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Commentaires de F. POIZAT (IED) sur ce rapport 
 

Ces commentaires font référence à des repères  [nombres entre crochets « stabilo-bossés en vert »] dans le texte de la Cour. De 
plus, certains passages sont « stabilo-bossés en jaune» pour signaler leur intérêt. Tous ces ajouts n’engagent que leur auteur ! 

 
  

[1] A ce niveau de résumé (cf. [8]), la Cour néglige, à juste titre, le budget du Médiateur de l’Energie d’une part, les frais 
de gestion de la Caisse des Dépôts et Consignations d’autre part. 

[2] « Insertion », sous-entendu « d’un chapitre consacré à la CSPE, dans le rapport annuel 2011 de la Cour ». 

[2bis] Dont l’une prise à l’occasion de la loi de finances du 29 décembre 2010, autrement dit avant la publication du rap-
port de la Cour mais pendant sa phase de contradiction. 

[3] Mais la taxe allemande ne vise que les EnR  (loi EEG) et la cogénération (loi KWKG) (cf. [13]) 

[4] Ce chiffre appelle vérification ; il est troublant que la Cour veuille soumettre la CSPE au Parlement et que les tarifs 
issus des appels d’offres soient tenus confidentiels. SLC avait esquissé une évaluation de ces prix d’achat sur la seule 
information donnée par la CRE de l’impact qu’aurait cet appel d’offres sur la CSPE, précisément. Mais le compte-
rendu, en 2 courtes pages, de la délibération  de la CRE du 5/04/2012 à laquelle fait allusion la note de bas de page 
n°16 est tout sauf précis : rien, notamment, sur les prix (voir note de bas de page n°24, édifiante) et leurs conditions 
d’actualisation-révision, d’autant que l’on sait que le cahier des charges de cet appel d’offres a été révisé au moins 
trois fois, évidemment à la hausse … 

[5] Calcul « réservé » à EDF en métropole. 

[6] Cette expression plus conforme au goût du jour ne figure dans les textes officiels qu’à compter de la publication du 
Code de l’énergie. A noter qu’il n’existe pas d’ELD dans les ZNI. 

[7] Compensation toute théorique, mais, de fait, inscrite dans la loi n°2000-108, à l’alinéa I de l’article 2 ! 

[8] Ceci invalide corrobore notre commentaire [1]. 

[9] Modification fondamentale, tant dans son principe que dans son application au détriment d’EDF seule (et de ses 
clients et actionnaires). Ce que ne souligne pas la Cour … 

[10] C’est-à-dire à un tarif de cession nettement plus faible que le prix de marché : pourquoi donc cette faveur ? Cf. com-
mentaire précédent ! 

[11] Il n’empêche que c’est encore EDF quia assumé cette ponction, TaRTAM pris sur la CSPE, puis sur la CUHN (Contri-
bution Unitaire et Hydraulique), à 95% (le solde portant sur GDF-Suez). 

[12] Politiquement correcte, la Cour tait le fait qu’entre-temps devait avoir lieu l’élection présidentielle de 2012 et que le 
« plaisir » d’une augmentation de 1,5 puis 3 €/MWh (soit + 5 % en 6 mois) incomberait au gouvernement suivant ! 

[13] Noter qu’en Allemagne, les EnR relèvent de la fameuse loi EEG (Gesetz für den Vorrang Erneuerbarer Energien) et la 
cogénération d’une loi KWKG (Gesetz zur Förderung der Kraft-Wärme- Kopplung). En France, on considère la cogé-
nération (y compris fossile) renouvelable … 

[14] Cet astérisque est  la première allusion au fait que tous les tarifs d’achat, arrêtés en 2006, prennent en compte, au 
moins partiel, l’inflation (chose que ne mentionnent ni le rapport Desessard, ni le rapport Diefenbacher-Launay). Ce  
n’est pas qu’une nuance : + 10% en 3 ans, tout de même ! Mais voir commentaire [34] 

[15] Encore qu’était prévu un tarif d’achat T5, purement théorique, fixé à 120 €/MWh et dégressif de 10% par an … 

[16] Prix d’achat à rapprocher de [4]  et qui démontre que tarifs d’achat et appels d’offres se font la courte échelle, selon 
un « principe », assez peu moral, déjà vérifié avec les appels d’offres CRE 1, CRE 2 et CRE 3 pour la biomasse. 

[17] Autant de moins à compenser à … EDF seule. Pour 2012, cette modification induira une réduction de presque 13 %, 
soit 26 M€  car « le coût évité total prévisionnel [de ~3 TWh] est de 198 M€ » : coût évité unitaire de 65,5 au lieu de 
56,8 €/MWh. (cf. délibération CRE du 13-10-2011) 

[17bis] La numérotation de la CdC semble prouver l’omission d’une note de bas de page 

[18] Surprenant que la Cour ne souligne pas la possible « dispatchabilité » des divers bio-combustibles (via des stocka-
ges), a contrario de l’intermittence des EnR « fatales » (éolien et solaire). 

[19] Qui donc cette restriction lèse t-elle ? GDF-Suez et, surtout, EDF, bien sûr. La Cour n’aborde pas cet aspect … 

[20] Cette parenthèse entraîne la confusion, plus qu’elle n’apporte une précision.  

[21] Oui ! En 2006, le tarif de base était de 8,2 c€/kWh. Par contre, l’interpolation pour le dernier lustre (années 11 à 15) 
est une pure fiction car elle ne vaut que pour des sites très ventés, quasi-inexistants : le facteur de charge moyen 
n’est-il pas, actuellement, de 2000 h/an environ, soit 20% plus bas que la césure basse (2400 h/an) ? La Cour se fait 



berner … 

[22] Aucune éolienne offshore ne fonctionnant en France, il est bien trop tôt pour se prononcer sur la validité du dispo-
sitif d’interpolation tarifaire sur la seconde décennie. L’expérience de l’éolien terrestre (cf. ci-avant) pousse à la mé-
fiance d’autant que l’étude d’H. Flocard sur le site de Robbin Riggs (voir le site de SLC) et nos propres croisements 
d’informations (notamment sur les données d’E.ON issues de son « factbook » sur l’éolien marin ne laissent espérer 
qu’un facteur de charge voisin de 3000 h/an, la césure basse étant fixée à 2800 h/an … 
Du moins l’éolien offshore ne pèsera-t-il pas sur la CSPE avant 2017 au mieux … 

[23] Le mot « impose » ne paraît pas une obligation légale. Tout au plus notons nous que les cogénérateurs fournissent 
« plein pôt », du 1

er
 novembre au 31 mars … 

[24] Cette électricité ne peut-elle pas  être produite, plutôt qu’achetée ? En 2011, EDF n’a acheté que 7 TWh 
sur le marché, soit moins d’1,5% de ses besoins de fourniture !!! 

[25] C’est le moins qu’on puisse dire. Avant cela (cf. [9], il y a lieu de s’interroger sur le bien-fondé de la modification 
intervenue en 2004 (voir à ce sujet la longue discussion _ y compris en dialogue avec M. Boiteux, dans notre exper-
tise IED initiale, § 4.2.3.2 de notre rapport de février 2008.) 

[26] Impact bien moindre que la sous-estimation structurelle par le « prix de marché moyen pondéré » d’une 
part, la priorité de compensation donnée aux autres  acheteurs obligés (sans prise en compte des coûts 
de portage subis du fait de la créance ainsi créée aux dépens d’EDF) d’autre part ! 

[27] Toutes ces considérations sont bien difficiles à cerner et vérifier … 

[28] C’est-à-dire pas avant octobre 2013. On aura le temps d’en reparler … 
[29] L’extension « aux fournisseurs alternatifs » du droit à délivrer le TPN conduirait à compenser ceux-ci, tâche qui re-

tombera sur la CRE …On peut toutefois aussi s’interroger sur les motivations de ces producteurs dont l’intérêt n’est 
sûrement pas de fournir de l’énergie à perte … C’est ce que suggère la note de bas de page n°29. 

[29bis] Erreur manifeste, d’un facteur … 1000. 

[30] Elle entérine cependant le fait que le coût du marché électrique évoluerait plus vite que l’inflation …1 
[31] Troublant masochisme de la « grande muette » EDF … 
[32] Ce qui suppose un volume d’achat obligé de 83 TWh/an (nous sommes d’accord). 

[33] Constat fait en Martinique (octobre 2008) au cours d’une expertise IED pour le compte du SMEM. 

[34] Sans doute EDF tient-elle compte, en sus de la « prime » annoncée par E. Besson, du coût de l’éner-gie produite par 
le CCG de Landivisiau. 

[35] Affirmation quelque peu prématurée, non ? 

[36] … au moins autant que la prise en compte des frais de gestion de la Caisse des Dépôts et Consignations, non ? 

[37] La part ELD + EDM passe ainsi de 4,3% à 7% : progression très significative qui aurait mérité un approfondissement 
de la part de la CdC. 

[38] Remarque en phase avec les craintes qui se font jour en Allemagne, avec plus d’acuité encore (voir note d’analyse 
du CAS de septembre 2012). 

[39] pour aider à la résorption de la créance d’EDF ??? Je ne comprends pas. 

[40] La Cour croit-elle à cet argument ? Quand on voit le peu d’empressement de clients adeptes du solaire non 
connecté au réseau, en France comme ailleurs, on est en droit de douter fortement … 
Par contre, ce système _ notamment le mode de calcul du coût évité _ sous-évalue le surcoût des énergies 
renouvelables, dont la facture est ainsi rendu plus indolore aux  « consommateurs consentants » ou non. 

[41] ??? Ce concept, souvent brandi par les écologistes militants _ Hespul, FEE, etc. _ confond prix de gros (à la product-
ion) et prix de détail (à la consommation). Il n’aurait de sens que pour un consommateur non connecté au réseau. 

[42] Oui, à l’instar de ce qui se passe en Espagne (REE) et Alle-magne (les quatre majors). Ceci mériterait d’être mieux 
argumenté et mis en perspec-tive avec les problèmes d’intermittences éolienne et solaire, et d’absence de capa-
cités de stockage massif. 
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Avertissement 

 
Le présent rapport a été élaboré pour répondre à une demande de la  
commission d’enquête du Sénat « sur le coût réel de l’électricité afin d’en 
déterminer l’imputation aux différents agents économiques », dont la réunion 
constitutive a eu lieu le 21 février 2012. 
Le président de la commission d’enquête, le sénateur Ladislas Poniatowski, 
et le rapporteur, le sénateur Jean Desessard, ont demandé, par un courrier 
en date du 21 mars, que « la Cour complète l’information du Sénat » en 
application de l’article L. 132-4 du code des juridictions financières. La Cour 
est invitée à adresser à la commission « une contribution tendant à actualiser les 
analyses et effectuer le suivi des recommandations qui ont été faites par la Cour à 
l’occasion de son rapport annuel 2011 en ce qui concerne la contribution au service 

public de l’électricité (CSPE) ». La commission ayant prévu d’adopter son 
rapport le 20 juin 2012, elle a souhaité que la contribution de la Cour leur 
parvienne avant le 6 juin. A titre exceptionnel, le Premier Président a donné 
son accord à la réalisation de ce rapport dans ce délai particulièrement bref. 
Le contrôle a été notifié à la direction générale de l’énergie et du climat 
(DGEC), à EDF et à la Commission de régulation de l’énergie (CRE) par des 
courriers datés du 30 mars.  
L’enquête de la Cour a reposé sur des questionnaires adressés à ces entités 
et des entretiens avec leurs représentants. Malgré des délais très contraints, 
ces derniers ont pu être respectés grâce aux diligences des institutions 
auxquelles le contrôle a été notifié et à la brièveté des délais de contradiction 
des constatations provisoires (15 jours) qu’elles ont respectée. 
Le présent rapport a été délibéré, le 1

er
 juin 2012, par la deuxième chambre 

de la Cour des comptes, présidée par M. Levy, président de chambre, et 
composée de MM. Camoin, Paul, de Gaulle, Claude Martin, Mousson, 
conseillers maîtres, ainsi que de Mme Pappalardo, conseillère maître, rap-
porteur, et de M. Dupuy, conseiller maître, contre-rapporteur. 
Il a ensuite été examiné et approuvé le 5 juin 2012 par le comité du rapport 
public et des programmes de la Cour des comptes, composé de MM. Migaud, 
premier président, Bénard, procureur général, Descheemaeker, Bayle, 
Bertrand, rapporteur général du comité, Mme Froment-Meurice, MM. 
Durrleman, Levy, Lefas et Briet, présidents de chambre. 



 

Résumé 

 
La CSPE est un supplément de prix du kilowatt-heure payé par le consommateur d’électricité qui vise à com-

penser trois [1] types de charges imposées aux producteurs d’électricité, c’est-à-dire, pour l’essentiel, à EdF : 

 les surcoûts dus à l’obligation d’achat de l’électricité issue de la cogénération et des énergies renouve-
lables, sur l’ensemble du territoire ; 

 les surcoûts de production dus à la péréquation tarifaire dans les « zones non interconnectées » (ZNI), 
c'est-à-dire essentiellement les DOM-TOM et la Corse ; 

 les coûts des dispositifs sociaux en faveur des personnes en situation de précarité. 
 
Trois points sont examinés dans le présent rapport : 

 les recommandations formulées par la Cour dans son rapport public annuel de janvier 2011 ; 

 l’évolution des règles relatives à la CSPE depuis l’insertion de janvier 2011 [2], c'est-à-dire les suites 

données à cette insertion ; 

 les prévisions d’évolution de la CSPE d’ici 2020. 
 
I - Les recommandations formulées par la Cour dans son rapport de 2011 
La Cour constatait que le fait que le taux de la CSPE soit resté inchangé depuis 2004, à 4,5 €/MWh, ne permet-
tait plus de couvrir les surcoûts imposés aux producteurs d’électricité. A fin 2010, le déficit cumulé atteignait 2,8 
Md€ et pesait sur le fonds de roulement d’EDF. 
Tout en constatant que la LFI pour 2011 permettait de relever significativement le taux de la CSPE, la Cour for-
mulait quatre recommandations : 

Maîtriser les facteurs de croissance des charges de service public de l’électricité, au premier rang desquelles figure le 

système de l’obligation d’achat, à des tarifs trop attractifs, fonctionnant « à guichet ouvert », notamment pour la filiè-
re photovoltaïque ; 

S’interroger sur l’opportunité de continuer à soutenir des filières qui ne figurent pas parmi les priorités gouvernemen-
tales en matière de politique énergétique, comme la cogénération ; 

− Remettre à plat le dispositif d’ensemble afin d’en rendre le fonctionnement plus lisible et d’en clarifier le statut fiscal ; 
la Cour considérait en particulier que la CSPE, qualifiée par le Conseil d’Etat « d’imposition innommée » (décisions du 

13 mars 2006), est un quasi-impôt dont le taux, et, au-delà, les conditions de prélèvement, devraient faire l’objet d’une 
autorisation périodique et d’un contrôle du Parlement ; 

− Réexaminer le financement du soutien au développement des énergies renouvelables et des autres charges du service 

public de l’électricité, par le consommateur d’énergie (et non par le consommateur d’électricité uniquement). 

 

II - Evolution des règles relatives à la CSPE depuis l’insertion de la Cour 
Cette évolution a concerné à la fois les règles et les méthodes : 

− de fixation des recettes, c'est-à-dire du taux de la CSPE supporté par les consommateurs d’électricité, 

− de calcul des dépenses, c'est-à-dire des charges à couvrir par la CSPE. 

 

a) Evolution des règles concernant les recettes 

En ce qui concerne les recettes, deux modifications législatives [2bis] ont permis l’augmentation de la contribution supportée 

par le consommateur, en laissant la commission de régulation de l’énergie proposer un taux sur une base objective de 

couverture des charges et en prévoyant qu’en l’absence de décision du ministre, cette proposition s’appliquerait « par 

délégation » du législateur mais avec un plafond d’augmentation de 3 €/MWh et par an. 

Le supplément de prix que constitue la CSPE passe ainsi de 4,5 €/MWh en 2010, chiffre inchangé depuis 2004, à 10,5 € en 

juillet 2012 soit une hausse de 133 % en 18 mois. 

Compte tenu du plafonnement des hausses et de la croissance très rapide des dépenses, il faudra sans doute cependant at-

tendre 2017 pour que les déficits cumulés par EDF soient résorbés. 

A titre indicatif, il est intéressant de noter que le chiffre de 10,5 €/MWh qui sera atteint en juillet 2012 se compare à un chif-

fre de 35,9 €/MWh, supporté par les ménages allemands, pour un but équivalent [3]. 

 

b) Evolution des règles concernant les dépenses 
En matière de dépenses, les principales évolutions des règles ont affecté les obligations d’achat imposées aux producteurs 

d’électricité en métropole : 

1 - La principale mesure a conduit à limiter le tarif d’achat de l’électricité photovoltaïque 

− en ne l’appliquant plus à guichet ouvert aux installations qui dépassent 100 kW, 

− en révisant à la baisse les tarifs d’achat pour les installations de puissance inférieure à 100 kW. 

En revanche, les engagements pris antérieurement envers les producteurs d’électricité photovoltaïque seront honorés 

et se traduisent par un accroissement des dépenses au fur et à mesure de l’entrée en fonctionnement des installations 

agréées précédemment. 

2 - En dépit des réserves de la Cour sur l’intérêt limité du soutien apporté à la cogénération, les textes concernés n’ont 

pas été modifiés.  



Dans la mesure toutefois où ils restreignent le bénéfice de l’obligation d’achat aux nouvelles installations de puissan-

ce inférieure ou égale à 12 MW ou aux installations anciennes ayant fait l’objet d’une rénovation significative, l’arri-

vée à terme de nombreux contrats d’achats devrait conduire à une division par trois de la puissance concernée entre 

2010 et 2014. 

3 - Les charges liées aux tarifs sociaux sont orientées à la hausse du fait d’un meilleur niveau de prestations couvertes 

et de l’automaticité du versement du tarif de première nécessité (décret du 6 mars 2012). En volume, elles restent de 

second ordre par rapport aux autres types de charges. 

