuel de cet 
uranium appauvri en le comparant au coût de stockage des différentes catégories de 
déchets : 

– d’une part, que l’uranium appauvri, en raison de son contenu radiologique, 
ne pourrait pas selon le PNGMDR être considéré comme un déchet à très faible 
activité (TFA), ni comme un déchet stockable en surface dans les installations 
actuellement en exploitation ; 

- d’autre part, que, selon le rapport de la Cour des comptes de janvier 2012, 
« dans les conditions actuelles, le stockage de l’uranium appauvri représente de l’ordre 
de 76 000 m3, ce qui correspond en volume à un ordre de grandeur comparable à 
l’ensemble des déchets devant être stockés dans le centre géologique profond » (dont le 
coût est estimé à 35,9 milliards d’euros selon le dernier devis de l’ANDRA). La Cour 
fait toutefois valoir que le contenu radiologique de l’uranium appauvri, inférieur à 
celui de l’uranium naturel, ne nécessite pas les mêmes conditions de stockage que les 
déchets à haute activité et moyenne activité à vie longue qui font l’objet du projet de 
Bure ; 

                                               
1 ANDRA, Inventaire national des matières et déchets radioactifs, édition 2012 : les essentiels. 
2 Les stocks d’uranium appauvri étaient, à la fin 2010, de 272 000 tonnes sur un total de 
366 980 tonnes de matières valorisables. 
3 Voir le PNGMDR, p. 41. 
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- enfin, si l’on considère la catégorie intermédiaire des déchets à faible 
activité à vie longue, le rapport de la Cour des comptes indique que « le coût futur de 
gestion des déchets à faible activité et vie longue représenterait un total de 806 M€ de 
charges brutes », pour un volume de 190 000 m3. Ce coût ne correspond toutefois qu’à 
un projet de stockage peu profond, dans un site exploité pendant 20 ans et surveillé 
pendant 30 ans seulement. Or, votre rapporteur considère que, compte tenu des risques 
particuliers que pourrait poser une dissémination de l’uranium appauvri dans 
l’environnement ou sa récupération par des personnes mal intentionnées1, son stockage 
nécessiterait des mesures bien plus importantes.

Votre rapporteur considère donc raisonnable une estimation du coût du 
stockage de l’uranium appauvri et des autres matières « valorisables » de l’ordre de 
quelques milliards d’euros au moins.

À titre indicatif, un financement sur 20 ans d’un projet de stockage d’un coût 
de 4 milliards d’euros pourrait être financé par un provisionnement de 180 millions 
d’euros par an avec un taux de 5 %. 

En tout état de cause, une nouvelle filière de gestion à long terme devrait donc 
être mise en place pour gérer ces stocks, car les ordres de grandeur concernés ne 
permettent pas d’envisager un stockage dans le cadre des centres de stockage existants 
ou en projet. 

Il en est de même du thorium, qu’il s’agisse des stocks d’Areva ou de 
ceux de Rhodia, non liés à l’industrie électro-nucléaire. L’Autorité de sûreté 
nucléaire, doutant du développement à court ou moyen terme d’une filière de 
valorisation des matières thorifères, a recommandé d’étudier la possibilité de 
les stocker en tant que déchets de faible activité à vie longue et de « sécuriser 
financièrement la gestion à long terme de ces substances »2. 

En tout état de cause, comme l’a fait observer 
Mme Marie-Claude Dupuis devant votre commission, un parc de réacteurs de 
4e génération produirait lui-même des déchets de haute activité et de moyenne 
activité à vie longue, dont le volume n’est pas connu actuellement.  

Votre commission partage, en conséquence, la demande de la 
Cour des comptes tendant à ce que les études scientifiques sur le stockage 
éventuel de l’uranium appauvri soient complétées d’un volet relatif au 
coût que celui-ci représenterait pour Areva.  

                                               
1 L’uranium appauvri contient un mélange d’uranium 235 et d’uranium 238, dont les périodes 
radioactives sont respectivement de 710 millions et 4,5 milliards d’années. Les effets de 
l’uranium appauvri, notamment utilisé dans des munitions, font l’objet de controverses. 
2 Avis n° 2009-AV-0075 du 25 août 2009 de l’Autorité de sûreté nucléaire sur les études remises 
en application du décret n° 2008-357 du 16 avril 2008 en vue de l’élaboration du Plan national 
de gestion des matières et des déchets radioactifs 2010-2012. 
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Votre rapporteur souligne également que d’autres coûts devraient 
être pris en compte, même s’ils ne sont pas certains et dépendent de 
circonstances naturelles ou humaines : 

- un éventuel accident nucléaire pourrait remettre en cause toute 
l’équation économique de la filière nucléaire et pourrait faire l’objet d’un 
mécanisme d’assurance, qui est examiné infra ; 

- si la filière nucléaire est présentée comme participant à 
l’indépendance énergétique réelle de la France, il faut souligner qu’un calcul 
en énergie finale montre que l’indépendance énergétique de la France réelle 
est bien inférieure (voir encadré infra). De plus, même si la concentration en 
énergie de l’uranium permet de constituer des stocks afin de résister aux chocs 
d’approvisionnement, il n’en reste pas moins que, à moyen terme, la filière 
nucléaire pourrait être affectée par l’instabilité de certains pays tels que le 
Niger ; 

- l’actualité internationale doit inciter à maintenir la plus grande 
vigilance à l’égard des risques de dissémination nucléaire. Les activités de 
retraitement de l’uranium, fondées sur la promesse hypothétique et à long 
terme d’une réduction du volume des déchets à haute activité, entraînent pour 
le moment la constitution et le déplacement sur le territoire français de stocks 
de matières telles que le plutonium qui pourraient être utilisées dans des armes 
nucléaires. À l’étranger, la multiplication des pays utilisant l’énergie nucléaire 
suscite toujours la crainte que, par transfert de technologie et apprentissage, 
certains pays acquièrent la maîtrise de l’enrichissement de l’uranium et de la 
fabrication d’armes. Enfin, il ne faut pas négliger les risques de guerre civile 
ou de troubles terroristes dans des pays maîtrisant déjà ces technologies. 

D’une manière générale, votre rapporteur considère que 
l’impossibilité d’associer un coût à ces risques, au motif qu’ils dépendent de 
comportements des États ou de phénomènes naturels qui ne peuvent être 
intégrés dans les modèles économiques, ne doit pas conduire à les 
négliger dans les politiques publiques : l’impact de la filière nucléaire est 
non seulement financier, mais aussi également environnemental, géopolitique 
et éthique. 

Nucléaire et indépendance énergétique 

L’indépendance énergétique est calculée en France comme le rapport entre la 
production nationale et la consommation nationale d’énergie primaire (c’est-à-dire 
l’énergie comprise dans le combustible). Ce rapport était de 51,2 % en 20101.  

                                               
1 Commissariat général au développement durable, Bilan énergétique pour 2010. 
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Or, votre rapporteur fait observer que les deux tiers de l’énergie primaire 
produite dans les centrales nucléaires sont dissipés sous forme de chaleur, ce qui n’est 
pas le cas de la plupart des autres formes d’énergie (hydraulique, éolien, photovoltaïque, 
pétrole et gaz…). Le nucléaire occupe donc une place beaucoup moins importante dans 
l’énergie qui est effectivement injectée dans les réseaux : l’indépendance énergétique 
est plutôt de l’ordre de 29 % si l’on raisonne en termes d’énergie finale (calcul 
Global Chance). 

Votre rapporteur rappelle également que, de nos jours, le combustible 
nucléaire utilisé dans les centrales françaises, si une grande partie de sa valeur ajoutée 
provient des étapes de conversion et d’enrichissement réalisées en France, provient 
d’uranium qui est importé de pays qui, pour certains, ne présentent pas tous les 
meilleurs caractères de stabilité. Tout en étant conscient que la possibilité de stocker des 
quantités importantes d’uranium permet de lisser l’impact de crises d’approvisionnement 
ponctuelles, il considère que l’électricité nucléaire ne devrait pas être comptabilisée 
comme participant à l’indépendance énergétique de la France au même degré que 
des énergies réellement locales.  

(4) Les discussions technique et politique sur la prise en compte des 
dépenses futures  

Le secteur nucléaire est caractérisé par le poids du long, voire du 
très long terme : si la durée d’exploitation des réacteurs envisagée par les 
différents pays qui les exploitent peut être de 30, 40, voire 60 ans, la durée 
complète d’activité sur un site donné sera probablement de l’ordre du siècle si 
l’on compte la phase de la construction et celle du démantèlement. 

Il ne suffit donc pas de mesurer le montant en valeur absolue des 
dépenses futures (démantèlement, gestion des combustibles usés et des 
déchets). Il faut souligner l’importance des sommes consacrées au 
provisionnement de ces dépenses futures ainsi que l’impact du choix du taux 
d’actualisation. 

(a) Le principe du provisionnement  
Le principe retenu est celui du provisionnement : les exploitants 

doivent placer sur un compte spécial des sommes qui permettront, le moment 
venu, de faire face à ces charges. Le montant des sommes à provisionner est 
un paramètre stratégique. 

Une approche extrêmement prudente consisterait à bloquer 
exactement le montant absolu des charges futures, soit 79,3 milliards 
d’euros selon l’estimation de la Cour des comptes. 

En pratique, il est admis de provisionner une somme inférieure à ce 
montant absolu, en considérant qu’une somme dans le futur n’a pas la même 
« valeur » qu’une somme aujourd’hui.  

En effet, les actifs bloqués procurent un certain rendement sur le long 
terme, ce qui permet effectivement à une somme inférieure de produire le 
montant désiré. 
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C’est ainsi que les provisions inscrites dans les états financiers des 
principaux exploitants sont de 38,4 milliards d’euros en 2010 : 

Millions d’euros  
de 2010 EDF AREVA CEA ANDRA Total 

Charges brutes en 
millions d’euros 62 097,1 10 464,2 6 770,2 83,5 79 415,0 

Provisions 28 296,5 5 604,3 4 453,3 41,3 38 395,4 

Données : Cour des comptes, janvier 2012 

Le débat sur l’utilisation des titres de RTE 
comme actif dédié au provisionnement des charges futures 

Une modification du cadre réglementaire1 survenue en 2010 a permis à EDF de 
« flécher » 50 % des titres de sa filiale RTE vers le provisionnement des charges futures 
nucléaires, pour une valeur de 2,3 milliards d’euros. Comme le fait observer la Cour des 
comptes dans son rapport de janvier 2012, ce choix suscite quelques observations : 

– l’inclusion des titres d’une filiale, dont l’activité est liée à celle de la maison-
mère, ne permet pas une diversification des risques ; 

– EDF ne pourrait guère, le cas échéant, vendre ces titres qu’à l’État (donc en 
accroissant les charges publiques) afin de régler les charges futures. L’opérateur 
explique toutefois qu’il s’agit en fait d’affecter les dividendes versés par RTE au 
portefeuille d’actifs dédiés, et non de prévoir la vente du réseau de transport d’électricité 
lui-même. 

Votre rapporteur reconnaît que les actifs de RTE présentent une certaine 
garantie de stabilité : comme l’indiquait devant votre commission M. Gilles-Pierre 
Lévy, président de la deuxième chambre de la Cour des comptes, les actifs de RTE 
présentent une valeur liée aux nécessités du transport de l’électricité et leur rentabilité 
est d’ailleurs fixée par la Commission de régulation de l’énergie. Les titres de RTE 
présentent donc l’avantage de disposer d’une rentabilité non soumise aux aléas de court 
terme du marché et sans doute corrélée, dans une certaine mesure, aux charges à 
couvrir2.  

Il se demande toutefois si cette rentabilité est garantie sur le long terme, 
alors même que la transition énergétique va, comme on le verra infra, entraîner une 
véritable reconfiguration des réseaux électriques. En particulier, l’émergence des 
énergies renouvelables, prônée par tous, mais aussi la possible fermeture progressive des 
centrales nucléaires entraîneront une modification de la géographie des réseaux.  

                                               
1 Décret n° 2010-1673 du 29 décembre 2010 portant modification du décret n° 2007-243 du 
23 février 2007 relatif à la sécurisation du financement des charges nucléaires 
2 Il est en effet raisonnable d’estimer que les investissements dans le réseau de transport 
d’électricité sont d’autant plus rentables que la production d’électricité et par conséquent les 
charges futures de traitement et de stockage des déchets sont importantes.  
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Le réseau existant, lié à la répartition des centrales actuelles sur le territoire 
national, pourrait ainsi perdre une partie de sa valeur lorsque celles-ci fermeront, 
c’est-à-dire au moment précis où il sera nécessaire de régler les dépenses de 
démantèlement, sauf, bien sûr, si de nouvelles centrales nucléaires étaient construites au 
même endroit. 

De plus, la mise en œuvre, grâce aux progrès du stockage, d’une réelle 
décentralisation de la production et de la consommation d’électricité contribuerait, elle 
aussi, à réduire l’utilité des réseaux de transport d’électricité à très haute tension actuels, 
qui sont d’ailleurs soumis à des difficultés d’acceptation de plus en plus grandes de la 
part des populations concernées. 

Votre rapporteur se demande au final si l’affectation partielle, par l’opérateur, 
des titres du réseau de transport au provisionnement des charges futures ne risque pas de 
limiter les choix futurs. 

Il relève également les propos forts tenus devant votre commission par 
M. André-Claude Lacoste, président de l’Autorité de sûreté nucléaire, qui considérait 
comme contraires à l’esprit de la loi non seulement l’affectation des titres de RTE, mais 
également la manière dont le CEA a constitué des provisions relatives à ses propres 
charges futures : « certaines situations me paraissent rigoureusement contraires à la 
loi : c’est ainsi qu’une partie des provisions pour le démantèlement du CEA s’est 
transformée en créances sur l’État. Nous sommes nombreux à ne pas avoir une très 
haute opinion de la valeur d’une créance sur l’État dans un tel domaine. 
Historiquement, le démantèlement d’une installation nucléaire s’est déjà trouvé en 
grand péril faute d’un financement qui devait être assuré directement par l’État ». 

(b) Le choix du taux d’actualisation 
Le taux de couverture nécessaire dépend du taux d’actualisation

choisi pour les dépenses futures.  

L’actualisation permet d’« écraser » considérablement les charges de long 
terme. Pour un taux de 5 % (ou 2,94 % si l’on soustrait une inflation de 2 %), une 
somme actuelle de 100 euros couvrirait une charge future de 163 euros dans 10 ans, de 
265 euros dans 20 ans et de 1 147 euros (soit 426 euros en monnaie de 2012) dans 
50 ans. 

L’énormité de ces chiffres a conduit certains analystes à proposer l’application 
d’un taux d’actualisation moins élevé pour les durées très longues1.  

                                               
1 Le rapport de la Cour des comptes de janvier 2012 cite notamment la commission 
Charpin-Dessus-Pellat, auteur d’un rapport au Premier ministre sur la filière nucléaire en juin 
2000. Il s’agit aussi d’une recommandation d’économistes spécialistes de l’actualisation, tels les 
professeurs Christian Gollier et Martin L. Weitzman, tout particulièrement dans le cadre des 
choix de politique relatives au changement climatique (How Should the Distant Future be 
Discounted when Discount Rates are Uncertain?, CESIfo Working Paper n° 2863, décembre 
2009). 
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En pratique, la réglementation1 prévoit que le taux d’actualisation ne 
doit pas être supérieur au taux de rendement des actifs utilisés pour la 
provision ; il est de surcroît limité par un plafond égal à la moyenne, sur 
quatre ans, du taux des obligations d’État à échéance constante à 30 ans 
majoré de 1 point, soit 5,24 % au 31 décembre 2010. C’est un taux de 5 %
qu’ont retenu aussi bien EDF et Areva que le CEA. Ce taux inclut l’inflation, 
de sorte que le taux réel est de l’ordre de 3 %. 

La Nuclear Decommissioning Authority du Royaume-Uni a retenu 
pour sa part un taux d’actualisation réel de 2,2 % (auquel il faut ajouter 
l’inflation), tandis que de grands exploitants continentaux (E.ON, Vattenfall, 
RWE, EnBW) utilisent des taux d’actualisation comparables à EDF. 

L’impact du choix du taux d’actualisation retenu sur le niveau des 
provisions est considérable, surtout pour celles qui sont destinées à couvrir 
des charges de très long terme. 

La Cour des comptes souligne la « fragilité » des prévisions relatives 
au taux de rendement des actifs dédiés au provisionnement des charges de 
long terme. Un rendement inférieur imposerait un réajustement des provisions, 
d’autant plus brutal qu’il arriverait tard. L’impact d’une variation du taux 
d’actualisation serait la suivante, par rapport au taux d’actualisation de 5 % : 

Sensibilité des provisions à une variation du taux d’actualisation : impact calculé 
par rapport au montant des provisions 2010 calculées avec un taux de 5 % 

Source : Cour des comptes, rapport de janvier 2012, p. 179 

En termes de coût par mégawatt-heure, la Cour indique que le choix 
d’un taux d’actualisation de 4 % entraînerait une augmentation de 
162 millions d’euros du coût annuel de production de l’électricité nucléaire. 

En réponse à une question de votre rapporteur, EDF a précisé que, 
dans l’hypothèse d’un taux nominal de 3 %, le coût annuel récurrent 
augmenterait de 400 millions d’euros, soit un impact sur le coût de production 
de près de 1 € / MWh. 

                                               
1 Décret n° 2007-243 du 25 février 2007 relatif à la sécurisation du financement des charges 
nucléaires. 

Taux d’actualisation 3 % 4 % 5 % 

EDF + 15 313 M€  + 5 936 M€ 0 

Areva + 2 000 M€ + 1 059 M€ 0 

CEA + 1 198 M€ + 507 M€ 0 

Variation (M€) + 18 511 M€ + 7 502 M€ 0 
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Votre rapporteur considère que, sur le long terme, rien ne garantit que le 
rythme de provisionnement ainsi défini sera suffisant. Il pourrait en fait être pris dans 
un véritable effet de ciseau entre le montant des dépenses futures et le niveau des 
sommes provisionnées : 

– d’une part, les dépenses futures pourraient être plus coûteuses que ce qui 
est prévu aujourd’hui. Ces dépenses futures sont, en effet, calculées sur l’hypothèse d’un 
taux d’inflation de 2 %, ce qui correspond à l’objectif de long terme de la Banque 
centrale européenne pour ce qui concerne l’évolution générale des prix.  

Or, les dépenses futures du nucléaire pourraient croître à un rythme 
supérieur à l’inflation, car elles dépendent plutôt de l’évolution des coûts des travaux 
relatifs au démantèlement et à la gestion du combustible et des déchets. La Cour des 
comptes souligne que, sur la période 2002-2008, l’index des travaux publics a augmenté 
de 32,5 % et celui des travaux en souterrain de 26,1 %, alors que les prix à la 
consommation progressaient de 11,9 % seulement ; 

– d’autre part, les sommes provisionnées pourraient produire un 
rendement moins élevé que celui qui est aujourd’hui utilisé. Les sommes provisionnées 
sont, en effet, supposées produire un rendement de 5 % par an sur le long terme afin de 
constituer, le moment venu, les sommes nécessaires pour couvrir les charges futures.  