4 - La commission de régulation de l’énergie a mis en place une nouvelle méthode de calcul du coût évité pour les o-

bligations d’achat à compenser par la CSPE, qui atténue fortement le poids de la volatilité des prix du marché. 

5 - Enfin, sans modifier le tarif d’achat mais en lui préférant la méthode des appels d’offres qui permet de s’en éloi-

gner, 2011 a été marqué par le lancement d’un appel à projets pour 3000 MW d’éolien en mer ; 1928 MW ont été 

retenus pour un prix d’achat très supérieur aux tarifs antérieurs (20 c€/KWh [4] contre 13 c€/KWh) qui n’avaient pas 

permis jusque là de développer cette forme de production d’électricité. 

 

c) les recommandations qui n’ont pas eu de suite 
Si les recommandations de la Cour ont été suivies en ce qui concerne les conditions d’achat de l’énergie photovoltaïque et le 

taux de la CSPE, il n’en a pas été de même sur deux points : 

- le statut de la CSPE n’a pas été modifié alors que la Cour y voyait un « quasi impôt » ; 

- les charges financées par la CSPE continuent de peser sur le consommateur d’électricité seulement ; ce sujet ne semble 

pas avoir fait l’objet d’une réflexion spécifique. 

 

III - Les prévisions d’évolution des charges à couvrir d’ici 2020 

1°) Les scénarios d’évolution des charges à couvrir par la CSPE, élaborés par les principaux acteurs, anticipent, à règlemen-

tation constante, des dépenses à couvrir en 2020 comprises entre 8,8 Md€ (EDF) et 10,9 Md€ (CRE) en 2020 contre 2,7 

Md€ en 2010, soit une multiplication par 3,5 environ par rapport à 2010 et par un peu plus de 2 par rapport à la prévision 

actuelle de la CRE pour 2012 (4,3 Md€). 

Le scénario le plus bas est celui d’EDF pour deux raisons : 

− EDF fait une estimation plus limitée du développement de l’éolien en mer alors que la DGEC et la CRE font leurs 

estimations sur la base des objectifs fixés par le gouvernement ; 

− EDF anticipe une hausse plus forte que les autres du prix du marché par rapport auquel est calculé [5] le coût évité des 

obligations d’achat, donc de moindres charges couvertes par la CSPE.  

 

2°) Les principales augmentations des dépenses à couvrir concernent : 

− les énergies renouvelables en métropole, avec des dépenses multipliées par plus de 10, passant de 707 M€ en 2010 à 

quelque 7,5 Md€ en 2020 dans les prévisions de la CRE ; 

− les charges de péréquation au profit des zones non interconnectées, hors énergies renouvelables, avec un doublement 

qui les fait passer de 802 M€ en 2010 à 1,9 Md€ en 2020 dans les estimations de la CRE ; 

− le soutien au développement de l’électricité produite à partir de la bagasse dans les mêmes zones, qui passe de 168 M€ 

en 2010 à plus de 600 M€ en 2020 pour la CRE. 

En ce qui concerne les dispositifs à vocation sociale, les charges à couvrir tripleraient mais resteraient, à règlementation 

constante, à un niveau relativement modeste de l’ordre de 189 M€. 

 

3°) Si les augmentations se poursuivent au rythme actuel, le déficit cumulé supporté par EDF devrait disparaître vers 2017, 

après s’être stabilisé à plus de 4 Md€ entre 2012 et 2014. 

Avec ces hypothèses, la contribution demandée au consommateur d’électricité devrait doubler par rapport au niveau de 2012 

pour dépasser sensiblement 20 €/MWh en 2020. 

 

IV - Conclusion 

Plusieurs pistes de réflexions pourraient être explorées pour limiter l’impact, sur les consommateurs d’électricité, de cette 

forte progression de la CSPE dans les années à venir : 

− l’élargissement du financement des énergies renouvelables par les consommateurs d’énergie, et pas seulement par les 

consommateurs d’électricité, à travers la fiscalité par exemple ; 

− l’utilisation d’autres sources de recettes ayant pour origine la production d’électricité (par exemple le produit de la 

future vente aux enchères des quotas d’émissions) ; 

− la révision des règles d’exonération actuelles. 

Des pistes de travail sont également ouvertes et devraient être approfondies pour limiter certains inconvénients du système 

actuel d’obligation d’achat, en incitant à optimiser la production des énergies renouvelables et en augmentant la liquidité et 

la transparence du marché. 



Chapitre I Evolution des règles concernant la CSPE 
 

I - La CSPE avant le 1
er

 janvier 2011 

 

A - Rappel historique 

La contribution au service public de l’électricité (CSPE), mise à la charge des consommateurs d’électricité, a été instituée 

par l’article 38 de la loi du 3 janvier 2003 relative aux marchés du gaz et de l'électricité et au service public de l'énergie. 

Elle vise à assurer, comme le prévoit la loi organisant le service public de l’électricité, une compensation publique 

spécifique des charges correspondant aux missions de service public assurées dans un ca-dre non monopolistique. Pour ce 

type de charges, le décret du 28 janvier 2004 identifie trois catégories distinctes de surcoûts compensables dans les do-

maines de la production et de la fourniture d’électricité : 

− les surcoûts des fournisseurs historiques (EDF et les ELD1 [6]) liés à une obligation d’achat ou aux appels d’offres en 
métropole continentale, qui font l’objet d’une compensation intégrale [7] ; 

− les surcoûts des producteurs et des fournisseurs EDF SEI et Electricité de Mayotte (EDM) liés à la péréquation tari-

faire et aux surcoûts des obligations d’achat dans les zones non interconnectées (ZNI), également intégralement com-

pensés ; 

− les surcoûts des fournisseurs historiques liés aux dispositifs sociaux, compensés intégralement pour la tarification de 

première nécessité, mais seulement partiellement - à hauteur de 20 % des charges liées à cette tarification - pour la 

participation des fournisseurs au dispositif institué en faveur des personnes en situation de précarité. 

En résumé, le montant de la CSPE, arrêté annuellement par le ministre chargé de l’énergie, sur proposition de la commission 

de régulation de l’énergie (CRE), est calculé de sorte qu’il couvre en principe l'ensemble des charges de service public ainsi 

que les frais de gestion exposés par l’organisme gestionnaire, la Caisse des dépôts et consignations [8].  

 

Dès 2003, la CSPE a été encadrée par une limitation d’assiette et par deux plafonds : 

− l'électricité produite par un producteur pour son propre usage n'est prise en compte pour le calcul de la contribution 

qu'au delà de 240 millions de kilowattheures par an ; 

− le montant de CSPE ne peut excéder 500 000 € par site de consommation ; 

− la contribution applicable à chaque kilowattheure ne peut dépasser 7 % du tarif de vente du kWh
2
, soit, au tarif en 

vigueur en août 2010, 5,58 € par MWh. 

 

La loi de finances rectificative pour 2004 a apporté deux modifications significatives au nouveau mécanisme : 

− les surcoûts relatifs aux mécanismes d’appels d’offres ou d’obligation d’achat ont cessé d’être appréciés par rapport 

aux coûts d'investissement et d'exploitation évités à EDF ou aux distributeurs non nationalisés
3
 (DNN). Ils sont désor-

mais calculés « par référence aux prix de marché de l'électricité » [9]; 

− les entreprises de transport ferroviaire ou de transports collectifs urbains interconnectés (SNCF, RATP notamment) 

bénéficient désormais du plafonnement à 500 000 €, à l’origine prévu par site de consommation et destiné aux entrepri-

ses industrielles fortement dépendantes de l’énergie électrique. 

 

La loi du 13 juillet 2005 a ajouté un nouveau plafonnement, à hauteur de 0,5 % de la valeur ajoutée, pour les sociétés indus-

trielles consommant plus de 7 GWh d'électricité. Par ailleurs, les modalités d’évaluation des coûts évités pour les distribu-

teurs non nationalisés (DNN) ont été à nouveau modifiées : la référence aux prix de marché est remplacée par celle des tarifs 

de cession réglementés appliqués par EDF, à due proportion de l’électricité acquise dans ces conditions [10]. 

 

Enfin, la loi du 7 décembre 2006 a alourdi les charges financées par la CSPE : le budget du médiateur de l’énergie entre dé-

sormais dans son périmètre ; elle a également prévu que la CSPE pouvait contribuer à financer le tarif réglementé transitoire 

d’ajustement du marché (TaRTAM) institué par cette même loi. 

Un mécanisme complexe de compensation mixte faisait porter in fine le coût de ce tarif sur les principaux producteurs d’é-

lectricité d’origine nucléaire et hydraulique (EDF et GDF-Suez) et, dans une moindre mesure, sur les consommateurs d’é-

lectricité, via la CSPE, dans la limite de 0,55 €/MWh, sans que le niveau de la CSPE puisse dépasser 4,5 €/MWh. Ce dispo-

sitif a disparu en 2011 avec la fin du TaRTAM, sachant qu’en outre le montant de la CSPE nécessaire pour la couverture des 

charges, hors financement du TaRTAM, dépasse 4,5 €/MWh depuis 2009 ; la CSPE n’a donc contribué au financement du 

TaRTAM qu’en 2007 et 2008 [11]. 

 

                                                           
1
 ELD : entreprise locale de distribution. 

2
 Tarif correspondant à une puissance de 6 kVA sans effacement ni horosaisonnalité. 

3
 En général appelés actuellement « entreprises locales de distribution » (ELD). 

 



 
 

B - La CSPE dans le rapport public 2011 

 

Le chapitre du rapport public de 2011 consacré à la CSPE était la première analyse approfondie de la Cour portant sur ce 

dispositif institué par l’article 38 de la loi du 3 janvier 2003 relative aux marchés du gaz et de l’électricité et au service pu-

blic de l’énergie. Pour leurs travaux, les rapporteurs de la Cour disposaient donc des comptes de 2003 à 2009 et des estima-

tions pour 2010 et les exercices suivants. 

En résumé, la principale conclusion de la Cour consistait à relever que le taux annuel de la CSPE, resté inchangé depuis 

2004, n’était plus suffisant pour couvrir les charges de service public de l’électricité. 

Elle constatait que le déficit structurel de compensation qui en résultait (estimé à 1,6 Md€ en 2009) pesait sur le fonds de 

roulement d’EDF. 

Tout en constatant que la loi de finances pour 2011 (article 37) avait modifié les modalités de fixation de la CSPE, facilitant 

son augmentation et conduisant à un relèvement significatif de cette contribution au 1
er

 janvier 2011, la Cour faisait quatre 

recommandations : 

− maîtriser les facteurs de croissance des charges de service public de l’électricité, au premier rang desquelles figure le 
système de l’obligation d’achat, à des tarifs trop attractifs, fonctionnant « à guichet ouvert », notamment pour la filière 

photovoltaïque ;  

− s’interroger sur l’opportunité de continuer à soutenir des filières qui ne figurent pas parmi les priorités gouvernemen-

tales en matière de politique énergétique, comme la cogénération ; 

− remettre à plat le dispositif d’ensemble afin d’en rendre le fonctionnement plus lisible et d’en clarifier le statut fiscal ; 
la Cour considérait en particulier que la CSPE, qualifiée par le Conseil d’Etat « d’imposition innommée » (décisions du 

13 mars 2006), est un quasi-impôt dont le taux et, au-delà, les conditions de prélèvement, devraient faire l’objet d’une 
autorisation périodique et d’un contrôle du Parlement ; − réexaminer le financement du soutien au développement des 

énergies renouvelables et des autres charges du service public de l’électricité, par le consommateur d’énergie (et non par 

le consommateur d’électricité uniquement). 

 

Dans leurs réponses, les ministres chargés de l’énergie, de l’économie et du budget ne contestaient pas le constat fait par la 

Cour sur l’évolution des charges et la nécessité de faire disparaître le déficit supporté par EDF. En revanche, leurs réponses 

sont moins favorables à certaines recommandations de la Cour : 

− concernant les formules d’achat à « guichet ouvert », les ministres de l’économie et de l’énergie distinguent les fi-
lières déjà matures et proches des prix de marché (hydraulique et éolien) des filières moins matures (photovoltaïque) 

pour lesquelles le guichet ouvert sans régulation dynamique n’est effectivement pas la solution la plus pertinente en 

raison du niveau élevé des tarifs et de l’évolution rapide des coûts de production ; cela explique les décisions prises en 

2010 concernant l’achat de l’électricité photovoltaïque qui repose désormais sur un système d’appel d’offres sur des vo-

lumes prédéterminés, le dispositif d’obligation d’achat à guichet ouvert n’étant plus réservé qu’aux installations de puis-

sance inférieure à 100 kWc ; 

− au-delà de la volatilité des prix des éléments utilisés dans les calculs (prix de marché de l’électricité, du pétrole et du 

gaz) et malgré les mesures de maîtrise des charges (prises en 2010 en matière de photovoltaïque), il existe des tendances 

de fond à la croissance des charges de service public : d’une part, le développement des énergies renouvelables pour 

atteindre les objectifs du Grenelle de l’environnement ; d’autre part, les facteurs démographiques et l’accroissement ten-

danciels des investissements dans les zones non interconnectées (ZNI). 



Concernant ce dernier point, les ministres indiquent qu’une mission a été confiée à l’inspection générale des finances et 

au conseil général de l’économie, de l’industrie, de l’énergie et des technologies (CGEIET) visant à juguler les charges 

correspondantes et à les inscrire dans une démarche d’excellence environnementale ; 

− aucune réponse ne traite le sujet de la cogénération ; 

− seul le ministre du budget s’exprime sur la nature juridique et la gouvernance de la CSPE, précisant qu’il partage 

l’analyse de la Cour : « au vu des enjeux budgétaires et financiers, le Parlement devrait être en mesure de contrôler le 

dispositif et son équilibre » ; 

− enfin, le financement par le consommateur des charges du service public de l’électricité, particulièrement celles 

liées aux énergies renouvelables, est revendiqué comme un progrès de la réforme de 2003, apportant « une garantie 

d’automaticité, de lisibilité et de simplicité ». Le ministère chargé de l’écologie indique qu’il « doit être préservé afin 
que l’ensemble des coûts complets de la production d’électricité soient internalisés dans les prix de vente, principe éga-

lement en vigueur pour les autres énergies ». Les ministres chargés de l’économie et de l’énergie ajoutent que, de leur 

point de vue, « il est vertueux et équitable que le coût complet de production de l’électricité, y compris le coût lié au dé-
veloppement des énergies renouvelables, soit internalisé dans le prix de vente ». Enfin le ministre du budget, constatant 

que l’alternative à ce mode de financement par le consommateur serait un financement par l’impôt, se dit défavorable à 

cette recommandation et cite une étude du Trésor qui aurait montré que « la CSPE a un impact moins négatif sur l’éco-

nomie que la majorité des impôts car [elle] pèse sur un type de bien (…) pour lequel il existe des possibilités de substi-

tution ». 

 

A l’inverse EDF fait remarquer que le rattrapage du déficit passé de la CSPE va avoir lieu alors que le coût de l’augmenta-

tion du soutien  aux énergies renouvelables va lui-même croître du fait de leur montée en puissance et que ces hausses qui 
sont extrinsèques au fonctionnement d’EDF devront s’ajouter aux hausses tarifaires nécessaires pour permettre le finance-

ment du bon fonctionnement et de la pérennisation de l’outil industriel d’EDF. Aussi, d’après elle, l’ensemble ne pourra 

qu’avoir un effet préjudiciable à l’image d’EDF auprès du consommateur final. Il serait donc équitable que le financement 

du soutien au développement des énergies renouvelables fasse l’objet d’un réexamen pour que l’effort ne soit pas supporté 

par les seuls consommateurs d’électricité, mais partagé par l’ensemble des consommateurs d’énergie. 

 

II - Evolution des règles concernant la CSPE depuis le 1
er

 janvier 2011 

 
Plusieurs évolutions législatives intervenues depuis le 1

er 
janvier 2011 ont modifié les modalités de fixation du montant uni-

taire annuel de la CSPE. La réglementation a fait évoluer certains tarifs d’achat de la production issue des énergies renouve-

lables, ainsi que les dispositifs sociaux. Enfin, la commission de régulation de l’énergie a fait évoluer ses méthodes de calcul 

du coût évité par les énergies renouvelables.  

 

A - Evolution des modalités de fixation du montant annuel de la CSPE 

 

1 - Les principes jusqu’à fin 2010 

 

Chaque année N, le montant prévisionnel des charges de service public au titre de l’année suivante (N+1) est évalué par la 

commission de régulation de l’énergie à partir des éléments déclarés par les fournisseurs historiques pour l’année N-1 

(transmission d’une comptabilité appropriée dont les règles sont fixées par la commission de régulation de l’énergie) avant 

le 31 mars N, et à partir des indications d’évolution prévisionnelle de ces éléments pour l’année N+1 (voir annexe 3). Les 

charges prévisionnelles au titre de l’année N+1 sont ensuite augmentées (ou diminuées) de la différence entre le montant des 

charges effectivement constatées au cours des années antérieures (N-1 et avant) et le montant des contributions recouvrées 

au titre de ces mêmes années ; s’y ajoutent les frais de gestion de la Caisse des dépôts et consignations (CDC) au titre de 

l’année à venir (N+1); est enfin déduit le montant des produits financiers que la CDC a réalisés dans sa gestion (N-1). 

La CSPE théorique évaluée par la commission de régulation de l’énergie pour l’année N+1 doit permettre de couvrir le total 

des charges N+1 obtenu. L’assiette prévisionnelle des kWh contributeurs est évaluée par la commission de régulation de l’é-

nergie à partir des données de consommation prévisionnelles fournies par RTE, EDF SEI et Electricité de Mayotte, en tenant 

compte des exonérations et plafonnements en vigueur. 

Avant le 15 octobre de l’année N, la commission de régulation de l’énergie adresse ses propositions au ministre, à qui il re-

vient d’arrêter les charges et la contribution pour l’année N+1 avant le 31 décembre de l’année N. La commission de régula-

tion de l’énergie notifie ensuite à chaque opérateur les charges retenues le concernant pour l'année N+1. 