Comme l’a remarqué M. Gilles Pierre Lévy, président de la deuxième chambre 
de la Cour des comptes, lors de son audition devant votre commission, « si l’on 
considère la rentabilité des actifs financiers au cours du dernier siècle, on constate que 
les actions ont rapporté en moyenne plus de 5 % par an. Cela étant posé, ce qui s’est 
produit une fois dans l’histoire ne se reproduira pas forcément une deuxième fois. 
Autrement dit, notamment en période de crise financière, on peut se demander si ces 
actifs rapporteront bien 5 % par an sur plusieurs décennies… » 

Votre rapporteur note, pour sa part, que le taux de croissance suit une pente 
plutôt descendante sur le long terme : de 5,9 % par an en moyenne dans les années 
1960, il est passé à 4,1 % dans les années 1970, 2,3 % dans les années 1980, 1,9 % dans 
les années 1990 et même 1,3 % dans les années 2000 (décennie il est vrai marquée par 
une récession exceptionnelle)1. Le choix d’un taux nominal réel de 3 % pour l’avenir, 
qui est implicite dans le taux nominal de 5 %, lui paraît donc pour le moins 
audacieux et contraire aux principes de prudence qui doit gouverner tout 
provisionnement.

S’appuyant sur un raisonnement analogue, M. Pierre Radanne a ainsi proposé, 
lors de son audition devant votre commission, l’adoption d’un taux de 1,5 à 2 % 
correspondant au taux de croissance du PIB actuellement envisagé sur la très longue 
période. Ce choix paraîtrait plus raisonnable à votre rapporteur.  

Il considère aussi qu’il serait intéressant d’étudier un mécanisme alternatif 
dans lequel les dépenses les plus lointaines seraient actualisées à un taux moins élevé 
que les dépenses proches : l’application d’un même taux sur une longue période revient, 
en effet, à négliger les intérêts des générations futures. 

S’agissant toutefois du coût de l’électricité, l’impact d’une variation 
du taux d’actualisation des dépenses futures paraît limité, surtout si cette 
variation demeure relativement faible. La Cour des comptes calcule ainsi 
qu’une baisse à 4 % du taux d’actualisation augmenterait ainsi le coût de 
                                               
1 Calculs Sénat, à partir du produit intérieur brut en volume mesuré par l’INSEE. 
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production de l’électricité de 0,8 % seulement. Votre rapporteur souligne, 
toutefois, qu’un éventuel ajustement à la baisse du taux d’actualisation serait 
plus facile à supporter si elle survenait tôt, de manière à donner plus de temps 
aux entreprises concernées pour rehausser le niveau de leurs provisions au 
montant nécessaire pour couvrir les charges de long terme. 

En conclusion, votre commission estime nécessaire de mieux 
prendre en compte l’augmentation considérable que représenterait, sur le 
niveau absolu des provisions, une baisse du taux d’actualisation ou une 
inflation importante du coût des travaux. 

Elle suggère également que soient conduites une étude et une 
évaluation de modes différents d’actualisation pour les charges de très 
long terme, par exemple en fixant un taux d’actualisation très bas au-delà 
de 30 ans, compte tenu des expériences internationales. 

Elle souligne enfin la nécessité de disposer de garanties très fortes 
sur le niveau de rendement des actifs placés en provisions, s’agissant de 
placements de très long terme. 

c) Vers une articulation plus étroite entre coûts et tarifs par l’effet de 
la loi NOME 

(1) L’ARENH facteur de concurrence ? 
Le dispositif de l’accès régulé à l’électricité nucléaire historique 

(ARENH), instauré par la loi NOME1, a deux impacts importants sur les 
marchés de l’électricité : 

- il offre aux fournisseurs d’électricité un accès à un volume 
important et relativement bon marché d’électricité nucléaire, dont seul 
disposait auparavant EDF, exploitant des centrales ; 

- à terme, il servira de base au calcul des tarifs réglementés de 
vente aux particuliers. 

Les fournisseurs d’électricité peuvent donc désormais couvrir une 
partie des besoins de leurs clients de France continentale avec de l’électricité 
achetée au prix de l’ARENH, soit 42 € / MWh, le complément devant comme 
auparavant être acheté sur le marché (ou à un producteur). Les gestionnaires 
de réseau peuvent également y avoir recours pour couvrir leurs pertes. 

Ce mécanisme partage ainsi entre les fournisseurs l’avantage-coût 
dont bénéficie l’opérateur historique du fait de la possession d’un parc 
nucléaire, largement amorti, produisant une électricité à coût modéré. 

Quant aux tarifs réglementés de vente, ils seront progressivement 
établis, d’ici à la fin 2015, en tenant compte, comme on l’a vu précédemment 
                                               
1 Loi n° 2010-1488 du 7 décembre 2010 portant nouvelle organisation du marché de l’électricité. 
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de l’addition du prix de l’ARENH, du coût du complément à la fourniture 
d’électricité qui inclut la garantie de capacité, des coûts d’acheminement de 
l’électricité (transport et distribution), des coûts de commercialisation et d’une 
rémunération normale. 

Dans la mesure où l’électricité nucléaire occupe une part 
prépondérante du bouquet électrique, l’ARENH constituera un élément 
essentiel des coûts de production pris en compte dans le cadre des tarifs 
réglementés. 

• Un débat concerne le mode de fixation du prix de l’ARENH. Aux 
termes de la loi1, ce prix couvre la rémunération des capitaux et les coûts 
d’exploitation, mais aussi la prolongation de l’exploitation (qui suppose des 
coûts d’investissement ou de maintenance) et la couverture des charges de 
long terme.  

Le décret devant préciser les méthodes d’identification et de 
comptabilisation de ces coûts n’ayant pas été publié, la Commission de 
régulation de l’énergie (CRE) a dû élaborer sa propre méthodologie, en se 
fondant sur les travaux de la seconde commission présidée par M. Paul 
Champsaur, réunie en 2011 pour fournir des éléments de réflexion relatifs au 
prix de l’ARENH. 

La commission Champsaur a proposé un prix de l’ARENH de l’ordre 
de 39 € / MWh. La CRE a retenu dans son avis2 une approche similaire, 
considérant que le prix de l’ARENH devait être compris entre 36 et 
39 € / MWh, dont : 

- 25 € / MWh au titre des charges opérationnelles ;
- 5 € / MWh au titre des investissements de maintenance et 

d’allongement de la durée d’exploitation ; 
- entre 6 et 9 € / MWh au titre du coût du capital.
Le Gouvernement a finalement fixé un prix de 42 € / MWh à 

compter du 1er janvier 20123, en se fondant sur les travaux de la commission 
Champsaur, de la Commission de régulation de l’énergie et sur une estimation 
du surcoût qu’entraînera, pour l’exploitant, l’application de nouvelles normes 
de sécurité après l’accident nucléaire de Fukushima. Les conséquences de cet 
accident n’avaient pas pu être prises en compte par la commission Champsaur. 

• Ce niveau de 42 € a fait l’objet de jugements divers. EDF 
considère qu’il s’agit d’un seuil minimal de rentabilité et plaide pour que le 
prix de l’ARENH prenne en compte le renouvellement, à technologie 
constante, de l’outil de production, ce qui reviendrait à fixer l’ARENH au 

                                               
1 Loi NOME, article 1er, aujourd’hui à l’article L. 337-14 du code de l’énergie. 
2 Délibération de la CRE du 5 mai 2011 portant avis sur le projet d’arrêté fixant le prix de 
l’accès régulé à l’électricité nucléaire historique à 42 € / MWh à compter du 1er janvier 2012. 
3 Un prix intermédiaire de 40 € / MWh a été fixé pour le second semestre de 2011. 
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niveau du coût courant économique. En revanche, certains fournisseurs 
considéraient le niveau de 42 € comme trop élevé et supérieur aux coûts réels. 

Le choix de prendre en compte, dès maintenant, dans le prix de 
l’ARENH le coût des travaux d’amélioration de la sûreté post-Fukushima
n’allait pas de soi.  

La CRE, dans son avis sur la fixation du prix de l’ARENH, a souligné 
que ce coût additionnel devra être pris en compte « à mesure qu’il se 
matérialisera dans les comptes d’EDF, comme c’est le cas des autres dépenses 
en capital couvertes par le prix de l’ARENH ». M. Philippe de Ladoucette, 
président de la CRE, a toutefois considéré devant votre commission que ce 
point n’était pas constitutif d’une rente en faveur de EDF : « Si les 3 euros par 
mégawatt-heure de provision pour Fukushima – c’est-à-dire la différence 
entre ce que nous avions calculé, 39 euros, et les 42 euros constituant 
aujourd’hui le prix de l’ARENH –, sont surestimés, ils représenteraient une 
avance de trésorerie faite à EDF, avance que devrait logiquement rembourser 
l’opérateur » .

En tout état de cause, il convient de noter, s’agissant de l’impact sur 
l’évolution des prix, que le prix de l’ARENH, fixé au début par le 
Gouvernement, sera à l’avenir fixé par la Commission de régulation de 
l’énergie et qu’il servira à la fixation des tarifs réglementés de vente. À cet 
égard, M. Philippe de Ladoucette a souligné devant votre commission l’effet 
qu’aura cette convergence sur l’évolution des tarifs réglementés de vente : 
« la loi NOME prévoit que la période intérimaire jusqu’à 2016 doit être mise 
à profit pour faire en sorte que les tarifs réglementés de l’électricité rattrapent 
le prix de l’ARENH. Or, aujourd’hui, l’écart est de 4 % pour les « tarifs 
bleus » et de 5 % pour les tarifs professionnels. ». 

(2) Des appréciations divergentes sur l’efficacité du dispositif 
Au-delà du prix de l’ARENH, ses modalités mêmes ont fait l’objet 

de jugements contrastés devant votre commission. 
M. Gérard Mestrallet, président-directeur général de GDF Suez, a 

indiqué que la mise en place de l’ARENH avait permis à son entreprise de 
retrouver certains gros clients industriels, mais qu’elle n’avait pas atteint son 
objectif pour les clients particuliers en raison du « ciseau tarifaire » constitué 
par un tarif de vente (déterminé par référence aux tarifs réglementés) inférieur 
à l’ARENH.  

Par ailleurs, M. Frédéric de Maneville, président de Vattenfall France, 
a fait valoir que les clauses d’utilisation de l’ARENH présentaient une certaine 
rigidité, de sorte que les opérateurs qui dépendent de l’ARENH pour leur 
approvisionnement, peuvent difficilement proposer des contrats d’effacement 
à leurs clients : ils doivent, en effet, disposer de clients dont la courbe de 
consommation est relativement stable et prévisible.
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2. La montée en puissance des énergies renouvelables  

a) L’énergie hydroélectrique : l’énergie renouvelable actuellement 
prépondérante 

L’énergie hydroélectrique est une source d’énergie renouvelable 
produite en exploitant la force motrice des cours d’eau, des chutes d’eau, voire 
des marées ou des courants marins. 

On peut distinguer1 : 
- les installations au fil de l’eau – d’une puissance installée de 

7,6 GW – pour lesquelles la capacité du réservoir amont ne permet pas de 
stockage. Ces installations se trouvent notamment sur les grands fleuves et la 
production est dite « fatale ». 

- les usines de type « éclusée » – d’une puissance installée de 
4,3 GW – dont la capacité du réservoir amont est de taille intermédiaire et 
permet de stocker l’eau selon des cycles journaliers. 

- les usines « de lac » – d’une puissance installée de 9 GW – qui 
disposent d’un réservoir amont dont la capacité permet un stockage sur une 
durée longue. Elles apportent de la puissance garantie au système électrique. 

- les stations de transfert d’énergie par pompage (STEP) – d’une 
puissance installée de 4,4 GW – qui permettent de remonter l’eau dans un 
réservoir lors des heures creuses pour la turbiner lors de la pointe (cf. infra). 

(1) Une part significative de notre mix électrique (12 %) 
Avec plus de 25 GW installés en 2008, la France dispose du 

deuxième parc installé en Europe, après la Norvège. La production annuelle 
atteint une moyenne d’environ 70 TWh, soit 12 % de la production électrique 
française (en 2009) et 90 % de la production d’électricité renouvelable en 
France. Il faut cependant noter que cette production peut varier fortement 
d’une année à l’autre, selon la pluviométrie. 

L’hydroélectricité est très localisée sur le territoire et se répartit sur 
trois zones géographiques : les Alpes avec 15,7 GW, les Pyrénées avec 
2,5 GW et le Centre avec 7,2 GW. 

Le potentiel d’installations nouvelles en France est assez limité. 
Néanmoins, des études ont été réalisées dans chaque bassin hydrographique 
afin de déterminer si la construction de nouvelles installations 
hydroélectriques était possible, tandis que le renouvellement des concessions 
des installations existantes (cf. infra) permettra d’augmenter leur efficacité 
énergétique ou leur puissance installée. Au final, la programmation 
pluriannuelle des investissements de production d’électricité 2009-2020 

                                               
1 Source : ministère de l’écologie, du développement durable et de l’énergie.
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prévoit une augmentation de 3 GW de la puissance installée et de 3 TWh de la 
production, d’ici 2020. 

Au niveau mondial, avec 3 000 TWh, l’hydroélectricité représente 
16% de la production électrique, ce qui en fait la troisième source de 
production électrique derrière le charbon (40 %) et le gaz (19 %), mais devant 
le nucléaire (15 %)1.  

Le premier producteur mondial est la Chine, avec 500 TWh, suivi du 
Brésil et du Canada (370 TWh chacun) et des États-Unis (350 TWh). 

(2) La « plus belle source de production d’électricité » 
Comme le déclarait devant votre commission M. Gérard Mestrallet, 

président-directeur général de GDF Suez, « l’hydraulique est la plus belle 
source de production d’électricité ». Et, en effet, ses qualités sont nombreuses.  

Tout d’abord, elle présente de nombreux avantages pour le système 
électrique : elle est prédictible et lorsqu’elle est issue de barrages ou 
d’éclusées, elle constitue la seule forme de stockage d’énergie à grande 
échelle, ce qui permet de faire face aux pics de consommation électrique : en 
effet, l’électricité des grands barrages est très rapidement mobilisable car ces 
installations peuvent fournir de très grosses puissances en moins d’un quart 
d’heure.  

D’autre part, il s’agit d’une énergie renouvelable, qui ne produit ni 
gaz à effet de serre, ni déchet. Le parc des barrages français permet à notre 
pays d’éviter 1,5 milliard d’euros d’importation de gaz et de faire l’économie 
des émissions de gaz à effet de serre correspondantes2.  

Enfin, elle est produite sur notre territoire, participant donc à notre 
indépendance énergétique. De plus, s’agissant d’une énergie locale, elle 
permet à de nombreuses communes rurales de développer des activités 
économiques et de loisirs, auxquelles s’ajoute le potentiel d’emplois liés à 
l’activité. 

En revanche, les installations hydroélectriques peuvent avoir un effet 
perturbateur sur le milieu naturel et les écosystèmes. En effet, l’eau des 
rivières, notamment, donne lieu à de multiples usages : eau potable, eau 
agricole, eau industrielle, eau « paysage », eau « ludique » avec la pêche et les 
sports d’eau vive. C’est pourquoi ces installations doivent limiter leur impact 
sur le milieu, notamment en préservant des passages ou des modes de gestion 
pour les espèces (poissons migrateurs) et pour les sédiments, et assurer un 
débit permettant de garantir des conditions nécessaires au développement de la 
vie en aval de l’installation, ce « débit réservé » devant être égal à au moins un 
dixième du débit moyen du cours d’eau d’ici 2014. 

                                               
1 Source : Syndicat des énergies renouvelables. 
2 Source : Syndicat des énergies renouvelables. 
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(3) Une réglementation spécifique selon la puissance de l’installation 
On distingue deux régimes, selon la puissance des installations : 
- les installations de moins de 4,5 MW : elles appartiennent à des 

particuliers, des entreprises ou des collectivités, maîtres d’ouvrage, qui les 
exploitent et revendent l’électricité ainsi produite. Elles nécessitent l’obtention 
d’une autorisation, délivrée par le préfet pour une durée limitée, et dont les 
règles d’exploitation sont fonction des enjeux environnementaux (régime 
d’autorisation) ; 

- les installations de plus de 4,5 MW : elles appartiennent à l’État et 
sont construites et exploitées par un concessionnaire, pour le compte de l’État 
(régime de concession). Pour les installations entre 4,5 MW et 100 MW, la 
concession est délivrée par le préfet, alors qu’au-delà de 100 MW, ce sont le 
Premier ministre et le ministre en charge de l’énergie qui la délivrent. Les 
premières concessions ont été accordées dans les années 1920, pour des durées 
de 75 ans, ce qui permettait d’amortir l’investissement de construction. Le 
renouvellement des concessions donne lieu à des contrats de durée moindre. 

Les installations hydroélectriques de moins de 12 MW bénéficient 
d’un tarif d’achat incitatif, et d’une obligation d’achat par EDF. 

(4) L’enjeu du renouvellement des concessions 
La France compte près de 400 concessions hydroélectriques qui 

représentent plus de 95 % du total de la puissance hydroélectrique installée, 
soit environ 24 GW. Ces concessions ont été, la plupart du temps, attribuées 
pour une durée de 75 ans, à l’issue de laquelle les biens de la concession font 
retour à l’État qui peut alors décider de renouveler la concession. 

Le « premier paquet » ouvert à la concurrence entre 2012 et 2016 
représente près de 5 GW. D’ici 2050, toutes les concessions devront avoir été 
renouvelées, en mettant en concurrence un nombre important d’exploitants, 
pour prendre en compte la fin des monopoles et l’ouverture des marchés à la 
concurrence internationale. 

Le renouvellement des concessions sera l’occasion de moderniser et 
d’optimiser le parc existant : Le choix se fera sur des critères économiques 
(redevance versée à l’État), énergétiques (mesures proposées par les 
exploitants en ce qui concerne l’amélioration de l’efficacité énergétique) et 
environnementaux (mesures proposées par les exploitants concernant la 
qualité des milieux aquatiques).  

b) Un développement récent du fait de la conjonction d’une double 
impulsion nationale et européenne 

Au cours de la présente décennie, la part des énergies renouvelables 
devrait sensiblement croître au sein du bouquet énergétique français, 
notamment sous l’effet du paquet énergie-climat adopté par l’Union 
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européenne en 2008, qui fixe aux États membres des objectifs dits « trois fois 
vingt » à atteindre d’ici à 2020. 