Les propositions de la commission de régulation de l’énergie se présentent sous deux formes : 

− le montant total des charges à couvrir par la CSPE au titre de N+1 et du rattrapage des déficits des années N-1 et pré-

cédentes ; 

− le taux unitaire de la CSPE pour l’année N+1, calculé en divisant le montant des charges par le montant prévisionnel 

de kWh consommés soumis à contribution. 

A défaut d’arrêté fixant la CSPE de l’année N+1 avant le 31 décembre de l’année N, l’article 5 de la loi du 10 février 2000 

prévoyait que c’était le montant de la CSPE de l’année précédente qui était automatiquement reconduit. 

 

2 - La pratique 

 



Dans la pratique, le ministre chargé de l’énergie n’a pas pris l’arrêté fixant la CSPE de 2006 à 2010. Le taux unitaire de la 

CSPE, fixé en 2004 et 2005 à 4,5 €/MWh, a donc été reconduit depuis 2006 jusqu’à 2010 inclus. Il était alors inférieur au 

plafond légal de 7 % du tarif de vente du kWh (5,58 € par MWh pour le tarif en vigueur en août 2010). 

Le taux de la contribution unitaire fixé par défaut à 4,5 €/MWh depuis 2004 n’a plus permis, à partir de 2009, de couvrir 

intégralement les charges réellement supportées par les opérateurs, provoquant l’apparition d’un déficit à la charge d’EDF, 

les autres opérateurs étant intégralement compensés
4
. 

 

3 - Les évolutions législatives 

 

L’article 37 de la loi de finances pour 2011
5
 a modifié les modalités de fixation de la CSPE : 

− en supprimant le plafond de 7 % du prix de l’énergie du tarif 6 kVA Base (soit 5,58 €/MWh fin 2010) ; 

− en prévoyant qu’en l’absence de décision du ministre avant le 31 décembre de l’année N, la proposition de la com-

mission de régulation de l’énergie s’appliquerait par délégation du législateur ; 

− en limitant, dans le cas ci-dessus, l’augmentation possible de la contribution unitaire d’une année sur l’autre à 3 €/ 

MWh ; 

− en fixant à 550 000 € (au lieu de 500 000 €) le montant du plafond de la CSPE due par site et en prévoyant l’actuali-

sation annuelle de ce montant
6
. 

Une nouvelle modification législative a été introduite par l’article 56 de la loi de finances rectificative pour 2011 du 29 

juillet 2011
7
 qui prévoit que « l’augmentation du montant de la contribution peut être échelonnée sur un an », lorsque le 

montant est fixé par arrêté du ministre. 

En outre, par dérogation aux dispositions du code de l’énergie, cet article a fixé le niveau de la contribution applicable à 

chaque kWh à 0,009 € jusqu’au 30 juin 2012, puis 0,0105 € du 1
er

 juillet au 31 décembre 2012 [12]. 

 

Fixation de la contribution unitaire 

Depuis le 1
er

 août 2011, l’article L. 121-13 du code de l’énergie, relatif à la fixation de la contribution unitaire de 

CSPE, est rédigé de la manière suivante : 

« Le ministre chargé de l’énergie fixe chaque année ce montant par un arrêté pris sur proposition de la Commission 
de régulation de l’énergie.  

L’augmentation du montant de la contribution peut être échelonnée sur un an. 

A défaut 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 commission de régulation de l’énergie en application de l’alinéa précédent 

entre en vigueur le 1er janvier, dans la limite toutefois d’une augmentation de 0,003 €/kWh par rapport au montant 

applicable avant cette date ». 

 

4 – Conséquences 

 
Ces évolutions législatives ont permis de débloquer la situation antérieure en contournant la nécessité d’une décision expli-

cite du ministre pour faire augmenter le montant de la contribution unitaire. 

En conséquence, la CSPE a évolué significativement depuis ces modifications, puisqu’elle a subi un doublement en 8 mois 

et une progression de 133 % en 18 mois.  

                                                           
4
 En effet, le déficit de compensation constaté en 2007 et 2008 s’explique par un écart important entre les prévisions et le résul-

tat constaté et non par un défaut d’arrêté puisque la contribution unitaire proposée par la CRE pour ces deux années était infé-
rieure à 4,5 €/MWh. 
5
 Loi de finances pour 2011, n° 2010-1657, du 29 décembre 2010. 

6
 Ce plafond est actualisé chaque année dans une proportion égale au taux prévisionnel de croissance de l’indice des prix à la 

consommation hors tabac associé au projet de loi de finances de l’année. Par délibération du 2 février 2012, la CRE a fixé ce 
plafond à 559 350 € pour 2012.  
7
 Loi de finances rectificative pour 2011 n° 2011-900 du 29 juillet 2011. 



 

Tableau n° 1 : Historique des valeurs de la contribution unitaire de la CSPE 

 

 
 

Cette augmentation a pris deux formes différentes : 

− au 1
er

 janvier 2011, on a appliqué le deuxième alinéa de l’article l.121-13, en l’absence d’arrêté du ministre. L’aug-

mentation a été plafonnée à 3 €/MWh comme le prévoient les textes, la contribution unitaire passant donc de 4,5 à 7,5 

€/MWh, montant qui reste inférieur à la proposition de la commission de régulation de l’énergie de 12,9 €/MWh ; 

− au 1
er

 août 2011, la décision a été prise sous une forme dérogatoire aux textes en vigueur, puisque c’est une décision 

législative qui a anticipé l’augmentation qui aurait dû avoir lieu au 1er janvier 2012, mais en l’échelonnant en deux 

temps (comme le permettent désormais les textes quand la décision est ministérielle) : de 7,5 €/MWh à 9 €/ MWh au 31
er

 

juillet 2011 et de 9 €/MWh à 10,5 €/MWh au 1
er

 juillet 2012. 

A titre de comparaison, on peut noter qu’en 2011, le surcoût lié uniquement aux énergies renouvelables, en Allemagne, s’é-

levait à 3,59c€/kWh (soit 35,9 €/MWh) pour le consommateur final, soit 15 % du prix de l’électricité payé par les ménages 

allemands [13]. 

 

Les deux évolutions législatives successives entrées en vigueur en 2011 ont facilité l’augmenta-

tion de la contribution unitaire de la CSPE à partir de cet exercice. Toutefois, malgré une crois- 

sance rapide, la contribution unitaire est restée inférieure à celle qui aurait permis de combler 

complètement, avant la fin 2012, le déficit accumulé pendant les années antérieures, du fait du 

plafonnement prévu par les textes pour éviter les chocs préjudiciables au système et affectant le 

pouvoir d’achat des français
8
. 

Le prolongement de cette augmentation dans le temps devrait permettre de rétablir à terme l’é-

quilibre entre les recettes et les charges de CSPE, en limitant, dans un premier temps, la crois- 

sance du déficit supporté par EDF et, dans un second temps, en le résorbant, comme le souhai-

tait la Cour dans son insertion au rapport public de 2011. 

 

B - Evolution des tarifs et des règles de calcul des charges couvertes par la CSPE 
L’évolution des conditions de fixation des recettes de CSPE a été accompagnée de plusieurs modifications des tarifs d’a-

chats et des règles de calcul de certaines charges à couvrir; certaines vont dans le sens d’une augmentation, d’autres d’une 

diminution des coûts.  

 

1 - Les conditions d’achat de la production d’électricité renouvelable 

 

                                                           
8
 Réponse, en date du 21 janvier 2011, du ministre de l’économie, des finances et de l’industrie et du ministre chargé de l’indus-

trie, de l’énergie et de l’économie numérique à l’insertion de la Cour consacrée à la CSPE dans le rapport public de 2011. 



a) Le cas de l’électricité photovoltaïque (PV) 

 
Les modifications qui ont l’effet le plus significatif sur l’évolution des charges de service public concernent les conditions 

d’achat de la production d’électricité photovoltaïque
9
. 

Face à l’évolution très rapide des projets d’installations photovoltaïques, le niveau des tarifs a été revu à la baisse à deux 

reprises en 2010 et l’obligation d’achat a été suspendue par décret le 10 décembre 2010, à l’exception des plus petits projets 

(moins de 3 kWh) et des projets les plus avancés. 

 

Tableau n° 2 : Evolution du tarif de l’électricité photovoltaïque en 2010 

 

 
Source : site Internet du ministère chargé de l’énergie (DGEC) 

* en 2009, en métropole, ces tarifs s’élevaient à 60,1c€ pour l’intégré au bâti et 32,8c€ dans les autres cas [14] 
 

Par arrêté du 4 mars 2011, un nouveau cadre de régulation a été défini et mis en place : 

 

− les installations de moins de 100 kW continuent à bénéficier du tarif d’achat régulé, en vigueur à la date de dépôt de 

la demande de raccordement, mais ces tarifs sont globalement revus à la baisse. Le dispositif est résumé dans le tableau 

ci-dessous ; 

Les tarifs sont globalement revus à la baisse, plus significativement pour les plus grandes installations que pour les plus 

petites (seuils de 9 et 36 kW), pour les entreprises que pour les particuliers, l’intégration au bâti continuant à être privilé-

giée. La notion de « guichet ouvert » est tempérée par l’adaptation trimestrielle des tarifs en fonction du volume de de-

mandes de raccordement déposées le trimestre précédent. Si les demandes dépassent les objectifs fixés (25 MW par tri-

mestre pour chacune des deux catégories, résidentiel/non résidentiel), le tarif est revu à baisse (de 2,5 % jusqu’à 9,5 % 

par trimestre)
10

. 

                                                           
9
 L’objet de ce rapport n’étant pas d’analyser la politique de soutien à la production d’électricité photovoltaïque, il ne comporte 

aucun commentaire sur les conditions dans lesquelles ont été mises en place les mesures de soutien et la nouvelle régulation, ni 
sur leurs conséquences économiques, financières et industrielles. 
10

 Si l’objectif de 25 MW par trimestre n’est pas atteint, le tarif fait tout de même l’objet d’une décote qui est annulée dans le cas 
où moins de 5 MW seraient raccordés. 



Tableau n° 4 : Régulation des tarifs d’achat de l’électricité photovoltaïque des petits projets depuis le 4 mars 2011 

(métropole + zones non interconnectées) 
 

 
 

− pour les installations de puissance comprise entre 100 kW et 250 kW, les projets sont sélectionnés par appel d’offres 

simplifié (sélection uniquement sur le critère prix) [15] ; 

− pour les installations de puissance supérieure à 250 kW, on applique une procédure d’appel d’offres classique (sé-

lection sur la base de plusieurs critères de choix : prix, impact environnemental, contribution à la R&D, faisabilité et dé-

lai de réalisation). 

Pour les appels d’offres simplifiés, le délai de mise en service est de 18 mois. Pour les installations de puissance supé-

rieures à 250 kW, le délai de mise en service est de 24 mois. 

La sélection des appels d’offres est faite dans la limite d’un total annuel de 500 MW de électricité photovoltaïque installé 

(métropole + zones non interconnectées), dont 200 MW a priori réservés aux « petits » projets qui ont droit au tarif. 

L’objectif visé est de suivre le rythme de développement de 500 MW par an qui était sous-jacent à l’objectif initial de la 

programmation pluriannuelle des investissements (PPI) pour 2020. 

Pour les projets de moins de 100 kW, la mise en œuvre du dispositif de tarifs dégressifs a ralenti leur rythme de déve-

loppement, qui est toutefois resté relativement élevé par rapport aux objectifs, les tarifs étant encore attractifs, semble-t-

il. L’objectif des 25 MW/trimestre pour les bâtiments résidentiels et surtout pour les bâtiments hors résidentiel a été dé-

passé sur les 4 premiers trimestres d’application, ce qui a conduit à réduire les tarifs d’achats tous les trimestres, comme 

le montrent le graphique et le tableau ci-dessous. 



Tableau n° 5 : Installations<100kW : suivi de la nouvelle régulation de l’électricité photovoltaïque 

 

 
 

Tableau n° 6 : Deux exemples d’évolution des tarifs de l’électricité photovoltaïque pour les projets <100 kW 

 

 
 

− pour les projets de puissance comprise entre 100 kW et 250 kW, un appel d’offres a été lancé, constitué de sept pé-

riodes successives de candidature, dont les dates limites de dépôt des offres sont réparties entre le 20 janvier 2012 et le 

30 juin 2013, pour une puissance cumulée de 300 MWc. Sont closes les deux premières périodes : la première, close le 

20 janvier 2012, qui portait sur 120 MWc, et la deuxième, close le 31 mars 2012, avec un objectif de 30 MWc ;  

− seuls les résultats de la première période de candidature sont connus : pour un objectif de 120 MW, 345 dossiers (re-

présentant une puissance de 68 MW) ont été déposés et la commission de régulation de l’énergie a proposé de retenir 

218 dossiers, représentant une puissance de 45 MW pour un prix d'achat moyen de 229 €/MWh (lauréats désignés par le 

ministre le 22 mars 2011) [16]. Est ouverte la troisième période (dépôt des offres avant le 30/06/2012) avec un objectif 

de 30 MWc ; 

− pour les installations de puissance supérieure à 250 kW, un appel d’offres a été lancé à l’été 2011, avec une date li-

mite de remise des offres fixée au 8 février 2012. L'objectif de puissance recherchée était de 450 MWc. 425 dossiers ont 

été reçus dans les délais ; 316 ont été déclarés complets. 

L'instruction des dossiers par la commission de régulation de l’énergie est en cours. La commission de régulation de l’é-

nergie devrait rendre son avis au ministre avant le 23 juin 2012. 

 

L’ensemble de ce dispositif vise à sensiblement ralentir le développement des capacités photovoltaïques raccordées au ré-

seau. En 2011, en effet, la mission de concertation confiée aux inspecteurs des finances Charpin et Trink estimait que la 

«trajectoire tendancielle », en l’absence d’intervention, était de + 1,5 GW/an entre 2010 et 2020, soit une capacité installée 

totale de 17 GW en 2020, alors que la « trajectoire PPI » visait seulement une capacité installée de 5,4 GW en 2020.  

Les mesures prises en 2011 ont eu deux effets distincts : 

− le moratoire et la gestion qui en a été faite ont eu pour conséquence de faire perdre le bénéfice de l’obligation d’achat 

aux anciennes conditions tarifaires à 3400 MW de projets parmi les 6400 MW alors en file d’attente. Sur les 3000 MW 

restants, environ la moitié (1350 MW) étaient encore en file d’attente de raccordement en fin d’année 2011. Les projets 

qui ont quitté la file d’attente en 2011 ont été très majoritairement raccordés au réseau (1300 MW), et quelques uns a-

bandonnés (380 MW). Les installations devront toutes être achevées au plus tard le 10 juin 2012 pour ne pas perdre le 

bénéfice de l’obligation d’achat aux anciennes conditions tarifaires. Comme la plupart des projets restants sont relative-

ment bien avancés dans la file d’attente, ils seront en grande majorité réalisés dans les temps. Au total, les projets rele-

vant de la réglementation antérieure sont réalisés avec un pourcentage de « perte » beaucoup plus faible que prévu ; 



− les conditions tarifaires moins favorables et dégressives ralentissent le développement des nouveaux projets. Toute-

fois, l’hypothèse de projets engagés pour 2012 retenue par EDF dans ses estimations s’élève encore à 1 GW, soit le dou-

ble de l’objectif cible de 500 MW. 

 

Les augmentations de puissances installées en électricité photovoltaïque en 2011 et 2012 sont le cumul de ces deux évolu-

tions et restent donc élevées. A partir de 2013, les différents acteurs estiment que l’objectif de 500 MW supplémentaire par 

an devrait être respecté. 

 

Par ailleurs, le calcul du coût évité par les installations photovoltaïques fait l’objet, pour la première fois en 2012, d’un 

traitement particulier. A la suite des préconisations inscrites dans le rapport Charpin-Trink, la commission de régulation de 

l’énergie a mis en place une nouvelle méthode de calcul des coûts évités pour l’acheteur obligé : 

− les coûts évités par l’électricité photovoltaïque étaient jusqu’alors calculés à partir d’une moyenne arithmétique men-

suelle du prix spot sur le marché de gros de l’électricité multipliée par la production d’électricité photovoltaïque achetée 

pendant le mois correspondant. Cette méthode ne permettait pas de prendre en compte les spécificités de la production 

photovoltaïque, à savoir : un profil particulier de la production journalière (discontinuité jour/nuit) ; un effet saisonnier 

(volumes de production supérieurs en été). Par ailleurs, le prix de marché appliqué pour le calcul du coût évité était celui 

du mois de la facturation, or la production facturée pouvait concerner les 12 mois précédents ; 

− la commission de régulation de l’énergie utilise dorénavant
11

, pour le calcul des coûts évités de l’année N, un prix mo-

yen mensuel de l’électricité calculé sur la base des prix spot horaires constatés sur le marché de gros pondérés par les 

profils de production photovoltaïque, qui sont horo-saisonniers. 

Cette nouvelle méthode de calcul permet de déterminer un niveau de coût évité par l’électricité photovoltaïque en accord a-

vec les périodes de production théorique, le photovoltaïque permettant de produire uniquement le jour, lorsque les prix spot 

sont les plus élevés sur le marché de gros. 

La prise en compte de prix spot horaires associés à un profil de production horaire induit une augmentation du coût unitaire 

évité car les prix de marché sont en moyenne plus faibles la nuit que le jour, et donc une réduction du coût des charges liées 

à l’électricité photovoltaïque. Ainsi, pour 2009, par rapport à la méthode précédente, le coût unitaire évité calculé sur une 

base horaire aurait été en moyenne de 49,1 €/MWh sur l’année 2009, au lieu de 43 €/MWh, et il aurait induit une baisse des 

charges dues au photovoltaïque de l’ordre de 1,5 % [17]. 

 

L’objet de ce rapport n’étant pas d’analyser la politique de soutien au PV, il ne comporte aucun com-

mentaire sur les conditions dans lesquelles ont été mises en place les mesures de soutien et la nouvelle 

régulation, ni sur leurs conséquences économiques, financières et industrielles. 