Ainsi, la directive 2009/28/CE du Parlement européen et du Conseil 
du 23 avril 2009 relative à la promotion de l’utilisation de l’énergie produite à 
partir de sources renouvelables, qui décline une partie de ces objectifs, assigne 
à la France la cible contraignante, d’une part, de 23 % d’énergie produite à 
partir de sources renouvelables dans la consommation d’énergie finale 
brute, en 2020 - à comparer avec une part de 10,3 % en 2005. Il est à noter 
que cet objectif a été repris dans notre droit national à l’article 2 de la loi dite 
« Grenelle II » (loi n° 2009-967 du 3 août 2009 de programmation relative à la 
mise en œuvre du Grenelle de l’environnement). 

Comme l’a rappelé M. Jean-Louis Bal, président du Syndicat des 
énergies renouvelables (SER), lors de son audition par votre commission le 
14 mars 2012, la part de ces énergies devra même s’élever à 27 % dans le 
bouquet de production d’électricité, ce qui signifie qu’un effort particulier 
doit être mené en la matière. 

Or, par le passé, notre pays ne s’est pas toujours montré exemplaire : 
il n’a ainsi pas atteint l’objectif communautaire1, certes non contraignant, de 
produire ainsi 21 % de son électricité en 2010 (dans la réalité, cette proportion 
ne s’est élevée qu’à 15 %). Dans les années à venir, il va s’agir de développer 
particulièrement la production d’origine éolienne et photovoltaïque, le 
potentiel de progrès de l’hydraulique apparaissant relativement faible. 

Afin de remplir ces objectifs, l’État dispose de plusieurs instruments. 

c) Des objectifs concrétisés dans une programmation pluriannuelle 
des investissements 

Tout d’abord, le traditionnel exercice de la programmation 
pluriannuelle des investissements de production d’électricité (PPI) prend 
la forme d’un rapport au Parlement établi par le ministère chargé de l’énergie, 
permet de fixer un cap et des orientations auxquels peuvent se référer 
l’ensemble des acteurs, qu’ils soient publics ou privés. Le dernier exercice, qui 
embrasse la période 2009-2020, fait référence à l’objectif national de 23 % de 
production d’énergie à base d’énergies renouvelables. 

Cette PPI retient pour 2020 des objectifs de développement de : 
- 25 000 MW d’éolien répartis entre 19 000 MW à terre et 6 000 MW 

en mer ; 
- 5 400 MW de solaire ; 
- 2 300 MW de biomasse ; 
- 3 TWh/an et 3 000 MW de capacité de pointe pour 

l’hydraulique. 
                                               
1 Figurant à l’annexe 1 de la directive 2001/77/CE du Parlement européen et du Conseil du 
27 septembre 2001 relative à la promotion de l’électricité produite à partir de sources d’énergie 
renouvelables sur le marché intérieur de l’électricité. 
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Évolution programmée de la puissance installée d’unités de production d’électricité 
d’origine renouvelable entre 2010 et 2020 
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Pour permettre d’atteindre ces objectifs, un plan de développement 
des énergies renouvelables a été annoncé par M. Jean-Louis Borloo, alors 
ministre de l’Écologie, de l’énergie, du développement et de l’aménagement 
durables le 17 novembre 2008. La PPI souligne, notamment, la mise en place 
de schémas régionaux de l’air, du climat et de l’énergie censés permettre de 
faire émerger, au niveau des territoires, les potentiels et les voies de 
développement des énergies renouvelables et la « convention d’engagements 
pour le développement d’une hydroélectricité durable en cohérence avec la 
restauration des milieux aquatiques ». 

d) Des instruments opérationnels de politique publique

(1) Les appels d’offres 
Aux termes de l’article L. 311-10 du code de l’énergie, lorsque les 

capacités de production ne répondent pas aux objectifs de la PPI, 
notamment, ceux concernant les techniques de production et la localisation 
géographique des installations, l’autorité administrative peut recourir à la 
procédure d’appel d’offres. 

Les critères servant à l’élaboration du cahier des charges de l’appel 
d’offres sont les mêmes que ceux énumérés à l’article L. 311-5 du même code, 
relatifs à l’autorisation d’exploiter une installation de production, à savoir : 

- la sécurité et la sûreté des réseaux publics d’électricité, des 
installations et des équipements associés ; 

- le choix des sites, l’occupation des sols et l’utilisation du domaine 
public ; 

- l’efficacité énergétique ; 



- 86 - 

- les capacités techniques, économiques et financières du candidat ou 
du demandeur ; 

- la compatibilité avec les principes et les missions de service public, 
notamment avec les objectifs de PPI et la protection de l’environnement ; 

- le respect de la législation sociale en vigueur. 
Les appels d’offres sont ouverts à toute personne exploitant ou 

désirant construire et exploiter une unité de production, installée sur le 
territoire d’un État membre de l’Union européenne ou, dans le cadre de 
l’exécution d’accords internationaux, sur le territoire de tout autre État, et ses 
modalités sont définies par décret en Conseil d’État. 

Cette procédure a récemment été retenue pour créer les capacités 
d’éolien offshore, projets dont la taille justifie clairement ce mode d’action. 
Les résultats ont été dévoilés début avril, trois (Saint-Nazaire, 
Courseulles-sur-Mer et Fécamp) des cinq lots attribués à cette date l’ont été à 
un consortium au sein duquel figurent EDF et Alstom, un quatrième 
(Saint-Brieuc) l’étant à un autre groupement comprenant Areva et l’espagnol 
Iberdrola, le cinquième (Le Tréport) ayant été déclaré infructueux. 

(2) Les obligations d’achat 
D’autre part, sous réserve de la nécessité de préserver le 

fonctionnement des réseaux, EDF et, le cas échéant, les entreprises locales 
de distribution (ELD) sont tenus de conclure, lorsque les producteurs 
intéressés en font la demande, un contrat pour l’achat de l’électricité
produite sur le territoire national par, notamment, les installations de 
production d’électricité qui utilisent des énergies renouvelables. 

Les modalités de cette obligation d’achat sont définies à la section 1 
du chapitre IV du titre Ier du livre III du code de l’énergie (articles L. 314-1 à 
L. 314-13). 

Un arrêté conjoint des ministres chargés de l’économie et de 
l’énergie, pris après avis de la CRE, définit les conditions d’achat, en 
particulier le tarif. Actuellement, les conditions sont les suivantes pour les 
deux principales sources d’énergie : 

- pour l’éolien terrestre, le tarif s’élève à 82 € / MWh, sur une durée 
de quinze ans ; 

- pour le photovoltaïque, un arrêté du 4 mars 2011 définit une grille 
de tarifs par types d’installations ayant vocation à décroître tous les 
trimestres en fonction de coefficients définis par la CRE. Une fois le contrat 
conclu, le tarif en vigueur au moment de la signature s’applique pendant 
vingt ans. Pour l’heure, tous ces tarifs restent très supérieurs à ceux de 
l’éolien terrestre. À titre d’exemple, depuis le 1er avril 2012, le tarif d’achat 
de l’électricité produite à partir de l’énergie radiative du soleil pour une 
installation de moins de 3 kWc intégrée au bâti et située sur un bâtiment à 
usage principal d’habitation s’élève à 370,60 € / MWh. 
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Il est à noter que, sous réserve du maintien des contrats en cours, le 
principe de l’obligation d’achat peut être partiellement ou totalement suspendu 
par l’autorité administrative, pour une durée qui ne peut excéder dix ans, si 
cette obligation ne répond plus aux objectifs de la PPI. 

e) La croissance exponentielle des capacités 

(1) L’évolution récente de la part des énergies renouvelables 
En 2011, les productions d’origine éolienne et photovoltaïque ont 

augmenté de manière significative. Il faut dire que la France partait de loin. 
Ainsi, selon RTE, en termes de puissance installée, l’éolien a 

progressé de 15 % et le photovoltaïque de 300 % sur la seule année 2011. 
En termes de production, les éoliennes ont couvert 2,5 % de la 

consommation nationale annuelle (et ont produit à hauteur de 21 % de la 
capacité installée), le photovoltaïque demeurant plus marginal (production à 
hauteur de 15 % de la capacité installée), RTE soulignant toutefois que, pour 
la première fois, cette source d’énergie a produit plus de 1 % de la 
consommation nationale à certains moments du mois de juillet. 

(2) Le poids croissant de la CSPE 

L’ensemble des charges relatives au développement doit être 
supporté par le consommateur, au travers de la contribution au service 
public de l’électricité (CSPE), qui figure sur la facture électrique de chacun. 

En effet, selon les dispositions de l’article L. 121-6 du code de 
l’énergie, les charges imputables aux missions de service public assignées à 
EDF et aux DNN sont intégralement compensées. 

L’article L. 121-7 énumère ces charges, parmi lesquelles se trouvent 
« les surcoûts qui résultent, le cas échéant, de la mise en œuvre des 
dispositions [de l’article] L. 314-1 (relatif à l’obligation d’achat des 
productions d’origine renouvelable) par rapport aux coûts évités sont calculés 
par référence aux prix de marché de l’électricité ». 