On constate simplement que, comme la Cour le recommandait dans son insertion, le tarif d’achat de l’é-

lectricité photovoltaïque n’est plus appliqué à « guichet ouvert » pour les installations qui dépassent 100 

kW et que, pour les autres projets, les tarifs ont sensiblement diminué et continueront à le faire tant que 

les objectifs fixés ne seront pas respectés trimestriellement ; son développement est donc désormais 

mieux régulé, même si le rythme de développement des projets relevant du « guichet ouvert » reste sou-

tenu et supérieur aux objectifs sur les 4 premiers trimestres d’application du nouveau dispositif. 

Toutefois, les capacités engagées avant le moratoire, installées dans les années 2009 à 2012, et bénéfi-

ciant donc des tarifs d’achat élevés antérieurement en vigueur, continueront à peser sur les charges fi-

nancées par la CSPE pendant la durée de leurs contrats, c'est-à-dire 20 ans. 

 

b) Les autres énergies renouvelables
12

 

 

Le cas de la biomasse et du biogaz 

Les tarifs d’achat de l’électricité produite à partir de la biomasse ont évolué de manière différente selon le mode de pro-

duction utilisé :  

− le tarif de l’électricité produite par combustion de biomasse (d’origine végétale ou animale) a légèrement diminué 

entre 2009 et 2011 ; 

− toutefois, l’appel d’offres de 2010 et les arrêtés tarifaires du 28 décembre 2009 et du 27 janvier 2011 n’auront pas 

d’effet avant l’année 2013 compte tenu des délais de réalisation et de mise en service des installations (estimés entre 

deux et trois ans) ; 
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 A compter des charges constatées 2011 [17bis]. 
12

 Voir tableau de l’évolution des tarifs en annexe 4. 



Tableau n° 7 : Evolution du tarif de l’électricité produite par combustion de la biomasse 

 

 
− le tarif de l’électricité produite à partir du biogaz, qui avait déjà sensiblement augmenté en 2006, a été légèrement 

relevé en 2011 ; 

Evolution du tarif de l’électricité produite à partir de biogaz 
 

 
 

− le tarif de l’électricité produite à partir de la méthanisation a très sensiblement augmenté en 2011. 

 

Tableau n° 8 : Evolution du tarif de l’électricité produite par méthanisation 

 

 
 

L’ensemble de ces évolutions a pour objectif de faciliter le développement de la production d’énergie à partir de biomas-

se, notamment par méthanisation, qui reste relativement faible en France, surtout en comparaison avec la situation en Al-

lemagne, alors que cette activité peut être intéressante pour les agriculteurs et aider à régler d’autres problèmes, notam-

ment en matière de pollution par les élevages. Elle présente également un intérêt pour la valorisation des déchets et des 

ordures ménagères. [18] 

 

Le cas de la petite hydraulique 

Seule la petite production hydraulique (installation d’une puissance inférieure à 12MW) bénéficie de l’obligation d’achat 

[19]. Il n’y a pas eu d’évolution récente du tarif d’achat de la petite production hydraulique depuis l’arrêté du 1
er

 mars 2007 

qui a augmenté le tarif d’achat, dans des proportions variables selon les installations. 

En revanche, l’arrêté du 14 mars 2011 a précisé les conditions auxquelles les contrats venant à expiration pourraient être re-

nouvelés
13

. Le mois d’octobre 2012 voit l’arrivée à échéance des contrats d’achats signés en 1997 pour une durée de quinze 

ans (contrats dits H97). Les exploitants ont donc le choix entre deux possibilités : 

− obtenir un nouveau contrat d’achat dans le cadre d’une rénovation ; si celle-ci respecte les montants d’investissements 

fixés par l’arrêté du 14 mars 2011, l’installation est réputée mise en service pour la première fois et peut donc bénéficier 

du tarif d’achat en vigueur au moment du renouvellement (actuellement celui du 1
er

 mars 2007 [20]). Toutefois, un 

                                                           
13 Investissements cumulés sur une période de 5 ans de 1000€/kW installé pour une puissance installée >300kW ; de 

800€/kW pour une puissance installée <100kW ; entre ces deux seuils interpolations linéaires. 



nouvel arrêté tarifaire semble attendu depuis quelques mois pour préciser notamment le traitement des contrats actuels 

qui vien-nent à expiration ; 

− vendre leur production sur le marché, directement ou via une plate-forme d’agrégation. 

 

On note que la commission de régulation de l’énergie n’est pas saisie pour avis
14

 des arrêtés relatifs à la rénovation et ne 

peut donc pas s’assurer que le tarif d’achat en vigueur entraîne une rémunération normale au regard de l’investissement de 

rénovation consenti.  

 

Tableau n° 9 : Evolution du tarif de l’électricité produite par la petite hydraulique 

 

 
 

Le cas de l’éolien 

Les tarifs d’achat de l’électricité d’origine éolienne n’ont pas été modifiés depuis l’arrêté du 17 novembre 2008, qui avait 

lui-même repris ceux du 10 juillet 2006 : 

− éolien terrestre : en 2012, le tarif s’élève à 8,5 c€/kWh pendant 10 ans, puis entre 2,9 et 8,5 c€/kWh pendant 5 ans 

selon les sites, compte tenu de l’indexation annuelle du tarif prévue par l’arrêté [21]; 

− éolien en mer : 13 c€/kWh pendant 10 ans, puis entre 3 et 13 c€/kWh pendant 10 ans selon les sites. 

Toutefois, en matière d’éolien en mer, l’année 2011 a été marqué par le lancement d’un appel à projet, pour un total de 3000 

MW (mais seulement 1928 MW ont été retenus), dont le prix d’achat (environ 23 c€/kWh en 2020 sur la base de la délibé-

ration de la commission de régulation de l’énergie du 5avril 2012
15

) sera sensiblement supérieur au tarif d’achat existant, qui 

n’avait pas permis jusqu’à présent de développer cette forme de production d’électricité en France. [22] 

 

Le cas de la géothermie 

Il y a pas eu d’évolution depuis la forte augmentation des tarifs d’achat de l’électricité produite par la géothermie et objet de 

l’arrêté du 23 juillet 2010, tant en métropole que dans les départements d’outre-mer (DOM). 

 

Tableau n° 10 : Evolution du tarif de l’électricité d’origine géothermique 

 
 

En 2010-2011, les tarifs d’achat des différentes formes d’électricité renouvelable ont fait l’objet d’une a-

nalyse générale qui a conduit à des ajustements plus ou moins importants, souvent à la hausse (biogaz et 

méthanisation notamment) mais parfois aussi à la baisse (PV, combustion de la biomasse). Ces modifica-

tions sont faites en fonction de l’évolution des coûts de production et des priorités gouvernementales qui 

peuvent également intégrer des objectifs relevant d’autres politiques que la politique énergétique (politi-

que industrielle, politique agricole, politique de protection de l’environnement…). Compte tenu des 

puissances prévues pour les différentes formes d’électricité renouvelable et du niveau des tarifs qui ont 

été relevés, l’ensemble tanttend globalement vers un objectif de maîtrise de la croissance des coûts.  
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 La commission de régulation de l’énergie est toutefois invitée à participer aux groupes de travail avec l’ensemble des parties 
prenantes préalablement à la rédaction des arrêtés tarifaires. 
15 D’après la délibération de la CRE du 5 avril 2012, le surcoût de l’éolien en mer sera de 160 €/MWh par rapport au prix de marché 

de 66,5 €/MWh. Le prix d’achat sera donc de 226,5 €/MWh en 2020, soit un prix d’achat moyen de 202 €/MWh en 2011. 



Ces modifications, dont les conséquences sont encore peu visibles dans les charges de 2010 et 2011, se-

ront plus sensibles à l’avenir et doivent être prises en compte dans les estimations à moyen terme. 

 

2 - Les conditions d’achat de l’électricité produite en cogénération 

 
Les charges résultant des contrats d’achat de l’électricité produite par cogénération constituent depuis l’origine et jusqu’en 

2011 le premier poste des charges de service public de l’électricité liées à l’obligation d’achat en métropole (6,4 Md€ entre 

2003 et 2010, soit 43 % des charges de CSPE). 

Le tarif d’achat de cette électricité produite en cogénération n’a pas évolué depuis l’arrêté du 31 juillet 2001 : il est 

partagé entre une prime fixe et une rémunération variable, proportionnelle au nombre de kWh produits.  

La prime fixe rémunère notamment la sécurité d’approvisionnement et impose [23] à l’installation de fonctionner en continu 

à sa puissance maximale au cours de l’hiver. 

La rémunération variable est bâtie sur une logique de coût de combustible évité, en faisant l’hypothèse que la cogénération 

se substitue à une centrale à cycle combiné au gaz ; elle est donc indexée sur le prix du gaz naturel (tarif GDF-Suez). Sui-

vant les prix du gaz, ce mode de calcul conduit à une rémunération unitaire comprise entre 8 et 13 c€/kWh (prime fixe inclu-

se), très élevée en comparaison des prix de marché de l’électricité. L’intérêt de ces centrales est de coupler la production 

d’électricité à un débouché pour la chaleur coproduite, permettant ainsi d’atteindre des efficacités énergétiques voisines de 

80 % alors qu’une centrale thermique classique ne dépasse pas les 60 % d’efficacité. 

Les conditions économiques de ces contrats se sont révélées très avantageuses et la filière s’est développée au-delà des pré-

visions initiales. Les conditions d’achat de l’électricité ont été si favorables que, souvent, les producteurs, désireux d’étendre 

leur parc pour en profiter, ont consenti un fort rabais sur le prix de vente de la chaleur au consommateur, détournant donc 

l’intérêt du dispositif qui ne visait à l’origine qu’à éviter le gaspillage de l’énergie « fatale », sous-produit de la production 

d’électricité. 

Aussi plusieurs dispositions législatives ont-elles cherché à restreindre l’application de l’obligation d’achat à la cogé-

nération : d’une part la loi du 10 février 2000
16

 a restreint le bénéfice de l’obligation d’achat aux nouvelles installations de 

puissance inférieure ou égale à 12 MW ; d’autre part, l’article 33 de la loi du 9 août 2004
17

 a limité à « une seule fois » la 

possibilité pour une installation de bénéficier d’un contrat d’obligation d’achat en matière de cogénération. La très grande 

majorité des contrats, conclus entre 1997 et 1999 pour une durée de 12 ans, sont arrivés à échéance entre 2009 et 2011 et ne 

devraient donc pas être reconduits. 

Le coût de la cogénération aurait donc dû diminuer rapidement. 

Cependant un décret pris en 2005
18

 a instauré un dispositif au terme duquel « est considéré comme mise en service pour la 
première fois une installation existante ayant fait l’objet d’investissements de rénovation dont le montant et la nature cor-

respondent, pour la filière considérée, aux critères fixés par arrêté du ministre chargé de l’énergie », ce qui permet donc de 

bénéficier d’un renouvellement des contrats d’achat et de contourner les dispositions introduites par voie législative un an 

plus tôt. 

L’arrêté du 14 décembre 2006 relatif à la rénovation des installations de cogénération d’électricité et de chaleur a fixé les 

conditions d’application du décret de 2005, pour la cogénération, à un niveau relativement faible, puisqu’il suffit d’un ni-

veau d’investissement égal à la moitié, voire le tiers de l’investissement initial
19

, pour obtenir le renouvellement d’un contrat 

aux mêmes conditions tarifaires que pour une nouvelle installation, créant donc un effet d’aubaine. 

Dans ces conditions, d’après la commission de régulation de l’énergie, un peu plus de la moitié des installations de puissan-

ce inférieure ou égale à 12 MW arrivées au terme de leur contrat d’achat optent pour la rénovation. Compte-tenu de la sortie 

des installations de plus de 12 MW (2,4 GW sur les 4,7 GW sous obligation d’achat avant 2010) et du très faible flux de 

nouvelles installations entrant dans le dispositif (3 à 5 par an), la capacité de production du parc devrait être de 2700 MW en 

fin 2012, et tendre vers 1500 MW fin 2014. 

 

La recommandation de la Cour qui s’interrogeait sur l’opportunité de continuer à soutenir l’électricité 

produite par cogénération, filière qui ne figure pas parmi les priorités gouvernementales, n’a fait l’objet 

d’aucun commentaire des ministres dans leurs réponses et n’a donné lieu à aucune modification des con-

ditions d’achat de cette filière qui continue donc à peser sur les comptes de la CSPE alors que les con-

trats d’achat auraient dû pratiquement tous disparaitre en 2013. 

Toutefois le dispositif actuel qui s’applique à la cogénération devrait conduire à une division par 3 de la 

puissance installée bénéficiant des tarifs d’achat entre 2010 et 2014. 

 

 

3 - Obligation d’achat en métropole : modification de la méthode de calcul du coût évité 
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 Article 10 de la loi n° 2000-108 du 10 février 2000, relative à la modernisation et au développement du service public de l’élec-
tricité. 
17

 Loi n° 2004-803 du 9 août 2004 relative au service public de l’électricité et du gaz et aux entreprises électriques et gazières. 
18

 Décret n° 2005-1149 du 7 décembre 2005 relatif à la rénovation des installations de production d’électricité sous obligation 
d’achat et modifiant le décret n°2001-410 du 10 mai 2001. 
19

 Il faut que le cumul des investissements sur 3 ans soit au moins égal à 350 €/kW installé au début de la période de rénovation, 
avec une formule d’actualisation de ce montant. 
 



Comme on le verra ultérieurement, une part importante des écarts entre prévisions et réalisations en matière de CSPE est 

due à la volatilité des prix de référence, c'est-à-dire des prix du marché, qui sont utilisés pour faire les calculs de charges 

liées à l’obligation d’achat (contrat d’achat en application d’un tarif d’achat ou résultant d’un appel d’offres) en métropole. 

 

Ces charges sont le résultat de la différence entre : 

− le coût d’achat, correspondant aux versements effectués par les acheteurs obligés (essentiellement EDF) en faveur des 

producteurs (d’énergies renouvelables ou de cogénération) conformément aux tarifs d’achat en vigueur ou aux prix de 

vente issus d’un appel d’offres ;  

− le coût évité à ces acheteurs, c'est-à-dire le coût de l’électricité qu’ils auraient achetée [24] s’ils n’avaient pas été 

soumis à l’obligation d’achat. 

 

En application des dispositions de la loi du 10 février 2000
20

, le coût évité est déterminé en référence au prix de marché
21

, 

mais la détermination de ce dernier n’est pas évidente  [25]. 

Jusqu’à une délibération de la commission de régulation de l’énergie du 25 juin 2009, les charges prévisionnelles au titre de 

l’année N+1 étaient calculées, l’année N, en référence aux prix observés l’année N sur les marchés à terme pour une livrai-

son l’année N+1, alors que les charges constatées de l’année N+1, calculées en N+2, l’étaient en référence aux prix du mar-

ché spot day-ahead
22

 constatés a posteriori.  

Cette différence de méthodes entre le calcul des charges prévisionnelles au titre d’une année et celui des charges constatées 

au titre de la même année, associée à la forte volatilité des prix spot, a eu un impact sur la trésorerie d’EDF [26] et a provo-

qué de fortes variations de la contribution unitaire nécessaire pour couvrir les charges, avec un impact sur les consomma-

teurs. 

 

Tableau n° 11 : Prix moyen pondéré par les volumes d’achat 

utilisé pour le calcul du coût évité par les obligations d’achat d’EDF en métropole 
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 Article 5 de la loi n° 2000-108 du 10 février 2000 relative à la modernisation et au développement du service public de l’élec-
tricité. 
21

 Sauf pour les ELD (entreprises locales de distribution), pour lesquels il est calculé par référence aux tarifs de cession et aux prix 
de marché, à proportion de leurs achats respectifs à ces conditions. 
22

 Le prix day-ahead est le prix des produits spot ou au comptant livrés au maximum le lendemain de leur achat (prix fixé en J 
pour J+1) ; fixé tous les jours sur EPEX Spot (bourse d’échange), il reflète l'équilibre de court terme entre l'offre et la demande. 
C’est un prix horaire qui possède une forte volatilité en raison des variations imprévues concernant aussi bien l'offre (arrêt in-
tempestif d'une centrale, par exemple) que la demande (température plus basse que prévu, par exemple). 



Ainsi, les charges constatées au titre de 2007 se sont révélées supérieures de plus de 480 M€ aux charges prévisionnelles au 

titre de l’obligation d’achat en métropole du fait de l’écart entre le prix de référence utilisé pour les prévisions et celui cons-

taté pour le calcul des réalisations. A l’inverse, pour les mêmes raisons, les charges constatées au titre de 2006 ont été infé-

rieures de plus de 150 M€ à celles qui avaient été prévues, pour la part correspondant à l’obligation d’achat. 

 

Par une délibération du 25 juin 2009, la commission de régulation de l’énergie a donc modifié les références de prix de mar-

ché utilisées pour le calcul du coût évité des contrats sans différenciation horosaisonnière
23

 (92 % des contrats d’obligation 

d’achat) conclus par EDF en métropole, en distinguant : 

− le coût évité par la production considérée comme « quasi certaine », pour laquelle les estimations prévisionnelles com-

me les résultats constatés seront calculés en utilisant les prix des produits à terme. En pratique cela signifie que les résul-

tats constatés sont calculés avec le même « prix de marché » que celui qui a été utilisé pour les estimations, quel que soit 

ce qui s’est passé sur les marchés pendant l’année considérée ; 

− le coût évité par la production qui n’est pas certaine (aléatoire) : il continue d’être calculé en utilisant les prix spot réel-

lement constatés pendant l’année (prix day-ahead « France » sur EPEX SPOT). 

 

Pour chaque filière, les coefficients de puissance quasi-certaine, puissance disponible à tout instant sur la période de temps 

considérée avec une probabilité de l’ordre de 90 %, ont été arrêtés par la commission de régulation de l’énergie pour les an-

nées 2010, 2011 et 2012 (voir tableau ci-dessous). Ils devront ensuite être régulièrement actualisés. En 2010, le volume de 

production quasi-certaine (environ 11 TWh) représente environ un tiers de la production sous obligation d’achat [27]. 