À cet égard, divers éléments méritent d’être mis en valeur : 
- à ce jour, le montant de la CSPE acquittée par le consommateur 

reste modéré, la loi de finances rectificative pour 2011 en ayant fixé le 
montant à 9 euros/MWh jusqu’au 30 juin 2012, puis à 10,5 euros/MWh 
jusqu’au 31 décembre 2012 ; 

- néanmoins, ces montants résultent d’un déficit de CSPE qui, 
contra legem, n’a pas été ajustée au fil des ans de façon à compenser les 
charges de service public à l’euro près aux opérateurs sur lesquels elles 
reposent. En effet, jusqu’en 2010, il revenait au ministre chargé de l’énergie 
d’arrêter annuellement le montant de la CSPE sur proposition de la CRE. 
Après plusieurs années de non-revalorisation de la CSPE, un nouveau 
dispositif a été mis en place par la loi de finances pour 2011. Depuis lors, si le 
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ministre chargé de l’énergie ne prend pas d’arrêté fixant le montant de la 
contribution due pour une année donnée avant le 31 décembre de l’année 
précédente, le montant proposé par la CRE entre en vigueur le 1er janvier
(dans la limite d’une augmentation de 0,003 euro par kWh par rapport au 
montant applicable avant cette date). 

Le déficit cumulé de CSPE depuis 2007 a évolué comme retracé par 
le graphique suivant ; il s’établissait à 3,8 milliards d’euros à fin 2011. En 
pratique, du fait de dispositions réglementaires prévoyant que les petits 
distributeurs sont servis en priorité1, seul le groupe EDF supporte 
actuellement ce déficit, comme son président, M. Henri Proglio, l’a souligné 
devant votre commission d’enquête. 

Évolution du déficit cumulé de CSPE à la charge d’EDF 
(en milliards d’euros) 
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Votre rapporteur souligne qu’à ce stade, la part de la CSPE due au 
soutien de la production d’électricité à partir d’énergies renouvelables ne 
compte que pour 52 % du total des charges de service public. Sur la facture 
du consommateur de début 2012, cette fraction de la CSPE ne représente donc 
que 4,68 € / MWh ; si la CSPE était à son niveau réel estimé par la CRE, soit 
13,7 € / MWh, ce montant serait de 7,12 /MWh. 

Ce montant apparaît raisonnable, même s’il est appelé à croître dans 
les années à venir (cf. infra), pour ensuite progressivement s’atténuer en 
fonction de l’évolution des prix du marché. 

                                               
1 Article 15 du décret n° 2004-90 du 28 janvier 2004 relatif à la compensation des charges de service 
public de l’électricité.
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II. DES COÛTS ORIENTÉS À LA HAUSSE PAR SUITE DE BESOINS 
D’INVESTISSEMENTS MASSIFS 

Admettre que les Français ont bénéficié ces dernières années pour 
leur approvisionnement en énergie électrique de l’avantage que constituent des 
équipements nucléaires largement amortis par suite des efforts considérables 
consentis après le premier choc pétrolier, ne suffit pas à convaincre de ce que 
la stratégie qui s’est révélée payante, l’est encore aujourd’hui. Nous vivons 
sans doute les prémices d’une phase de transition énergétique.  

En premier lieu, la poussée de la demande d’électricité pour toute une 
série d’usages spécifiques, au-delà des besoins nés du chauffage, exige, 
surtout en période de pointe, des moyens accrus. 

Parallèlement, du côté de l’offre, les vicissitudes de la construction de 
la nouvelle génération de centrales nucléaires, l’importance des 
investissements à envisager pour une éventuelle prolongation des installations 
actuelles ainsi que pour réaliser les aménagements de sécurité post-Fukushima 
sont autant de sujets qui font anticiper une hausse des coûts. 

La montée en régime des énergies renouvelables de leur côté ne 
permet pas d’anticiper une baisse des coûts, à la fois parce que leurs surcoûts 
doivent être financés par la CSPE et que leurs technologies ne sont pas 
arrivées à maturation. En outre, le réseau nécessite des investissements 
conséquents pour sa maintenance, pour le développement des interconnexions, 
ainsi que pour le raccordement des énergies renouvelables. 

Bref, il faudra procéder à des investissements massifs qui ne pourront 
que peser sur les coûts. 

A. DES FACTEURS DE HAUSSE DU CÔTÉ DE LA DEMANDE QUI 
EXIGENT DES MOYENS DE PRODUCTION ACCRUS 

1. La poussée des usages spécifiques 

a) Une progression particulièrement préoccupante dans le secteur 
résidentiel-tertiaire 

La consommation finale d’électricité en France continue à croître, 
mais sur un rythme de moins en moins soutenu. Après avoir crû de 3,8 % par 
an en moyenne au cours des années 1980, elle a progressé de 2,5 % par an au 
cours des années 1990 et de 1,2 % par an au cours des années 2000. 

Ce ralentissement de la hausse de la consommation totale cache des 
tendances très différentes selon le secteur considéré. Quand la consommation 
finale du secteur industriel augmentait de 5 % entre 1990 et 2010, celle du 
secteur résidentiel-tertiaire augmentait de plus de 70 %. Au cours des années 
2000, ces deux secteurs ont même évolué de façon opposée, avec une 
diminution de 1,4 % par an en moyenne dans le secteur industriel (- 10,5 % 
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pour la seule année 2009), contre une augmentation de 2,5 % par an dans le 
secteur résidentiel-tertiaire. 

Fort de ce constat, votre rapporteur s’est particulièrement intéressé à 
l’évolution de la consommation de ce secteur, dont il faut rappeler qu’avec 
300 TWh en 2010, il représente à lui seul plus des deux tiers (68 %) de la 
consommation finale d’électricité en France, contre 58 % en 1990 et moins de 
la moitié en 1980. 

Certes, cette forte croissance du secteur résidentiel-tertiaire peut 
s’expliquer par plusieurs facteurs, tels que l’accroissement de la population, la 
baisse du nombre de personnes par ménage ou le dynamisme du secteur 
tertiaire. Cependant, plusieurs personnes auditionnées ont souhaité attirer 
particulièrement l’attention de votre commission sur l’évolution, au sein du 
secteur résidentiel-tertiaire, de la consommation d’électricité spécifique. 

La consommation d’électricité spécifique est la consommation 
d’électricité dans des usages pour lesquels elle ne pourrait être remplacée par 
aucune autre source d’énergie, tels l’éclairage, les appareils 
électrodomestiques ou l’audiovisuel, à l’inverse de ses usages thermiques, 
pour lesquels il est possible de leur substituer du gaz naturel par exemple. 

Consommation d'électricité des secteurs résidentiel
et tertiaire, par usage, en 2009

23%

16%61%

Chauffage Eau chaude sanitaire et cuisson Electricité spécifique

Source : CEREN (graphique Sénat)

M. Benjamin Dessus, président de Global Chance, a rappelé à votre 
commission lors de son audition la place prépondérante qu’occupe l’électricité 
spécifique dans la consommation du secteur résidentiel-tertiaire : « Les 
applications thermiques, c’est-à-dire le chauffage et l’eau chaude, 
représentent au total à peine 40 % de la consommation d’électricité » ; « Au 
contraire, les applications de l’électricité considérées comme spécifiques, par 
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exemple l’éclairage, la production de froid, les moteurs, les appareils 
domestiques, les équipements audiovisuels, la télévision ou l’ADSL, 
représentent 61 % de la consommation. ». Et de conclure : « C’est donc là que 
se situe le problème. » 

Si l’on regarde plus précisément à l’intérieur du secteur résidentiel-
tertiaire, on constate que l’électricité spécifique représente environ 50 % de la 
consommation électrique du secteur résidentiel, et 75 % de celle du secteur 
tertiaire. 

De son côté, M. Jean-Marc Jancovici, ingénieur-conseil, a insisté 
auprès de votre commission sur l’évolution de cette consommation : « la 
consommation d’électricité qui augmente le plus vite aujourd’hui dans les 
bâtiments n’est pas celle qui est liée au chauffage, mais celle qui sert à faire 
fonctionner tout le reste : les machines qui montent et qui descendent, qui 
cuisent, qui refroidissent, qui tournent, qui retransmettent des tas d’images 
extraordinaires ». 

En effet, la croissance du poste « électricité spécifique » à l’intérieur 
du secteur résidentiel-tertiaire est particulièrement importante. Entre 1990 et 
2009, elle est passée de 100 TWh/an à 168 TWh/an, soit 68 % d’augmentation. 
Dans le même temps, la consommation de l’ensemble du secteur passait de 
177 TWh/an à 276 TWh/an (plus 56 %) : la consommation d’électricité 
spécifique explique donc à elle seule 69 % de la hausse.  

À l’intérieur du secteur résidentiel-tertiaire, la croissance de la 
consommation d’électricité spécifique est beaucoup plus forte dans le secteur 
résidentiel (plus 85 % entre 1990 et 2009) que dans le secteur tertiaire (plus 
55 %). 

Ainsi, toute réflexion sur la maîtrise de la demande d’électricité 
ou sur la recherche de gisements d’économies d’électricité ne peut être 
menée sans avoir à l’esprit qu’au sein du secteur le plus consommateur 
d’électricité et qui connaît la croissance la plus forte - le secteur 
résidentiel-tertiaire - la consommation qui connaît la plus grande 
croissance est celle d’électricité spécifique.

b) Un phénomène encore mal quantifié mais dont les causes sont bien 
identifiées  

Une étude détaillée de la consommation d’électricité spécifique du 
secteur résidentiel-tertiaire est rendue difficile par le peu de données 
disponibles.  

Ainsi, on ne dispose pas d’une décomposition précise, par usage, de 
cette consommation dans le seul secteur tertiaire, malgré l’existence d’études 
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précises menées sur des cas spécifiques, comme sur l’éclairage d’un ensemble 
de bureaux1. 

On pourra retenir l’évaluation qu’en a faite l’association Global 
Chance, dans son cahier de janvier 2010, sans disposer pour autant d’éléments 
de comparaison antérieurs, et donc sans pourvoir étudier l’évolution des 
différents postes de consommation. Selon l’association, la consommation 
d’électricité spécifique se répartit ainsi : 30 % pour les équipements de bureau, 
30 % pour l’éclairage public, 13 % pour la climatisation, 9 % pour le froid et 
19 % au titre d’autres consommations (ascenseurs, lavage, usages spécifiques 
à l’artisanat). Global Chance souligne que le poste climatisation connaît une 
croissance très rapide depuis une dizaine d’années.

La consommation des centres de données 

Un centre de données est une installation regroupant des serveurs et leurs 
équipements liés – onduleurs, stockage, matériel réseau – ainsi que les équipements 
permettant leur refroidissement, qui représentent une part importante de la 
consommation totale : pour 1 kW consommé par un serveur, il faut consommer au moins 
1 autre kW pour dissiper la chaleur2. 

Le développement d’Internet a conduit à la multiplication de ces centres de 
données et leur nombre ne cesse de se multiplier. Le Data center knowledge estimait 
ainsi en 2011 que Google possédait 900 000 serveurs, contre 450 000 en 2006. Cette 
tendance à la hausse ne pourra que se confirmer avec l’essor du « cloud computing » 
- l’informatique dans le nuage –, qui consiste à déporter sur des serveurs des 
informations ou des traitements informatiques traditionnellement localisés sur le poste de 
l’utilisateur. L’association Greenpeace estimait récemment3 que la quantité de données 
numériques circulant sur Internet devrait être multipliée par 50 entre 2012 et 2020. 

En 2007, un rapport au Congrès américain4 évaluait que la consommation des 
centres de données informatiques représentait 1,5 % de la consommation globale du pays 
en 2006, c’est-à-dire l’équivalent de la consommation de l’industrie automobile, 
aéronautique et navale cumulées. Il s’inquiétait également que les besoins en électricité 
de ces centres de données aient plus que doublé entre 2000 et 2005. Plus récemment, 
M. Jonathan G. Koomey, professeur à Standford, estimait5 que cette croissance avait 
ralenti entre 2005 et 2010, la consommation électrique des serveurs aux États-Unis ayant 
progressé de 36 % entre ces deux dates ; celle-ci représente tout de même entre 1,7 et 
2,2 % de la consommation électrique américaine. 

                                               
1 « Enquêtes de terrain dans 50 bâtiments de bureaux : technologies de 
l’information - éclairage », rapport final, ENERTECH, janvier 2004. 
2 Rapport « Développement éco-responsable et TIC (DETIC) » remis par Michel Petit à 
Mme Christine Lagarde, ministre de l’économie, de l’industrie et de l’emploi en septembre 2009. 
3 « How clean is your cloud ? », avril 2012. 
4 United States (U.S.) Environmental Protection Agency, « Report to Congress on Server and 
Data Center Energy Efficiency Public Law 109-431 », août 2007.
5 « Growth in data center electricity use 2005 to 2010 », Jonathan J. Koomey, août 2011.
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En France, le rapport Breuil1, réalisé pour le ministère de l’Environnement, 
indiquait une consommation du parc de serveurs (y compris la climatisation) de 4 TWh 
pour 2008, soit près de 1 % de la consommation électrique. Contactée par votre 
rapporteur, l’ADEME lui a indiqué qu’on se situerait aujourd’hui plutôt autour de 
8 TWh. 

À l’échelon européen, la Commission européenne a lancé un code de bonne 
conduite sur l’efficacité énergétique des centres de données et estimé que les 7 millions 
de serveurs installés en Europe consommeraient 40 TWh par an. 

Du côté de la consommation d’électricité spécifique dans le secteur 
résidentiel, c’est-à-dire chez les ménages, il existe des données permettant 
d’appréhender au niveau le plus fin cette consommation. 

Une première campagne de mesures sur la consommation 
électrodomestique des ménages a eu lieu en Suède en 1992. En France, la 
première grande campagne – la campagne CIEL – a eu lieu en 1994, à 
l’initiative d’EDF et de l’ADEME, avec le soutien de la Commission 
européenne. Un peu plus de dix ans plus tard, une nouvelle campagne de 
mesures a été lancée - le projet REMODECE -, toujours financé par EDF, 
l’ADEME et la Commission européenne.  

La comparaison de ces deux études, datant de 1995 et de 2007, ainsi 
que les études complémentaires menées par les cabinets ICE et Enertech2, 
permettent donc d’avoir une vision dynamique de la consommation 
d’électricité spécifique des ménages et de voir se dessiner certaines tendances 
et certains comportements.  

(1) Des postes pour lesquels la consommation diminue globalement 
de façon significative : les appareils électroménagers et 
l’éclairage 

Les postes « froid alimentaire » (réfrigérateur et congélateur) et 
« lavage » (lave-linge et lave-vaisselle) ont un impact important sur la 
consommation globale des ménages, du fait du poids de leur consommation 
- ils représentent environ un tiers de la consommation moyenne d’un 
logement hors usages thermiques – et d’un taux d’équipement très élevé 
- 100 % des foyers ont un réfrigérateur, 50 % un congélateur, 95 % un 
lave-linge et 53 % un lave-vaisselle.  

(a) Une amélioration sensible des performances des équipements 
On peut se réjouir qu’entre 1995 et 2007, des progrès importants aient 

été accomplis : les performances intrinsèques de ces équipements se sont 

                                               
1 Rapport « TIC et développement durable », Henri Breuil, Ministère de l’écologie, de l’énergie, 
du développement durable et de l’aménagement du territoire. 
2 Connaissance et maîtrise des usages spécifiques de l’électricité dans le secteur résidentiel, 
Olivier Sidler, Enertech, avril 2009.
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fortement améliorées et les parcs d’appareils ont connu un basculement plus 
ou moins rapide vers les classes les plus performantes. C’est ainsi qu’en 2007, 
20 % des ventes de réfrigérateurs se sont faites en classe A+ et A++, 72 % en 
classe A, 8 % en classe B mais aucune en classe C. Au final, sur la période, la 
consommation moyenne annuelle du parc a diminué de près de 40 % pour le 
poste froid alimentaire, de 28 % pour les lave-linge, et de 3 % pour les 
lave-vaisselle.  

Le basculement, plus ou moins rapide, du parc vers les classes plus 
performantes peut être mis en lien avec l’adoption de la directive cadre 
n° 92/75/CEE du 22 septembre 1992 – transposée en droit français en 1994 – 
imposant un étiquetage énergétique de certains appareils électroménagers. 
C’est ainsi que l’on constate, dès la deuxième moitié des années 1990, une 
diminution de la consommation du poste « froid alimentaire », premier poste 
impacté par l’obligation d’étiquetage. La Directive 96/57/EC du Parlement 
européen et du Conseil est allée plus loin en introduisant un seuil minimum de 
rendement énergétique pour les réfrigérateurs et congélateurs ménagers, les 
appareils des catégories G, F, E et parfois D, ne pouvant plus être mis en 
vente.  

(b) Un impact parfois atténué par un important « effet rebond » 
Il faut cependant souligner que les résultats obtenus ont été bien 

inférieurs à ce qui aurait été possible, du fait d’un « effet rebond » significatif. 
Celui-ci survient lorsque l’usager d’un équipement, dont l’efficacité 
énergétique a été améliorée, modifie son comportement en augmentant le 
service demandé, ce qui se traduit par une augmentation de la consommation 
d’électricité, qui vient réduire voire annuler les économies réalisées.  

Ainsi, alors que la consommation par cycle chaud sur un 
lave-vaisselle diminuait de 23 % entre 1999 et 2007, le nombre hebdomadaire 
de cycles augmentait de 32 %. La diminution réelle de la consommation n’a 
donc été que de 3 %. De même, la consommation moyenne des réfrigérateurs-
congélateurs a diminué de 36 %, mais, dans le même temps, le volume des 
compartiments réfrigérateur et congélateur augmentait respectivement de 13 % 
et 24 %. 

Concernant l’éclairage, qui représente 13 % de la consommation 
électrique moyenne d’un logement (hors usage thermique), Enertech estime 
qu’entre 1995 et 2003 elle a diminué de 22 %. Ce résultat peut sans doute, 
dans ce cas, aussi être lié à la réglementation, qui a prévu entre 2009 et 2012 
la disparition progressive des ampoules à incandescence. Dès 2009, celles de 
100 W disparaissaient des rayons, puis celles de 75 W en 2010 et enfin celles 
de 60 W en 2011. 

Ces ampoules sont remplacées par des ampoules basse 
consommation, qui ont une durée de vie 8 à 10 fois supérieure tout en 
consommant 4 à 5 fois moins d’énergie. Le taux d’équipement des ménages en 
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ampoules basse consommation est encore bas – environ 10 % – ce qui laisse 
une marge de progression importante. 

(2) L’explosion du poste « audiovisuel » 
Le poste « audiovisuel », qui représente en 2010 environ 20 % de la 

consommation électrique des ménages hors usages thermiques, a sensiblement 
évolué entre 1995 (étude CIEL) et 2007 (étude REMODECE). 

Tout d’abord, le parc de télévisions a connu une évolution 
technologique significative, avec l’arrivée des écrans plats - essentiellement 
LCD et plasma - totalement absents en 1995. En 2012, le groupe Gfk estime 
que 77 % des foyers français sont équipés d’un écran plat. Ce changement de 
technologie s’est accompagné d’une augmentation de la taille des diagonales : 
en moyenne, Enertech a observé lors de son étude qu’un téléviseur principal à 
tube cathodique (CRT) faisait 70 cm de diagonale, contre 79 cm pour un écran 
à cristaux liquides LCD et 109 cm pour un écran plasma. 