 

Tableau n° 12 : Coefficient de puissance quasi-certaine de 2010 à 2012 

 

 
Ce nouveau calcul du coût évité pour les obligations d’achat en métropole continentale change l’exposition au risque d’EDF 

qui demandait son application : si EDF n’avait pas été soumise à l’obligation d’achat et à ses tarifs réglementés, elle aurait 

acheté autant que possible l’électricité correspondante à l’avance, donc « à terme » sur le marché de gros. Elle n’aurait en 

effet pas pris le risque de l’acheter au dernier moment à un prix « spot » très volatil. 

La nouvelle hypothèse reflète donc mieux le coût évité. Elle réduit l’exposition au risque de l’acheteur comme celle des con-

sommateurs. EDF n’a plus désormais à se couvrir contre ce risque d’évolution du prix du marché spot, sachant que, de toute 

façon, le montant définitif de la CSPE sera calculé à partir du montant pris en compte dans les prévisions. 

A titre d’illustration, la simulation de l’application de cette méthode à l’année 2007 aurait fait apparaître un écart entre coût 

évité prévisionnel et coût évité constaté dix fois moins élevé que la méthode précédente. 

 

 
  

Cette nouvelle méthode de calcul du coût évité pour les obligations d’achat en métropole continentale, 

qui réduit donc sensiblement la part de volatilité attachée à l’évolution des prix du marché, sera appli-
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 Certaines installations bénéficient de contrats d’achat à différenciation horosaisonnière, ce qui signifie que la rémunération du 
producteur par EDF dépend du moment où il produit son électricité. Il s’agit essentiellement de production hydraulique et de co-
génération. Pour ces contrats, le mode de calcul du coût évité, en référence aux prix du marché, n’a pas changé. 



quée pour la première fois pour le calcul des charges constatées au titre de 2012 [28], après une période 

de transition en 2010 et 2011. 

 

4 - Les charges de service public dans les zones non interconnectées 
 

Les tarifs d’achat dans les zones non interconnectées (ZNI) ont peu évolué depuis 2010, à l’exception de : 

− la géothermie : l’arrêté tarifaire du 23 juillet 2010 a augmenté de 30 € le prix du MWh (130 €/MWh vs 100 €/ 

MWh dans l’arrêté du 10 juillet 2006) et maintient la prime à l’efficacité énergétique entre 0 et 30 €/MWh. L’instal-

lation Bouillante 1 en Guadeloupe a été rénovée et bénéficie désormais du nouveau tarif d'achat
24

 ; 

− le photovoltaïque : l’arrêté du 4 mars 2011 unifie les tarifs applicables dans les départements d’outre-mer et en 

métropole, à la différence des arrêtés antérieurs. Il provoque une diminution significative des tarifs applicables et 

donc une baisse des charges de CSPE générés par les nouveaux MW installés. 

 

Il n’y a eu aucune modification concernant la bagasse au cours des trois dernières années. Le dernier arrêté tarifaire en date 

est celui du 20 novembre 2009 qui, afin d’encourager l’utilisation de la bagasse, énergie compétitive dans les dans les zones 

non interconnectées, a créé une prime variable complémentaire de 13 €/tonne de canne pour les installations existantes et a 

arrêté le tarif d’achat de l’énergie fournie à partir de la bagasse dans les installations nouvelles en fonction de leur taille mais 

son impact financier ne s’est répercuté qu’en 2011. La commission de régulation de l’énergie a évalué l’impact financier 

de la « prime-bagasse » pour les installations existantes à environ 33.8 M€, qui s’ajoutent aux surcoûts liés aux contrats d’a-

chat de production d’électricité à partir de  cette source d’énergie28
25

. Les évolutions futures seront liées aux éventuelles 

mises en service de nouveaux moyens de production pouvant fonctionner à la bagasse. Ainsi, sont actuellement prévus 15 

MW en Guadeloupe, 34 MW à La Martinique et 46 MW à la Réunion. 

On rappelle que dans les zones non interconnectées, les surcoûts de l’obligation d’achat sont calculés par rapport à la part de 

la production dans les tarifs réglementés de vente. 

 

En ZNI, l’application de la nouvelle régulation sur le PV va provoquer une baisse de la croissance des 

charges générées par les nouvelles installations, limitant de fait la hausse des charges de CSPE.  

En revanche, les modifications concernant la production d’électricité utilisant la bagasse, qui résultent 

de l’arrêté du 20 novembre 2009, ont commencé à se faire sentir dès les résultats constatés en 2010 et ont 

un impact notable sur les charges en ZNI. 

 

5 - Les tarifs sociaux 

 

Le tarif de première nécessité (TPN) est entré en vigueur le 1
er

 janvier 2005
26

. Il devrait bénéficier à toute personne titulaire 

d’un contrat de fourniture d’électricité dont le foyer a des ressources annuelles inférieures ou égales au plafond ouvrant droit 

à la couverture maladie universelle (CMU) complémentaire
27

. Ce tarif consiste en une réduction de 40 à 60 % par rapport au 

tarif réglementé de vente en fonction de la composition du foyer, dans la limite de 100 kWh par mois (soit en moyenne 95 € 

TTC de réduction annuelle, environ 15 % de la facture en moyenne). En outre, il donne droit (décret du 26 juillet 2006) à la 

gratuité de la mise en service et à un abattement de 80 % sur les interventions pour impayés. Ces pertes de recettes et frais 

supplémentaires font l’objet d’une compensation financée par la CSPE, au profit des opérateurs concernés (2,3 % de la 

CSPE en 2010). 

En outre, les charges supportées du fait du tarif de première nécessité donnent la possibilité aux opérateurs de bénéficier 

d’une compensation en cas de participation au dispositif en faveur des personnes en situation de précarité. Cette compensa-

tion peut s’élever jusqu’à 20 % des charges dues au titre du TPN, dans la limite du concours financier de l’opérateur au 

fonds de solidarité pour le logement (arrêté du 24 novembre 2005). 

Plusieurs évolutions récentes vont avoir un impact sur le montant de la compensation versé à ce titre : 

− le décret 2012-309 du 6 mars 2012 relatif à l’automatisation des procédures d’attribution des tarifs sociaux de l’é-
lectricité et du gaz naturel a pour objectif de simplifier l’attribution de ces tarifs. Il a étendu le bénéfice du tarif de pre-

mière nécessité de manière automatique, sauf refus, à tous les ayant droit à la CMU-complémentaire alors qu’auparavant 

les bénéficiaires devaient en faire la demande exprès en complétant une attestation qui leur était envoyée. Le nombre de 

bénéficiaires, qui était de 642 000 fin 2010, devrait donc sensiblement augmenter puisque les ayants-droit sont estimés 

entre 1,5 et 2 millions de foyers. La commission de régulation de l’énergie considère toutefois que la procédure, bien que 

simplifiée par rapport à la situation précédente, reste encore trop complexe, en raison du nombre d’acteurs qu’elle fait 
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 En métropole, l’installation géothermique de Soultz-sous-Forêts a conclu un contrat d’achat et bénéficie de ce tarif. L’impact 
sur la CSPE est toutefois minime. 
25

 Annexe 1 de la délibération de la CRE en date du 7 octobre 2010 portant proposition relative aux charges de service public de 
l’électricité et à la contribution unitaire pour 2011.  
26

 Décret n° 2004-325 du 8 avril 2004 relatif à la tarification spéciale de l’électricité comme produit de première nécessité. 
27

 648 €/mois pour un célibataire, 1 360 €/mois pour un couple avec 2 enfants. 



intervenir et des nombreux flux d’information qui transitent entre eux
28

 [29]. Elle ne prévoit donc pas que tous les 

ayants-droit seront concernés dès 2012 (prévisions commission de régulation de l’énergie pour 2012 : environ 70 % des 

ayants- droits estimés à 1,5 M, soit 1076000 clients concernés) comme EDF qui retient un nombre de bénéficiaires en 

2012 égal à 1,1 million ; 

 

− l’arrêté du 23 décembre 2010 a revu à la hausse de 10 points le niveau des réductions de factures que l’arrêté pré-

cédent du 5 août 2008 avait fixé à : 

• 30 % pour 1 unité de consommation dans le foyer bénéficiaire (UC) ; 

• 40 % pour un nombre d’UC compris entre 1 et 2 ; 

• 50 % pour un nombre d’UC supérieur ou égal à 2. 

 

L’arrêté du 23 décembre 2010 a augmenté ces taux de réduction de 10 points pour les faire passer à 40 à 60 % en fonc-

tion du nombre d’unité de consommation, soit une majoration de la réduction moyenne d’environ 16 € par an hors taxes. 

Dans son avis, daté du 23 décembre 2010, la commission de régulation de l’énergie avait évalué à 10 M€ les charges 

supplémentaires induites par la revalorisation, soit +0,03€/MWh, à nombre de bénéficiaires constants (650 000).  

En outre, l’effet cumulé de ces deux types d’évolution, qui augmente le montant des charges au titre du tarif de première 

nécessité, augmente aussi le montant possible de compensation des concours financiers versés par les opérateurs, no-

tamment au fonds de solidarité pour le logement (FSL). Ainsi, dans le cas d’EDF, pour un versement au FSL de 22,3 M€ 

en 2009, seuls 11 M€ étaient compensés par la CSPE (soit 20 % des 53 M€ de charges liées au TPN en 2009) ; si les 

charges du TPN doublaient, la quasi-totalité du versement au fond de solidarité pour le logement d’EDF serait compen-

sée (pour un montant versé au fond de solidarité pour le logement identique). 

 

_______________________________________CONCLUSIONS_________________________________________ 

Si l’on fait la synthèse des évolutions récentes des textes concernant la CSPE et que l’on se réfère aux recommandations 

de la Cour dans son Rapport public 2011, on constate que : 
- des progrès ont été faits pour maîtriser certains facteurs de croissance des charges de service public de l’électrici-

té, notamment pour la filière photovoltaïque ; 
- en revanche, aucune évolution des textes n’a été constatée concernant la cogénération ; 

- aucune modification n’est venue clarifier le statut fiscal de la CSPE. Certes, pour 2012, l’augmentation de la con-

tribution unitaire a été votée directement par le Parlement, pour en permettre une application anticipée dès la mi-
2011 pour la moitié de cette augmentation. Mais cette décision exceptionnelle n’a pas vocation à se reproduire systé-

matiquement ; 
- comme l’indiquaient les réponses des ministres, aucune évolution ne va dans le sens d’un réexamen du financement 

du soutien aux énergies renouvelables et des autres charges de service public de l’électricité, par le consommateur 

d’énergie ; 
- en revanche, des modifications permettant des calculs plus cohérents et allégeant le poids de la volatilité des prix 

de marché ont été décidées par la commission de régulation de l’énergie en 2009 ; 

- enfin, certaines évolutions vont dans le sens d’une augmentation des charges, mais de manière limitée, notamment 
en matière de tarifs sociaux. 

______________________________________________________________________________________________ 
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 La commission de régulation de l’énergie considère que cette procédure génère des surcoûts de gestion importants au regard 
du montant des réductions consenties (de l’ordre de 8 % des charges prévisionnelles du tarif de première nécessité (TPN)). A mi-
nima, pour simplifier la procédure, améliorer l’accessibilité de ce tarif et contribuer à l’ouverture des marchés, la CRE considère 
que la mise en œuvre de ce tarif devrait être ouverte aux fournisseurs alternatifs, comme pour le tarif social du gaz. En effet, au-
jourd’hui, un client d’un fournisseur alternatif doit revenir chez le fournisseur historique (EDF ou ELD) pour bénéficier du tarif de 
première nécessité.  
 



Chapitre II Evolutions constatées de la CSPE en 2010 
 

En termes de résultats constatés, nous disposons aujourd’hui d’une année supplémentaire, l’exercice 2010, par rapport 

aux données disponibles et utilisées pour la rédaction du rapport public de 2011. 

 

I - Evolution globale des charges et des recettes en 2010 

 

En 2010, les charges constatées au titre de l’année sont quasiment stables (- 1,2 %) par rapport à celles de l’année précé-

dente, qui étaient, pour leur part, en très sensible augmentation par rapport à celles de l’année précédente (+ 45 %). 

 

Tableau n° 14 : CSPE : Evolutions constatées 2003-2010 
 

 
 

Cette stabilité des charges de l’année 2010 par rapport à celles de l’année 2009 est essentiellement le résultat de deux évolu-

tions de sens inverse : 

 

− une diminution de 13,4 % des charges liées aux contrats d’achat de cogénération (- 127,3 M€), complétée par une fai-

ble évolution à la baisse des coûts liés à la péréquation tarifaire dans les dans les zones non interconnectées (-1,4 %, soit 

14,9 M€) ; 

− une forte augmentation de 26,6 % des charges liées aux contrats d’achat d’énergies renouvelables en métropole (+ 

146,8 M€). 

 

En matière de recettes, le maintien de la contribution unitaire à 4,5 €/MWh, au lieu du montant de 6,5 €/MWh proposé par la 

commission de régulation de l’énergie, conduit à un nouveau déficit de 968 M€. Pour calculer le déficit à la fin de l’exercice 

2010, il faut sommer les déficits et y ajouter le déficit 2002 de 200 M€. Le déficit cumulé est de 2308 € fin 2010 [29bis]. 

 

II - Evolution des différents types de charges en 2010 par rapport à 2009 



 

A - Les charges dues aux contrats d’achat en métropole 

 

1 - La cogénération 

 
Comme prévu, du fait de la sortie progressive des installations de cogénération du dispositif tarifaire initial, les charges dues 

à la cogénération ont recommencé à baisser (- 13,4 % soit – 127,3 M€) après une année 2009 très « couteuse » du fait no-

tamment de la prise en compte, avec effet rétroactif au 1
er

 janvier 2006, de la taxe intérieure sur la consommation de gaz na-

turel (TICGN) dans la composante de rémunération du gaz du tarif d’achat de cogénération
29

.  

On constate que, pour les raisons rappelées précédemment, les coûts liés à la cogénération restent très élevés et représentent 

encore plus de 30 % des charges totales. 

 

2 - Les énergies renouvelables 

 

Le prix de marché pris en compte pour calculer le coût évité « réel » en 2010 (47,9 €/MWh) étant supérieur à celui de 

2009 (44,7 €/MWh), cette situation a réduit, dans les comparaisons 2009/2010, l’impact de l’augmentation en 2010 des vo-

lumes achetés ainsi que celle des prix unitaires d’achat pour certaines énergies renouvelables. 

 

Tableau n° 15 : Evolution des charges dues aux contrats d’achat d’énergies renouvelables en métropole 

 

 
 

L’essentiel de la progression des charges (+ 145,6 M€) est dû au développement de l’électricité photovoltaïque dont le vo-

lume de production augmente (multiplication par un facteur 4 environ) mais aussi le coût d’achat unitaire du MWh (+ 5,1 %, 

de 515,8 €/MWh en 2009 à 542,4 €/MWh en 2010), en raison de l’accroissement du volume d’installations intégrées au bâti, 

qui bénéficient d’un tarif supérieur aux autres types d’installation. En 2010, la majorité des projets raccordés étaient des pro-

jets en file d’attente éligibles à l’arrêté de 2006 ; la mise en service de très nombreuses installations au tarif de 60 c€/kWh 

sans limitation de puissance masque l’effet des décisions prises au cours de l’exercice visant à diminuer fortement le tarif 

d’achat et à réserver les tarifs les plus élevés aux installations de plus faibles puissances. 
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 En application de l’article 135 de la loi de finances rectificative pour 2008 du 30 décembre 2008. 
 



Tableau n° 16 : Achats d’énergies renouvelables en métropole : évolution des volumes et des prix entre 2009 et 2010 

 

 
 

Les charges relatives à l’éolien augmentent de 24,9 M€ (+ 8 %) par rapport à 2009 mais ce chiffre est un peu trompeur, le 

montant de l’année 2009 ayant été augmenté par le report de 2008 sur 2009 de la mise en service de plusieurs installations 

dans l’attente de la publication d’un arrêté tarifaire intervenu en novembre 2008. Les résultats de l’année 2010 sont donc 

marqués par une sensible augmentation de la production électrique éolienne (+ 26%, 7,7 TWh en 2009 ; 9,7 TWh en 2010) 

du fait de la mise en service de nouvelles installations et parce que l’année 2010 a été particulièrement ventée. 

La diminution de 30 % des charges de la petite hydraulique entre 2009 et 2010, malgré une progression de 10 % des volu-

mes achetés (grâce aux travaux de rénovation et à une hydraulicité favorable), s’explique essentiellement par l’évolution du 

prix de marché de référence plus faible en 2009. 

Pour la biomasse et le biogaz, leurs taux de progression sont dus essentiellement à la forte progression des volumes ache-

tés (+ 46 % pour la biomasse, + 25 % pour le biogaz), même si ces derniers restent faibles (0,6 TWh pour la biomasse ; 0,7 

TWh pour le biogaz), confortée par l’augmentation des coûts unitaires d’achat (+ 4 % pour la biomasse ; + 2,6 % pour le 

biogaz). 

Enfin, la diminution des charges liées à l’incinération d’ordures ménagères est uniquement due à l’augmentation du prix 

du marché entre 2009 et 2010, qui a plus que compensé l’augmentation de la production. 

 

B - Les charges dues à la péréquation tarifaire dans les zones non interconnectées 

 

Les charges liées à la péréquation tarifaire en zones non interconnectées restent globalement relativement stables (-1,4 %) 

mais avec une répartition qui évolue : la part liée aux surcoûts de production décroit (- 14,4 %) ; les coûts liés aux contrats 

d’achat augmentent (+ 57,3 %). 

 

Tableau n° 17 : Péréquation applicable aux zones non interconnectées : 

évolution des volumes et des prix entre 2009 et 2010 



 
Source : commission de régulation de l’énergie 

* Part production dans les tarifs de vente d’électricité 
** Hors reliquats 

 

Pour les différents contrats d’achat, les évolutions les plus notables concernent : 

− la bagasse charbon dont le coût progresse de 45 % (115,7 M€ en 2009 ; 168,2 M€ en 2010) et qui représente 57 % des 

coûts liés aux contrats d’achat en 2010 (62 % en 2009) du fait des nouveaux investissements mais aussi de l’augmenta-

tion du prix d’achat consécutive à l’introduction de la « prime bagasse » et à la hausse des prix du charbon ; 

− l’électricité photovoltaïque dont le coût progresse de 227 %, mais qui reste à une échelle encore modeste en volume 

comme en coût (12,5 M€ en 2009 ; 40,9 M€ en 2010) ; 

− l’évolution constatée en 2010 de la répartition entre surcoûts de production et contrats d’achat va s’accentuer à l’avenir 

avec le changement de statut des installations d’EDF dans les zones non interconnectées, qui ont été filialisées, ce qui 

provoque un changement du type de coût supporté par EDF
30

, mais sans conséquence sur le montant total. 

 

C - Les charges dues aux dispositions sociales  

 

En 2010, les charges liées à la mise en œuvre des dispositions sociales, notamment du tarif de première nécessité, ont dimi-

nué de 7 %. Cette baisse est principalement due à la baisse du nombre des bénéficiaires. Au 31 décembre 2010, 615 000 

clients bénéficiaient de la tarification de l’électricité comme produit de première nécessité, ce qui représente une baisse de 

35 % par rapport au 31 décembre 2009. Il semble que beaucoup de nouveaux ayant-droits n’aient pas exercé leur droit d’é-

ligibilité. Par ailleurs, cette baisse fait suite à une augmentation importante en 2009. 

 

III - Comparaisons des prévisions de la commission de régulation de l’énergie et des réalisations en 2010 
 

Si les résultats de l’année 2010 sont très proches de ceux de 2009, les écarts entre résultats et prévisions sont sensibles (+ 19 

%, 422 M€). 

Les principaux écarts entre les prévisions de la commission de régulation de l’énergie et les réalisations en 2010 portent sur 

les contrats d’achat en métropole (335 M€ sur un écart total de 422 M€), avec deux explications complémentaires portant 

sur les deux principaux types de contrats d’achat : 

− en matière de cogénération, les fortes variations du prix du gaz, sur la base duquel le prix d’achat de l’énergie de la 

cogénération est indexé, ont affecté les résultats de l’exercice ; mais on retrouve également une persistance de la produc-

tion de la cogénération plus forte que prévue ; 
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 Les surcoûts de production d’EDF se transforment en surcoûts liés aux contrats d’achat entre EDF et sa filiale. 



− en matière d’énergies renouvelables, l’essentiel de l’écart (139 M€ sur 179 M€) s’explique par la volatilité des prix de 

marché et son effet sur le calcul du coût évité. Le prix moyen pondéré avait été estimé à 54,5 €/MWh, alors que le prix 

constaté utilisé pour le calcul des réalisations n’est que de 47,9 €, ce qui augmente automatiquement les charges à com-

penser par rapport à la prévision. Comme on l’a vu précédemment, cet élément d’incertitude dans les prévisions va bien-

tôt disparaître pour la production quasi-certaine. 

 

Par ailleurs, d’autres hypothèses qui fondaient les estimations se sont révélées inappropriées : elles portent surtout sur le 

coût unitaire d’achat moyen plus que sur les volumes d’achat eux-mêmes, en particulier pour l’électricité photovoltaïque 

(coût unitaire d’achat prévu à 574 €/MWh contre 542 €/MWh réalisé) et pour la biomasse
31

 (coût unitaire d’achat prévu à 

113 €/MWh contre 98 €/MWh réalisé) 

 

En ce qui concerne les charges dues à la péréquation dans les zones non interconnectées, l’écart d’une centaine de mil-

lions entre les prévisions (917,8 M€) et les réalisations (1 018,3 M€) s’explique pour les deux tiers (+ 69 M€) par un écart 

sur les surcoûts de production du fait de l’évolution des coûts des combustibles et pour un tiers (31 M€), par un écart sur les 

contrats d’achat, notamment du fait d’un coût d’achat de l’électricité produite par la bagasse/charbon supérieur aux prévi-

sions. 

 

___________________________________________CONCLUSIONS________________________________________ 

L’année 2010, dont les résultats sont globalement proches de ceux de 2009 (2686 M€ en 2009 ; 2654 M€ en 2010) avec un 

prix de marché de l’électricité constaté relativement proche également de celui de l’année précédente (46,5 €/MWh en 2009 

; 47,9 €/MWh en 2010), laisse apparaître, toutefois, les évolutions suivantes, qui vont se prolonger dans les années qui 
viennent : 

- l’augmentation du coût lié à l’électricité photovoltaïque, particulièrement en métropole (54 M€ en 2009 ; 209 M€ en 
2010) ;  

- les progrès, certes plus lents, des coûts liés à la biomasse (de 20,9 M€ à 29,5 M€) et au biogaz (de 25,1 M€ à 30 M€) ; 

- l’augmentation des coûts liés aux contrats d’achat dans les zones non interconnectées, en particulier du fait du déve-
loppement de la production d’électricité à partir de la bagasse/charbon (116 M€ en 2009 ; 168 M€ en 2010) ainsi que 

de celui, plus modéré, de l’électricité photovoltaïque (12 M€ en 2009 ; 41 M€ en 2010). 

L’essentiel des écarts entre prévisions et réalisations s’explique par l’évolution du prix de marché, qui a été plus faible que 
prévu (54,5 €/MWh) ; les nouvelles règles de calcul du coût évité arrêtées en 2009 vont faire en partie disparaître, à partir 

de 2012, ce facteur d’écart entre charges prévisionnelles et constatées. 

_________________________________________________________________________________________________ 
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 Les prévisions des charges de biomasse sont faites par la commission de régulation de l’énergie en tenant compte des appels 
d’offres lancés par le gouvernement. Il s’avère in fine que le taux de réalisation actuel des appels d’offres dits CRE1, CRE2 et 
CRE3 a été très faible (de l’ordre de 30 %). 
 



Chapitre III   Prévisions d’évolution de la CSPE 2011-2020 
 

Prévoir l’évolution de la CSPE jusqu’en 2020 suppose que l’on fasse tout d’abord des prévisions par type de charges cou-

vertes par la contribution, chacun ayant sa propre logique de développement. 

L’agrégation de ces prévisions permet ensuite d’avoir une vue d’ensemble de l’évolution et, combinée à des prévisions sur 

les recettes, d’examiner comment pourrait évoluer le déficit actuel supporté par EDF et le coût total de la CSPE. 

 

I - Les prévisions par type de production 

 
La direction générale de l’énergie et du climat, la commission de régulation de l’énergie et EDF ont chacune leur propre 

modèle de prévision dont les périmètres sont légèrement différents pour certains items, ce qui complique les comparaisons.  

Ainsi : 

− le modèle prévisionnel de la direction générale de l’énergie et du climat ne modélise pas les coûts associés à l’incinéra-

tion, la géothermie et la bagasse ; il ne distingue pas non plus les charges en énergies renouvelables en métropole et dans 

les zones non interconnectées ; 

− la commission de régulation de l’énergie distingue les énergies renouvelables en métropole et dans les zones non in-

terconnectées; elle ne classe pas la bagasse dans les énergies renouvelables ; 

− EDF, comme la commission de régulation de l’énergie, distingue les énergies renouvelables en métropole et dans les 

zones non interconnectées ; en revanche, elle classe la bagasse dans les énergies renouvelables. 

Par ailleurs, la prévision de l’évolution des charges couvertes par la CSPE est un exercice difficile, les estimations étant, par 

nature, très sensibles aux hypothèses retenues, notamment sur les quantités d’électricité donnant lieu à obligation d’achat, 

sur les tarifs d’achat eux-mêmes mais aussi sur l’écart entre ces tarifs et les prix du marché. 

Ainsi, l’évolution du montant de la CSPE est très liée à l’évolution des prix de marché de l’électricité qui sont eux-mêmes 

très volatils ; or il n’existe aucune référence de marché à l’échéance 2020, les produits dits « à terme » ne portant que sur 3 

ou 4 ans au maximum. 

 

A - Les charges liées aux énergies renouvelables 

 

A l’horizon 2020, les estimations des charges liées aux énergies renouvelables faites par la direction générale de l’énergie et 

du climat, la commission de régulation de l’énergie et EDF mettent toutes en évidence une hausse sensible de ces charges 

qui résulte de trois causes principales : l’éolien en mer, la biomasse et l’électricité photovoltaïque. Cependant, plusieurs dif-

férences dans les hypothèses retenues conduisent à des écarts non négligeables entre les trois sources d’estimations.  

Les écarts entre les résultats des trois estimations ont deux causes principales : des différences de prévisions sur les quantités 

d’électricité produites pour chaque forme d’énergies renouvelables ; des hypothèses différentes sur l’évolution des prix du 

marché. En revanche, les trois exercices de prévisions utilisent les tarifs d’achat prévus dans les textes actuellement, c'est-à-

dire qui baissent annuellement pour l’électricité photovoltaïque et qui sont indexés à la hausse pour les autres tarifs
32
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 Indexation du tarif en fonction de l’évolution de l’indice du coût horaire du travail révisé dans les industries mécaniques et é-
lectriques et de l’indice des prix à la production de l’industrie française depuis la parution des arrêtés tarifaires (les coefficients 
d’indexation à appliquer sont définis dans les arrêtés tarifaires pour chaque filière). 
 



Tableau n° 18 : Comparaisons des estimations des charges liées aux énergies renouvelables dans la CSPE 

 

 
Source : ministère chargé de l’énergie, commission de régulation de l’énergie, EDF 

 
*ministère chargé de l’énergie : les chiffres de la direction générale de l’énergie et du climat agrègent les 

données métropole+ZNI par filière alors que ceux de la commission de régulation de l’énergie et d’EDF 

distinguent les résultats des deux types de zones. 
** EDF : ces montants comprennent les charges liées à la bagasse/charbon 

 

NB : Les estimations annuelles entre 2010 et 2020 sont présentées dans les annexes 5, 6 et 7 

 

1 - Les hypothèses d’évolution des prix du marché 

 

Une part importante des écarts entre les estimations de la direction générale de l’énergie et du climat et de la commission de 

régulation de l’énergie, d’une part, et d’EDF, d’autre part, s’explique par des hypothèses différentes sur l’évolution des prix 

du marché, qui permet de calculer le coût évité. 

La direction générale de l’énergie et du climat et la commission de régulation de l’énergie font leurs calculs sur la base d’u-

ne hypothèse de prix du marché de 54 €/MWh en 2013, qui était le prix de marché de 2013 en mars 2012, avec une pro-

gression de 3 % par an jusqu’en 2020 (incluant une inflation de 2 % par an) [30]. Soit un prix de 66.4€/MWh en 2020. Cette 

hypothèse, déterminante pour la prévision des charges de la CSPE, est entachée de fortes incertitudes, en l’absence de ré-

férences de prix à cet horizon. 

EDF, pour sa part, utilise ses travaux de gestion prévisionnelle qui servent de base à ses scénarios de trajectoires financières 

: ils reposent sur des perspectives d’évolution de l’offre et de la demande et du « prix de gros » du marché de l’électricité, 

ensuite déclinées par filière et par an. Cela conduit EDF à retenir un coût évité, supérieur à celui de la direction générale de 

l’énergie et du climat et de la commission de régulation de l’énergie et réduit donc les coûts des charges des énergies renou-

velables par rapport aux estimations de la commission de régulation de l’énergie et de la direction générale de l’énergie et 

du climat, à volume d’achat identique [31]. 



Les charges liées aux énergies renouvelables sont très sensibles à ce paramètre : ainsi, une augmentation de 12 €/MWh du 

prix de marché en 2020 induit une baisse des charges d’environ 1 milliard d’euros, avec l’hypothèse théorique que les ob-

jectifs de la programmation pluriannuelle des investissements sont atteints [32]. 

Le prix de marché pour 2013 s’élève mi-mai à environ 49 €/MWh. Sur la base de ce prix, les charges liées aux énergies 

renouvelables calculées par la commission de régulation de l’énergie et la direction générale de l’énergie et du climat 

augmentent d’environ 500 M€ en 2020. 

 

2 - Les écarts sur les quantités d’électricité produites 

 

Aujourd’hui, le développement des énergies renouvelables en matière d’électricité pour 2020 a pour objectif de permettre 

d’atteindre une part de 23 % d’énergies renouvelables dans la consommation d’énergie finale fixée à la France dans le cadre 

du « 3x20 » européen
33

. A partir de cet objectif, la programmation pluriannuelle des investissements (PPI) de production de 

l’énergie (en métropole) prévue par le code de l’énergie décline les objectifs de développement par filière. Concernant l’é-

lectricité, le Plan National d’Action en faveur des énergies renouvelables pour 2009-2020 a fixé pour objectif que 27 % de 

la consommation finale brute d’électricité soit produite à partir d’énergies renouvelables. Pour atteindre ce pourcentage, les 

objectifs de développement à l’horizon 2020 des énergies renouvelables électriques dans la programmation pluriannuelle 

des investissements sont : 

− 25 000 MW d’éolien dont 19 000 MW d’éolien terrestre et 6 000 MW d’éolien en mer ; 

− 5 400 MW d’électricité photovoltaïque ; 

− + 2 300 MW d’électricité produite à partir de la biomasse ; 

− + 3TWh et + 3 000 MW d’hydroélectricité. 

La direction générale de l’énergie et du climat et la commission de régulation de l’énergie ont établi un scénario théorique 

fondé sur l’hypothèse structurante de l’atteinte des objectifs de la PPI fixés pour 2020, même si cette hypothèse semble peu 

réaliste pour certaines filières, comme l’éolien terrestre et offshore. L’intérêt de cet exercice théorique est qu’il donne un 

ordre de grandeur du coût de l’atteinte des objectifs pour le consommateur d’électricité, même si celle-ci n’intervient qu’a-

près 2020. En revanche les estimations d’EDF sont plus « prudentes » pour certaines formes d’énergies renouvelables. Les 

principales différences portent sur l’éolien en mer. 

 

a) Les estimations en matière d’éolien en mer 
Les plus gros écarts entre les trois estimations concernent l’éolien en mer. 

En effet, les estimations de la direction générale de l’énergie et du climat comme de la commission de régulation de l’éner-

gie sont faites sur la base du respect de l’objectif de 6000 MW prévu par le Grenelle de l’environnement d’ici 2020, par le 

biais d’appels d’offres. Les charges sont estimées à partir d’un tarif d’achat d’environ 202 €/MWh
34

 et l’hypothèse est faite 

que les premières éoliennes du premier appel d’offres seront mises en service à compter de janvier 2017. 

EDF, en revanche, fait une estimation plus limitée du développement de l’éolien en mer, de 3 928 MW en 2020. En effet, 

EDF fait ses calculs sur la base de 2 appels d’offres : 1928 MW retenus pour le premier appel d’offres dont les lauréats ont 

été désignés le 6 avril 2012, avec une entrée en service en 2018 ; 2000 MW pour le second appel d’offres et une mise en 

service à partir de 2020. En revanche, EDF fait ses calculs avec un tarif moyen légèrement inférieur à celui utilisé par la di-

rection générale de l’énergie et du climat et la commission de régulation de l’énergie. 

Au total, du fait de ces écarts sur les hypothèses de volume d’électricité produite qui sont, en outre, amplifiés par les hypo-

thèses différentes sur le coût évité, l’écart entre les prévisions de la commission de régulation de l’énergie (2,6 Md€) et 

celles d’EDF (1,2 Md€) s’élève à 1,4 milliards en 2020. 

 

b) Les estimations en matière d’électricité photovoltaïque 

Le Grenelle de l’environnement avait fixé pour objectif d’atteindre 1100 MW de capacité installée en 2012 et 5400 MW en 

2020. Or, l’objectif de 1 100 MW était déjà atteint fin 2010 et fin 2011, près de 2800 MW étaient raccordés. L’hypothèse 

retenue par la direction générale de l’énergie et du climat est que 8100 MW seront raccordés en 2020, conformément à la 

trajectoire-cible fixée en 2011 d’un raccordement de 500 MW par an. L’année 2012 sera toutefois impactée par les projets 

en file d’attente, avec des perspectives de raccordement évaluées entre 1000 et 1500 MW par an.  

Pour sa part, EDF table sur une capacité installée d’électricité photovoltaïque de 8 080 MW, dont 3100 MW relevant des 

tarifs en vigueur avant le moratoire. 

Quant aux estimations de la commission de régulation de l’énergie, elles sont inférieures à celles de la direction générale 

de l’énergie et du climat et d’EDF, puisqu’elle considère que si les objectifs de la programmation pluriannuelle des investis-

sements seront bien dépassés, la puissance facturée n’atteindra « que » 7750 MW dont 560 MW dans les zones non inter-

connectées. 
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 Le « paquet énergie climat » voté par les pays européens en décembre 2008 comprend 3 objectifs à horizon 2020 : 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 % ; accroitre l’efficacité énergétique de 20 % d’ici 2020. 
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 Ce prix d’achat résulte de la somme du prix de l’offre éolienne des projets retenus et du prix du raccordement. Ces prix ne 
seront figés qu’à la date de signature du contrat. Les modalités de leur évolution sont décrites dans le cahier des charges. En-
suite, au cours de la vie du contrat, ils évolueront chaque année en fonction de l’évolution de deux indices INSEE reflétant le 
coût de travail dans les entreprises du secteur de l’énergie et les prix à la production de l’industrie française. 



Au total, les différences cumulées sur les volumes produits et le coût évité par rapport au prix du marché conduisent à un é-

cart d’environ un tiers entre l’estimation la plus basse, celle de la commission de régulation de l’énergie (2,1 Md€), et l’esti-

mation la plus haute, celle de la direction générale de l’énergie et du climat (2,8 Md€). 