On trouve donc un premier facteur de croissance de la consommation 
électrique dans l’augmentation de la diagonale des écrans. À cela s’ajoute le 
fait que les technologies LCD et plasma sont plus consommatrices par cm² que 
la technologie CRT : plus 16 % pour les LCD et plus 37 % pour le plasma. 
Enfin, un troisième facteur, indépendant des équipements, est venu 
s’ajouter aux précédents : une hausse de 15 % de la durée d’utilisation. 

S’ajoutent aux téléviseurs, de nombreux périphériques audiovisuels, 
parmi lesquels on peut retenir que les lecteurs de DVD consomment deux fois 
moins que les magnétoscopes actuels, qui consomment eux-mêmes trois fois 
moins qu’en 1990. En revanche, du côté des consoles de jeu, on remarque que 
la nouvelle génération consomme de l’ordre de 8 fois plus que la génération 
précédente.  

Au final, Enertech constate une véritable explosion de la 
consommation électrique du poste audiovisuel, en progression de 78 % sur dix 
ans, notamment du fait des téléviseurs qui ont multiplié par 2,2 leur 
consommation. 

On retiendra également que le poste « audiovisuel » participe à 
l’augmentation de la puissance appelée en pointe (cf. infra), notamment le 
soir, comme le montre la courbe de charge ci-dessous, qui présente un appel 
de puissance important en milieu et fin de journée.
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(3) L’apparition de la bureautique domestique 
L’apparition d’un poste « informatique » dans la consommation 

électrique des ménages est une des grandes nouveautés de ces dix dernières 
années, et son développement est extrêmement rapide : en 1996, moins de 
15 % des ménages, en France métropolitaine, étaient équipés d’un 
micro-ordinateur, contre 45 % en 2004 et 67 % en 2009.  

Faute de mesure lors de la campagne CIEL de 1995, on ne peut 
étudier l’évolution de cette consommation chez les ménages. Néanmoins, à 
partir d’une comparaison avec une campagne menée dans le secteur tertiaire, 
Enertech estime que la puissance électrique appelée par les unités centrales 
des ordinateurs a augmenté de 74 % en à peine 4 ans. D’autre part, 
l’informatique a connu, comme le poste audiovisuel, un équipement massif en 
écrans plats – 30 % seulement des écrans de l’échantillon Enertech étaient des 
écrans CRT – et une augmentation de la taille de leur diagonale. 

Les ordinateurs portables se distinguent par leur faible consommation, 
au regard des ordinateurs fixes. Ainsi, dans l’étude d’Enertech, les portables 
principaux consommaient 5,6 fois moins que les ordinateurs fixes et leur 
écran1. Cette moindre consommation est, sans doute, à lier à la nécessité 
d’optimiser la consommation des portables, pour améliorer leur autonomie. 

                                               
1 Il s’agit d’une comparaison de la moyenne observée dans l’échantillon, et non d’une 
consommation à puissance informatique équivalente. 
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Au total, le poste informatique, qui comprend également de nombreux 
périphériques tels que les « box » Internet ou les imprimantes, représente 
aujourd’hui 7 % de la consommation électrique d’un ménage, hors usages 
thermiques. 

On pourra enfin ajouter que d’autres usages, non pris en compte dans 
les campagnes de mesures, sont en train de se développer, et notamment 
l’utilisation de smartphones, qui nécessitent de fréquentes recharges. 

Tout en se réjouissant du développement des nouvelles 
technologies de l’information et de la communication, votre commission 
s’inquiète de voir progresser aussi vite la consommation électrique 
spécifique des ménages et considère indispensable une évolution de la 
réglementation dans ce domaine (cf. infra). 

2. Le problème très français de la « pointe électrique » 

a) Qu’est-ce que la « pointe électrique » ? 
Par définition, la pointe de consommation d’électricité est la 

consommation la plus élevée observée sur une zone au cours d’une période 
donnée.  

En matière électrique, on observe une fluctuation importante de la 
consommation au cours du temps, en fonction des besoins des utilisateurs, qui 
sont largement dictés par l’alternance jour/nuit, par le rythme des saisons, 
ainsi que par le rythme des activités domestiques et économiques et par les 
comportements des ménages.  

(1) Des cycles horaires infra-journaliers très saisonnalisés 
Les deux graphiques ci-dessous permettent de visualiser la variation 

de la consommation d’électricité en France au cours de trois journées types, 
représentatives de chaque période de l’année : les jeudi 27 et dimanche 30 mai 
pour l’été, les mercredi 13 et dimanche 10 octobre pour les saisons 
intermédiaires et les mercredi 8 et dimanche 12 décembre pour l’hiver. Le 
premier graphique correspond aux trois jours ouvrables, le second aux trois 
dimanches. 
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Ces deux graphiques permettent, tout d’abord, de constater une 
évolution importante de la consommation à l’intérieur d’une même journée. 

Les jours ouvrables, la consommation augmente rapidement en début 
de matinée (entre 6 et 8 heures), du fait de la concentration du redémarrage 
des activités domestiques et économiques. Elle continue à augmenter jusqu’à 
atteindre un premier pic vers midi, puis décroît lentement jusqu’au jour 
suivant, ce mouvement de baisse étant interrompu par un premier pic autour de 
19 heures, heure à laquelle se superposent les activités tertiaires finissantes, le 
pic d’activité des transports en commun et la reprise des activités domestiques, 
puis par un second pic autour de 23 heures, correspondant au déclenchement 
des usages asservis au tarif heures creuses. Comme l’expliquait à votre 
commission M. Dominique Maillard, président du directoire de RTE : « en 
l’espace d’une heure, entre 18 heures 30 et 19 heures 30, la consommation 
peut varier de 2 000 mégawatts à 3 000 mégawatts, simplement par un effet de 
concentration des usages ». 

Les jours non ouvrés, la montée en puissance du matin est plus 
tardive et plus lente, tandis que le creux de l’après-midi est plus marqué, du 
fait d’une activité économique moins importante, les établissements industriels 
étant la plupart du temps fermés en fin de semaine et les commerces le 
dimanche. Les pointes de 19 heures et 23 heures, en revanche, demeurent, 
dans la mesure où elles sont liées aux activités domestiques. 

(2) Les autres facteurs : aléas climatiques et spécificités locales 
À ces éléments s’ajoutent des aléas plus difficilement prévisibles, 

comme la nébulosité. M. Dominique Maillard expliquait à votre commission 
qu’un « nuage sur Paris, c’est quelquefois 500 mégawatts de plus en 
éclairage ». 

Les différentes dates choisies permettent également d’illustrer les 
variations saisonnières. Certains usages saisonniers viennent s’ajouter aux 
usages annuels mentionnés ci-dessus. Il s’agit notamment de l’éclairage, dont 
il est fait usage de façon plus importante en automne et en hiver et qui 
contribue à la montée en puissance du matin et à la pointe de 19 heures. Il 
s’agit également du chauffage électrique, dont l’appel en puissance est 
naturellement fortement corrélé aux fluctuations des températures. En 
revanche, la France ne connaît pas - ou du moins pas encore - de pointe d’été 
du fait de la climatisation, contrairement à ce qui a pu être observé dans 
certains états du sud des États-Unis. 

Il est important de garder à l’esprit ces deux aspects – variations intra 
journalières et saisonnières – quand on veut agir sur la pointe de 
consommation électrique, car des mesures prises pour réduire une de ces 
composantes n’a pas forcément d’effet sur l’autre. 

Enfin, il est à souligner qu’au cours de son audition devant votre 
commission, Mme Michèle Bellon, présidente du directoire d’ERDF, a élargi 
la notion de pointe à la problématique de la pointe locale : « les demandes de 
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consommation et les productions sont réparties sur tout le territoire, ce qui 
conduit à chaque niveau du réseau, aussi bien pour les 2 200 postes sources 
qui sont les interfaces avec le réseau de transport, que pour nos 
750 000 postes de transformation moyenne et basse tension, à des pointes 
spécifiques et différenciées découlant de la diversité des usages des clients 
raccordés. Selon que vous vivez dans une région industrielle ou balnéaire, une 
station de sports d’hiver ou une zone très irriguée, les pointes ne sont pas 
concomitantes. ». Et de conclure : « Toute approche en la matière doit donc 
intégrer la complexité entre l’échelon national et l’échelon local ».  

b) La croissance préoccupante de la pointe électrique française 
Au cours de ses auditions, votre commission s’est vue maintes fois 

alertée sur la progression très rapide de la pointe de consommation électrique 
en France. 

Le graphique ci-contre permet d’apprécier cette évolution de la 
puissance maximale appelée au cours de l’année, de 2000 à 20121. 
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On constate une croissance quasiment ininterrompue, la pointe 
maximale étant passée de 72 389 MW en 2000 à 102 098 MW en 2012, soit 
une augmentation de 40 % en 12 ans (plus 25 % en 10 ans). 

Si l’on regarde les 50 records de puissance appelée sur cette même 
période, on observe une concentration sur les quatre dernières années, qui 
traduit une banalisation des niveaux de consommation auparavant 
exceptionnels : 9 de ces records ont eu lieu en 2009, 21 en 2010, 5 en 2011 et 

                                               
1 Pour l’année 2012, seuls les mois de janvier, février et mars ont pu être pris en compte. 









ANNEXES 133 

Annexe 9 
Dispositif d’obligation d’achat : mécanisme de 
prime calculée ex-post (modèle des Pays-Bas)

Source : direction générale du Trésor 
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