Au total, les estimations des charges liées à l’électricité photovoltaïque de la direction générale de l’énergie et du climat et 

d’EDF, en 2020, sont relativement proches, aux alentours de 2,7 milliards, dont l’essentiel (1,6 Md€ par an) concerne des 

contrats qui relèvent des anciennes réglementations (avant 2011). 

 

Tableau n° 19 : Comparaisons des estimations en matière d’électricité photovoltaïque en 2020 

 
 

Source : ministère chargé de l’énergie, commission de régulation de l’énergie, EDF 

* Pour la CRE, il s’agit de puissances facturées 

 

3 - Perspectives générales d’évolution des charges liées aux énergies renouvelables 

 
Compte tenu des périmètres différents des trois estimations, seules celles de la commission de régulation de l’énergie et 

d’EDF sont parfaitement comparables, quand on intègre les coûts liés à la bagasse/charbon. 

Dans les deux cas, on constate une progression très marquée de ces charges : plus qu’un doublement entre 2010 et 2012, 

essentiellement dû à l’électricité photovoltaïque ; une multiplication par 9 (pour EDF) ou par 7 (pour la commission de ré-

gulation de l’énergie) entre 2010 et 2020, provoquée à la fois par les progrès de l’électricité photovoltaïque, l’apparition de 

l’éolien en mer et le développement de la biomasse (yc. biogaz et bagasse), complété par la poursuite du développement de 

l’éolien terrestre. 

On constate une très sensible évolution de la répartition du poids des différentes filières entre 2012 et 2020, avec une réduc-

tion du poids relatif à l’électricité photovoltaïque entre 2012 et 2020 et une forte progression de la biomasse-biogaz, ainsi 

que de l’éolien en mer, tandis que le poids de l’éolien terrestre diminue progressivement. 

 

Tableau n° 20 : Estimations énergies renouvelables  

commission de régulation de l’énergie et EDF : 

évolution du poids des filières (métropole) 

 

 
Source : commission de régulation de l’énergie et EDF 

 

B - Les charges liées à la cogénération 

 

Les écarts de prévision en matière de cogénération sont relativement importants. 

Les prévisions de la commission de régulation de l’énergie pour 2020 sont sensiblement en retrait par rapport à la situation 

actuelle, de l’ordre de 50 % entre les estimations de 2012 et celles de 2020. Ces estimations prolongent la tendance consta-

tée et prévue depuis trois ans en l’amplifiant. Elles reposent sur l’hypothèse que les contrats existants vont à leur terme et 

qu’environ la moitié des contrats concernant des installations de taille inférieure à 12 MW seront renouvelés après réalisa-

tion de travaux de rénovation (application des textes de 2006). Les estimations de la direction générale de l’énergie et du cli-

mat sont du même ordre de grandeur que celles de la commission de régulation de l’énergie. 



La direction générale de l’énergie et du climat prend pour hypothèse qu’au moins 60 % des installations de moins de 12 

MW choisiront de renouveler leur contrat, ce qui n’est pas très éloigné des estimations de la commission de régulation de 

l’énergie.  

Les estimations d’EDF sont sensiblement supérieures, avec un écart de 35 % (114 M€) en 2020, basée sur l’hypothèse de 

travail d’un renouvellement important des contrats après investissements de rénovation. 

Tableau n° 21 : Cogénération : estimations en M€ courants 

 
 

Source : commission de régulation de l’énergie, EDF 

 

Toutes ces estimations supposent qu’il n’y ait pas d’évolution de la réglementation concernant la cogénération et qu’en par-

ticulier, il n’y ait pas de décision de prolongation pour les installations supérieures à 12 MW dont les contrats s’éteignent 

peu à peu, comme prévu à l’origine. 

 

C - Les charges liées à la péréquation tarifaire dans les zones non interconnectées 

 
On constate un écart non négligeable entre les estimations de la commission de régulation de l’énergie et celles d’EDF en 

2020, à la fois pour les énergies renouvelables et pour les autres formes d’électricité, mais ces chiffres ne recouvrent pas e-

xactement les mêmes périmètres pour les deux institutions. En outre, ils ne sont pas fondés sur des hypothèses identiques de 

développement des moyens de production dans ces zones. 

 

Tableau n° 22 : Charges dues à la péréquation tarifaire dans les zones non interconnectées 

 
 

* la direction générale de l’énergie et du climat classe la bagasse dans la catégorie « hors énergies re-
nouvelables » 

** EDF : y compris bagasse 
*** sauf pour EDF, les chiffres énergies renouvelables et « hors énergies renouvelables » intègrent les 

chiffres de Mayotte 

 
Les estimations de la commission de régulation de l’énergie sont supérieures, globalement, à celles d’EDF en 2020 tant en 

ce qui concerne les charges liées aux énergies renouvelables que pour les autres types d’énergies. 

− énergies renouvelables : les estimations d’EDF en 2020 sont inférieures d’environ 30 % à celles de la commission de 

régulation de l’énergie, qui prévoit une augmentation très sensible des charges dont les deux causes essentielles sont la 

progression de l’électricité photovoltaïque (multiplication par 5,5 entre 2010 et les estimations pour 2020) et celle de 

la bagasse, associée au charbon, (multiplication par 3,6). L’essentiel de ce type de charge reste très nettement lié à l’uti-

lisation de la bagasse en 2020 ; 

− les autres énergies : l’écart est encore plus important (38 %) concernant les autres formes d’énergies dont la progres-

sion estimée par la commission de régulation de l’énergie est très forte (+ 142 % entre 2010 et les prévisions de 2020). 

Pour la commission de régulation de l’énergie, la totalité de l’augmentation des coûts relève du développement de l’é-

lectricité d’origine thermique. Il en est de même pour EDF, mais dans de moindres proportions ; par ailleurs EDF pré-

voit une quasi-division par 2 des surcoûts de production. 

Quels que soient les chiffres retenus, de la commission de régulation de l’énergie ou d’EDF, les estimations convergent pour 

prévoir une très sensible progression des charges liées aux dans les zones non interconnectées, qui s’explique à la fois 



par une forte augmentation prévisible de la demande d’électricité et par les incitations mises pour encourager les investisse-

ments dans la production d’électricité dans ces zones, notamment la prise en compte d’un taux de rémunération nominal a-

vant impôt de 11 % du capital investi dans des nouvelles installations ou dans des rénovations
35

, alors que le taux de 7,25 % 

continue à s’appliquer pour les investissements réalisés avant le 4 avril 2006, date de la publication de l’arrêté du 23 mars 

2006 fixant le taux de 11 %. L’appétence des investisseurs depuis 2006 reste, malgré ce taux, limitée [33]. 

EDF réalise dans ce contexte la quasi-totalité des investissements
36

. 

 

D - Les charges dues aux dispositions sociales 

 

Les estimations faites sur la base des textes actuellement en vigueur et d’un nombre de bénéficiaires du tarif de première né-

cessité en 2020 de 1,5 million conduisent à un doublement des charges dues aux dispositions sociales. Leur montant reste 

donc très limité par rapport au total des charges de la CSPE. 

 

Tableau n° 23 : Estimations des charges liées aux dispositions sociales (M€ courants) 

 

 
Source : commission de régulation de l’énergie 

 

Ces estimations pourraient être sous-estimées. En effet, compte tenu des efforts pour lutter contre la précarité énergétique et 

de l’augmentation prévisible du prix de l’électricité, les charges dues aux dispositions sociales vont probablement sensible-

ment augmenter ; toutefois, il n’est pas possible aujourd’hui d’estimer cette augmentation ni ses conséquences sur la CSPE, 

qui seront fonction des décisions qui seront prises en la matière et des modalités de financement retenues. 

 

E - Divers
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Les prévisions d’EDF font apparaître quelques items que l’on ne retrouve pas dans les estimations de la commission de ré-

gulation de l’énergie concernant : 

− le coût de la mise en œuvre des installations retenues en réponse à l’appel d’offres lancé en 2011 pour l’alimentation 

en électricité de la région Bretagne : le surcoût de la production de cette installation sera financé par la CSPE pour un 

montant qu’EDF estime à 70 M€ à partir d’une mise en service en 2017. La commission de régulation de l’énergie, pour 

sa part, estime ce coût à 40 M€ (valeur juin 2012), avec une mise en service en fin 2016 [34]. En outre, lorsque le marché 

de capacité sera opérationnel, les recettes que le producteur tirera de la valorisation des certificats attachés au cycle 

combiné à gaz viendront réduire la compensation financée par la CSPE [35]; 

− le coût de gestion de l’obligation d’achat, c'est-à-dire le coût de gestion des différents contrats donnant droit à cette 

obligation d’achat, dont le nombre a sensiblement augmenté avec le développement de l’électricité photovoltaïque 

(200000 contrats actuellement).  

 

Tableau n° 24 : Nombre de contrats gérés par EDF dans le cadre de l’obligation d’achat 

 

 
Source : EDF 
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 Arrêté du 23 mars 2006 relatif au taux de rémunération du capital immobilisé pour les installations de production électrique 
dans les zones non interconnectées. 
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 En termes de puissance, les autres producteurs réalisant en général des installations de plus petites puissances. 
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 Les tableaux de prévisions de la DGEC (voir annexe 6) font apparaître une ligne « autres obligations d’achat » en métropole, 
dont le montant est le même en 2010 et 2020 (45 M€) malgré une diminution sensible en 2011 et 2012. Cette catégorie inclut 
les contrats d’achat pour les centrales fonctionnant en mode dit « dispatchable », les centrales thermiques à fourniture partiel-
lement garantie ainsi que l’incinération. 



A l’occasion de sa déclaration de charges de CSPE de 2011, EDF a estimé ses coûts de gestion de l’activité des obligations 

d’achats à 118 M€ entre 2005 et 2011. Ces coûts comprennent principalement des coûts de main d’œuvre et de système 

d’information. En 2011, 144 personnes sont dédiées pour gérer l’ensemble des contrats d’obligation d’achat, dont le nombre 

a fortement augmenté avec le développement du photovoltaïque
38

. EDF considère que le coût de gestion qui s’élève actuel-

lement à environ 25 millions pourrait atteindre 40 à 50 millions en 2020.Ce dernier type de dépense n’est pas pris en compte 

actuellement dans le cadre de la CSPE mais EDF souhaite qu’il le soit. La prise en compte de ces frais de gestion, a priori 

fondée [36], pourrait toutefois s’avérer complexe et coûteuse en termes de régulation. En effet, elle concernerait également 

les entreprises locales de distribution (ELD) (environ 150) et supposerait probablement la mise en place d’un dispositif de 

véri-fication des comptes par la commission de régulation de l’énergie. 

De même, les prévisions d’EDF examinées dans les paragraphes précédents ne tiennent pas compte du coût du portage du 

déficit (voir ci-dessous) dont EDF demande également la prise en charge par la CSPE. Même si cette charge, contrairement 

à la gestion des contrats d’achat, ne devrait pas être pérenne (elle disparaitra lorsque le déficit sera comblé), elle affecterait 

cependant les charges jusqu’en 2016 ou 2017. 

 

II - Les prévisions globales de recettes et de dépenses 

 

Tableau n° 25 : Comparaisons des estimations de charges 

de la direction générale de l’énergie et du climat,  

de la commission de régulation de l’énergie  

et d’EDF en 2020 

 

 
Source : DGEC, commission de régulation de l’énergie et EDF- pour plus de détails 
voir les annexes 5, 6 et 7 

* métropole hors zones non interconnectées, sauf pour les estimations des énergies 

renouvelables de la direction générale de l’énergie et du climat 
** surcoûts de production + surcoûts dû aux contrats d’achat dans les zones non in-

terconnectées et Mayotte, sauf pour la direction générale de l’énergie et du climat 
(estimations ZNI hors énergies renouvelables, yc bagasse) 

 

Au total, les estimations de charges globales faites par la direction générale de l’énergie et du climat, la commission de ré-

gulation de l’énergie et EDF d’ici 2020 présentent donc quelques différences notables et un écart de 2,1 Md€ (16 %) entre 

le montant le plus élevé, celui de la commission de régulation de l’énergie (10,9 Md€), et le plus faible, celui d’EDF (8,8 

Md€). 

Les trois estimations reposent sur l’hypothèse que les textes actuels concernant l’évolution de la contribution unitaire de 

CSPE continueront à être appliqués à l’avenir. Par conséquent, la contribution augmenterait rapidement dans un premier 

temps pour combler le déficit accumulé depuis 2007 puis, plus lentement, pour suivre le rythme d’accroissement des 

charges annuelles.  

Du fait des différences entre les montants des charges prévues en 2020 par EDF, la direction générale de l’énergie et du cli-

mat et la commission de régulation de l’énergie, si la première partie de l’évolution est identique, jusqu’en 2015, date à la-

quelle le déficit cumulé devrait commencer à se réduire, elle diffère ensuite, la commission de régulation de l’énergie prévo-

yant une contribution unitaire de 26,4 € en 2020 alors que le montant de CSPE estimé par EDF conduit à une contribution 

inférieure de 4 à 5 euros. 
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 En 2011, les coûts de gestion se décomposent de la manière suivante : 12,2 M€ de charges de personnels ; 3,7 M€ de coûts 
directs d’achats externes liés à l’administration des contrats ; 5,6 M€ de coûts indirects ; 3,7 M€ de coûts informatiques. 
 



 

 

Tableau n° 26 : Estimations des charges et des recettes de CSPE 

 

 
Source : ministère chargé de l’énergie, commission de régulation de l’énergie 

* y compris les reliquats 

- tous les chiffres sont en M€ courants sauf les lignes « contribution » qui sont en €/MWh 
- les chiffres en italique sont des estimations, les autres sont des réalisations 

- charges de l’année : il s’agit des charges liées à la production d’électricité de l’année considérée 

- le montant de la contribution est indiqué au 1
er

 janvier de chaque année, sauf en 2011 et 2012 où il s’agit du mon-
tant moyen, compte tenu de l’augmentation de la contribution à 9 € au 1

er
 juillet 2011 et à 10,5 € au 1

er
 juillet 2012. 

 

En fin de période, il semble que la commission de régulation de l’énergie fasse l’hypothèse que l’on maintiendra le montant 

de la contribution unitaire, même lorsqu’il sera un peu supérieur au besoin prévu par ses estimations (en 2016). 

Ces prévisions ne tiennent compte ni des coûts de gestion des contrats d’achat ni du coût du portage du déficit. EDF estime 

que l’intégration des coûts de portage du déficit et des coûts de gestion des contrats d’obligation d’achat nécessiterait un 

surplus de contribution compris entre 3 et 4 €/MWh en 2016 et 2017. En 2020, l’augmentation de la contribution ne serait 

que d’une dizaine de c€/MWh, due au coût de gestion des contrats d’achat. 

Très grossièrement, on peut considérer que le déficit du dispositif atteint son maximum en 2012, autour de 4 milliards, et 

reste stable à ce niveau pendant 3 ans (2012, 2013, 2014), avant de disparaître en deux ans (2015 et 2016). 

 

III - La situation d’EDF 

 

A - Les charges de CSPE d’EDF 

 
La répartition des charges de CSPE qui pèsent sur EDF est résumée dans le tableau ci-après. La part des charges liées aux 

obligations d’achat en métropole est la plus importante (61 % en 2010) et a tendance à augmenter régulièrement ces derniè-

res années, notamment du fait du développement récent de l’électricité photovoltaïque. 

 

Tableau n° 27 : principales composantes de la CSPE pour EDF SA 

 
Source : EDF – valeurs indiquées dans les comptes d’EDF 



Les charges comptables sont connues lors de la clôture des comptes. Ces charges à compenser sont certifiées par les com-

missaires aux comptes. Pour 2010, leur montant est de 2605 M€. 

Toutefois, dans sa délibération du 13 octobre 2011, la commission de régulation de l’énergie a reconnu à EDF des charges à 

compenser pour un montant de 2539 M€. La différence provient, d’une part, d’écarts méthodologiques de calcul des charges 

et, d’autre part, d’ajustements réalisés par la commission de régulation de l’énergie. Une fois les charges définitivement 

constatées par la commission de régulation de l’énergie, EDF intègre dans sa comptabilité le montant correspondant.  

En 2010, les charges supportées par EDF (2539 M€) ont donc représenté 95,7 % du montant total des charges 2010 de la 

CSPE (2 654,5 M€), les autres charges étant supportées par les entreprises locales de distribution (ELD) et Electricité de 

Mayotte. 

Pour 2011, le montant des charges prévisionnelles calculées par la commission de régulation de l’énergie est de 3465 M€ 

(EDF, ELD et Mayotte). Pour EDF seule, le montant prévisionnel calculé par la commission de régulation de l’énergie est 

de 3226 M€ (93 %)  [37]. Le montant comptable des charges d’EDF pour 2011 est de 3556 M€. 

 

B - La CSPE dans les comptes d’EDF 

 
Les éléments de la CSPE, en recettes et en dépenses, se retrouvent dans les comptes de l’entreprise. La situation à la fin de 

l’année 2011 est la suivante : 

− dans le compte de résultat : 

• les charges de service public exposées sont comptabilisées selon leur nature (achats d’énergie, achats de combusti-

bles pour les dans les zones non interconnectées, etc.) ; 

• le montant total de la compensation des surcoûts exposés, attendue au titre du mécanisme de la CSPE, est comptabi-

lisé en recette, sous forme de subvention d’exploitation, dans le poste « autres produits et charges opérationnels », 

pour 3556 M€ en 2011 ; 

• l’impact des charges de service public est neutre au niveau de l’EBITDA, puisque « la subvention doit compenser le 

surcoût des missions de service public concernées. » 

− dans le tableau des flux de trésorerie : 

• les recettes perçues ne s’élèvent qu’à 2547 M€ 

• ce qui provoque une augmentation du besoin en fonds de roulement de 1009 M€ (soit 3556 M€ - 2547 M€) ; 

− au bilan : 

• les charges supportées par EDF SA et non encore remboursées par la CSPE sont enregistrées dans le fonds de roule-

ment sous «autres créances» pour 3821 M€ cumul des montants de charges supportées les années  antérieures et non 

couvertes par des ressources de CSPE (2812 M€) et du « déficit » de 2011 (1009 M€) ; 

• l’endettement financier net augmente à due concurrence ; 

• à fin 2012, le déficit prévisionnel enregistré dans le fond de roulement serait compris entre 4,4 et 4,6 Md€. 

 

Tableau n° 28 : Impact de la CSPE sur les états financiers d’EDF SA 

 
Source : EDF 

 

C - Les demandes d’EDF en matière de CSPE 

 

Compte tenu de l’évolution des charges de service public de l’électricité et des conditions de leur financement depuis la 

création de la CSPE, EDF formule plusieurs demandes : 

− EDF demande la couverture totale, sans décalage dans le temps, des charges de service public qu’elle supporte; 

− la modification intervenue en 2011 sur le mode de décision et de fixation du montant de la cotisation unitaire de CSPE 

lui donne donc satisfaction, même si le rattrapage se fait progressivement. Le déficit cumulé devrait donc cesser d’aug-

menter en 2013 pour se résorber alors progressivement ; 

− EDF souhaite également le remboursement rapide du déficit cumulé ; 



− cet objectif devrait être atteint en 2017, grâce à la même modification intervenue en loi de finances rectificatives 2010. 

EDF attire en particulier l’attention sur le fait que ce déficit crée une pression significative sur les ratios utilisés par les 

agences de notation financière. En effet, le déficit actuel représente environ 0,25 point de son ratio clé (dette nette/excé-

dent brut d’exploitation) qu’elle a annoncé vouloir maintenir à un niveau inférieur à 2,5. Compte tenu de ses forts be-

soins d’emprunt, pour financer ses investissements notamment, le maintien de sa note est un objectif majeur pour EDF ; 

− EDF calcule le coût de portage du déficit cumulé qu’elle supporte et en demande également le remboursement, cette 

créance pesant sur la trésorerie d’EDF. Au 31 décembre 2011, le coût du portage du déficit calculé, avec un taux d’inté-

rêt de 9,3% (Wacc EDF nominal avant impôt), comme la somme des intérêts capitalisés de chaque variation annuelle de 

la créance depuis 2002, s’élevait à 957 M€ au 31 décembre 2011. EDF considère que ces coûts de portage sont inhérents 

au dispositif et ont donc vocation à être compensés en application du principe de compensation intégrale des charges de 

service public de l’électricité posé par l’article L.121-6 du code de l’énergie, même si l’article qui liste les charges cou-

vertes par la CSPE ne le cite pas explicitement. EDF a donc inscrit le montant des coûts de portage supportés depuis l’o-

rigine du dispositif dans sa déclaration de charges 2011 transmise au régulateur le 31 mars 2012 ;  

Si la demande d’EDF d’une prise en charge de ses frais financiers ne parait pas économiquement infondée, cependant le 

taux d’intérêt retenu par EDF est discutable. En effet, ce taux intègre le risque lié à l’activité du groupe ; il serait donc 

plus pertinent de retenir comme plafond, le taux d’intérêt auquel emprunte EDF, à savoir de l’ordre de 5 % ; 

− enfin, EDF souhaite que les coûts de gestion des contrats d’achat, dont le nombre progresse régulièrement et qui a 

très fortement augmenté avec le développement de l’électricité photovoltaïque (environ 200000 contrats aujourd’hui), 

soit également compensé, avec le même raisonnement que pour le remboursement du coût de portage du déficit. Ce coût 

de gestion actuellement estimé à 20 M€ devrait atteindre 40 à 45 M€ par an d'ici 2020 d’après EDF.  

Au-delà du problème du calcul exact des charges et de leur remboursement, EDF considère que la croissance de la CSPE 

n’est pas soutenable pour le consommateur final d’électricité [38]. La conjonction de la croissance de la CSPE et des autres 

composantes de la facture (coût de production, coût d’acheminement) rendrait la hausse totale importante pour le consom-

mateur final. EDF souhaite donc que l’on trouve d’autres mécanismes de financement de la CSPE. 

 

__________________________________________CONCLUSIONS_________________________________________ 

Malgré les écarts entre les prévisions de la DGEC, de la commission de régulation de l’énergie et d’EDF, les principales 

évolutions des charges couvertes par la CSPE sont faciles à identifier. 

Entre 2010 et 2020 : 
- en métropole, les dépenses liées à la cogénération devraient être divisées au moins par 2, mais celles liées aux énergies 

renouvelables devraient être multipliées par 10 si les objectifs fixés actuellement sont respectés, les postes les plus im-

portants étant ceux de l’éolien en mer, du PV et de la biomasse. Concernant l’objectif de l’éolien en mer, toutefois, mê-

me s’il est encore techniquement atteignable, l’hypothèse faite par EDF que les deux tiers seront réalisés d’ici 2020 

parait plausible et réduit sensiblement la charge à supporter par la CSPE sur ce sujet (écart de 1,4 Md€ avec la com-
mission de régulation de l’énergie). Concernant le PV, les écarts entre les prévisions de surcoûts sont sensibles (entre 

700 et 600 M€), de même que pour l’éolien terrestre (écart de 500 M€ entre DGEC et EDF). 
- dans les zones non interconnectées, les estimations de la commission de régulation de l’énergie sont également sensi-

blement plus fortes que celles d’EDF (1 milliard), mais dans les deux cas la croissance des charges est soutenue, notam-

ment pour la bagasse-charbon et la production thermique ; 
- le prolongement des dispositifs actuels en matière de dispositions sociales conduit à un doublement des charges d’ici 

2020 mais leur montant reste très modeste ; compte tenu de l’évolution à venir du coût de l’électricité, il est probable 

que ce type de charges a vocation à augmenter plus fortement. 
Globalement, les hypothèses faites sur l’évolution du prix du marché, et donc du coût évité, ont un impact très important sur 

les montants estimés de CSPE dans les années à venir. Les hypothèses différentes retenues par la DGEC et la commission 

de régulation de l’énergie, d’une part, et par EDF, d’autre part, expliquent environ la moitié (1 milliard) de l’écart total en-

tre leurs estimations, les hypothèses de prix du marché de la commission de régulation de l’énergie et de la DGEC étant 

inférieures à celles d’EDF, ce qui augmente les surcoûts à financer par la CSPE en métropole par rapport aux calculs 
d’EDF.  

La DGEC, la commission de régulation de l’énergie et EDF ont élaboré des scénarios basés sur des hypothèses différentes : 
celui de la DGEC et d’EDF est fondé sur l’atteinte des objectifs de développement des énergies renouvelables fixés par la 

PPI pour 2020 (modifiés par la prise en compte des cibles annuelles de développement du parc photovoltaïque), le scénario 

d’EDF est fondé sur l’anticipation d’un développement de l’éolien en mer en deçà des objectifs. En outre, le prix de marché 
considéré par EDF pour valoriser le coût évité par les énergies renouvelables en 2020 est sensiblement plus élevé que celui 

pris en compte par la commission de régulation de l’énergie et la DGEC, ce qui induit un montant de charges dues aux é-

nergies renouvelables nettement plus faible, toutes choses égales par ailleurs. 
Malgré ces hypothèses différentes, on peut considérer qu’en 2020, en application des textes actuellement en vigueur, des 

contrats déjà passés et des estimations faites sur le développement des différents types de charges de service public, les 

charges de service public de l’électricité devraient être multipliées par 3,5 environ entre 2010 (réalisation) et 2020 et par 

un peu plus de 2 entre les prévisions de 2012 et celles de 2020. La contribution unitaire devrait par conséquent au moins 

doubler entre juillet 2012 (10,5 €/MWh) et 2020. Le déficit actuel supporté par EDF devrait disparaître en 2017. 
Cette évolution incite à ouvrir différentes pistes de réflexion sur les possibilités de modification du mode de financement des 

charges couvertes par la CSPE ainsi que d’évolution du dispositif d’obligation d’achat, dans le cadre d’une réflexion glo-
bale sur l’évolution souhaitable du prix de l’électricité et des différentes formes d’énergie. 

 



Conclusion générale 
 

Au-delà du constat de la situation présente de la CSPE et des évolutions envisagées à règlementation inchangée, deux séries 

de réflexions mériteraient d’être approfondies. 

 

1) Pistes de réflexion sur le coût et le financement des charges de service public de l’électricité 

 

La Cour recommandait dans son insertion au rapport public de 2011 de « réexaminer le financement du soutien au dévelop-

pement des énergies renouvelables et des autres charges de service public de l’électricité, par le consommateur d’énergie », 

et non le seul consommateur d’électricité. S’il n’y a pas eu de modification sur ce point depuis la publication du rapport, il y 

a cependant un certain nombre de travaux sur le sujet, alimentés notamment par EDF dont on a signalé précédemment le 

souci de ne pas trop charger la facture payée par le consommateur, déjà alourdie par l’augmentation d’autres coûts. Deux 

arguments sont notamment mis en avant : 

− la politique de développement des EnR n’a pas uniquement des objectifs énergétiques, mais a aussi des objectifs de po-

litique industrielle, de protection de l’environnement et de soutien à l’agriculture notamment ; 

− les consommateurs d’électricité sont d’ores et déjà plus taxés que les consommateurs d’autres formes d’énergies par 

des taxes spécifiques (environ 20 % pour l’électricité, 9 % pour le fuel et 0 % pour le gaz pour les ménages). 

Aussi, certains réfléchissent-ils à la possibilité de répartir tout ou partie de la charge sur l’ensemble des consommateurs d’é-

nergie et pas seulement sur les consommateurs d’électricité, par exemple sous forme d’une fiscalité nouvelle spécifique qui 

pourrait porter également sur les carburants. 

Il faut toutefois noter que l’augmentation du prix des combustibles fossiles ne facilite pas l’acceptabilité de ce type de me-

sure. Par ailleurs, le développement des énergies renouvelables ne concerne pas seulement l’électricité et les consommateurs 

participent également au financement du développement de la production de chaleur (biogaz) et des biocarburants. 

 

D’autres formes de financement, moins directement sensibles et visibles pour le consommateur, pourraient également être 

envisagées, par exemple l’affectation de tout ou partie des nouvelles recettes tirées du secteur électrique comme celles pro-

venant de la prochaine vente aux enchères des quota d’émission de gaz à effet de serre, de la mise en concurrence de l’attri-

bution des concessions hydrauliques ou de l’augmentation potentielle des recettes de TVA issue de hausses des prix de l’é-

lectricité ;une autre possibilité serait d’augmenter le dividende versé à l’Etat par EDF [39]. Ces propositions auraient 

l’avantage d’affecter des ressources complémentaires au financement des énergies renouvelables ; elles auraient 

l’inconvénient, en ces temps de rigueur budgétaire, de réduire les ressources potentielles de l’Etat pour maitriser la dette 

publique. 

 

Enfin, on constate que les exonérations de CSPE, qui profitent actuellement uniquement aux gros consommateurs, donc 

aux entreprises, représentent presque 20 % de la consommation d’électricité et ont tendance à progresser tant en volume 

qu’en pourcentage. Sans que l’on puisse, semble-t-il, mesurer dans quelle proportion, cette tendance va se prolonger, 

l’augmentation de la contribution unitaire de CSPE rend plus facile à atteindre le plafond de 550 k€ par site de consomma-

tion, même si ce plafond est réévalué chaque année du montant de l’inflation, de même que le plafonnement à 0,5 % de la 

valeur ajoutée des électro-intensifs. Même sans faire d’hypothèse sur l’augmentation du nombre de TWh exonérés, le dou-

blement de la cotisation unitaire dans les années à venir va provoquer au minimum un doublement du montant des exoné-

rations, qui vont passer d’environ 1 milliard à 2 milliards d’euros ; la charge correspondante sera simultanément de fait re-

portée sur ceux qui ne  bénéficient pas de ces exonérations, autrement dit les ménages. Un rééquilibrage entre les différents 

types de consommateurs pourrait être examiné. 

 

Toutes ces hypothèses présentent des avantages et des inconvénients qui doivent être appréciés dans un cadre plus global 

que celui du financement de la CSPE et dans un contexte particulier marqué notamment par : 

− la nécessité de réduire l’endettement public et une politique de rigueur budgétaire qui passe en particulier par une aug-

mentation de la pression fiscale ;  

− la situation de l’industrie française ; 

− le faible prix de l’électricité en France par rapport à ses voisins, en particulier pour les ménages, et la forte consomma-

tion d’électricité qui y est liée. 

 

2) Pistes de réflexion sur le dispositif d’obligation d’achat des énergies renouvelables 

 

En ce qui concerne le dispositif d’obligation d’achat des EnR à un tarif fixé par les textes, diverses réflexions portent sur ses 

inconvénients et sur les possibilités d’y remédier. 

Les décisions prises par la commission de régulation de l’énergie en juin 2009, modifiant le mode de calcul du coût évité, en 

limitant la volatilité du montant de la CSPE associée aux obligations d’achat en métropole ont déjà corrigé partiellement un 

défaut majeur. Toutefois, ce système de contrats d’achat à tarifs fixes, copié sur celui de l’Allemagne, provoque plusieurs 

distorsions : 

− une incitation à produire qui est déconnectée de la valeur de la production (valable surtout pour les énergies renouvela-

bles contrôlables à coûts marginaux de production non nuls) ; 

− une implantation des centrales sur le territoire en fonction de la quantité de production espérée, sans tenir compte du 

profil de production ; 



− une absence d’incitation à optimiser le profil de production (par développement de stockage ou optimisation de la 

maintenance, par exemple) 

Par ailleurs, certains considèrent que le système de financement actuel reposant sur l’achat de la production par EDF dimi-

nue la liquidité et la transparence du marché, du fait du rôle prépondérant d’EDF, et qu’il limite les possibilités de valorisa-

tion du caractère renouvelable de la production directement auprès des consommateurs consentants.[40] 

Plusieurs pistes d’évolution pourraient être explorées pour répondre à toute ou partie de ces défauts. On peut citer par exem-

ple (voir annexe 8) : 

− le passage d’un mécanisme de tarif d’achat à un mécanisme de prime calculée ex post, sur le modèle des Pays-Bas qui 

encourage le producteur d’EnR à valoriser au mieux son électricité sur le marché et à produire au moment où c’est le 

plus efficace, mais en lui assurant un revenu défini à l’avance (voir annexe 9). Dans ce schéma, la rémunération du pro-

ducteur est duale : la prime vient compléter les revenus tirés de la vente sur le marché. Ce système prépare l’intégration 

de la production dans le marché (la « parité réseau ») [41] ; 

− la vente de l’électricité verte sur le marché, avec le maintien d’un acheteur obligé pour répondre aux besoins des petits 

producteurs, ce qui assurerait une plus grande liquidité et transparence du marché et une meilleure identification des 

charges de production et de commercialisation liées aux EnR ; 

− le transfert de l’activité d’acheteur obligé au gestionnaire du réseau de transport (GRT) qui est hors du champ concur-

rentiel.[42]  

Ces différentes pistes, dont les conséquences en termes d’évolution du coût de la CSPE, ne sont pas faciles à chiffrer et qui 

ne portent que sur une partie des charges de service public couvertes par la CSPE, méritent un examen attentif de leurs bé-

néfices et de leurs inconvénients dans une vision prospective de progression du volume des EnR produites et une réflexion 

d’ensemble du rôle des différents acteurs.  
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Annexe 1 : lettre du 21 mars 2012 du président de la commission d’enquête du Sénat et réponse du Premier président de la 

Cour des comptes 

 

Annexe 2 : chapitre consacré à la CSPE dans le rapport public annuel 2011 de la Cour des comptes 

 

Annexe 3 : mécanisme d’évaluation des charges de CSPE (source commission de régulation de l’énergie) 

 
Annexe 4 : les tarifs d’achat de l’électricité produite par les énergies renouvelables et la cogénération (site Internet de la 

direction générale de l’énergie et du climat) 

 

Annexe 5 : tableau des prévisions de la commission de régulation de l’énergie pour 2009, 2010, 2011, 2012 et 2020 et des 

réalisations 2009 et 2010 

 

Annexe 6 : tableau des prévisions de la direction générale de l’énergie et du climat 2010° 2020 pour les énergies renouvela-

bles : évolution des puissances installées, des volumes d’achat et du coût dans la CSPE par filière : métropole + zones non 

interconnectées 

 
Annexe 7 : prévisions d’ensemble de la direction générale de l’énergie et du climat 

 

Annexe 8 : Obligations d’achat : résumé des difficultés identifiées et évolutions proposées – présentation de la direction 

générale du Trésor 

 
Annexe 9 : dispositif d’obligation d’achat : mécanisme de prime calculée ex-post (modèle des Pays-Bas) 
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 Les annexes dont le titre est rougi ne sont pas jointes au présent extrait, nous étant connues ou/et accessibles par d’autres 
voies. 



Annexe 5 

Tableau de synthèse de la commission de régulation de l’énergie 
 

 
* MC : métropole continentale ; ZNI : zones non interconnectées 
** les charges 2009 incluent des reliquats de charges sur l’exercice 2009 déclarés par EDF à la commission de régulation de 
l’énergie en 2011 
 

 
* MC : métropole continentale ; ZNI : zones non interconnectées 
** les charges 2009 incluent des reliquats de charges sur l’exercice 2009 déclarés par EDF à la commission de régulation de 
l’énergie en 2011 

 
Source : commission de régulation de l’énergie 



Annexes 6 et 7 

Estimations de la direction générale de l’énergie et du climat 
 

1- Estimations en puissance installée 

 
2- Estimations du volume des obligations d’achat 

 
3- Estimations du coût des énergies renouvelables dans la CSPE 

 
Estimations de la direction générale de l’énergie et du climat : évolution de la CSPE entre 2010 et 2020 

 



Annexes 8 et 9 

Obligations d’achat : résumé des difficultés identifiées et évolutions proposées 

 
 

Dispositif d’obligation d’achat : mécanisme de prime calculée ex-post (modèle des Pays-Bas)40 

 
Source : direction générale du Trésor 
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 Source : direction générale du Trésor [Faible lisibilité … ; et manque de quelques explications ! (F. Poizat)] 


