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4 Evaluation de l’impact des EnR sur le coût supporté par la 

collectivité 

4.1 Hypothèses simplificatrices 
Le marché de l’électricité fait l’objet de nombreux types de contrats qui se différencient 

essentiellement par la durée. En effet les fluctuations saisonnières de la demande sont partiellement 

prévisibles. Le marché est donc organisé suivant les contrats de long, moyen, court et très court 

termes. Dans nos calculs nous avons modélisé le marché de court terme SPOT – Day ahead où les 

producteurs se positionnent pour la fourniture d’électricité la veille pour le lendemain. La puissance 

moyenne échangée sur ce marché est de 12,2 GW (Données SPOT, 2015) pour une production 

française totale moyenne de 60,9 GW (Données RTE, 2015). Ce seul marché SPOT – Day ahead 

permet donc de fixer le prix de gros de l’électricité pour 20 % de la production française. Mais il joue 

un rôle directeur incontournable. 

Pour illustrer les effets des EnR sur les coûts supportés par la collectivité (consommateurs et 

producteurs d’électricité conventionnelle), nous supposerons dans ce qui suit que le prix de gros de 

l’ensemble de l’électricité est fixé par le marché SPOT – Day ahead. Nous sommes bien conscients 

que cette hypothèse simplificatrice sous-estime le prix de l’électricité. En effet la tendance baissière 

du prix de l’électricité observée depuis des années fait que les contrats de long terme sont 

mécaniquement plus rémunérateurs que les contrats de court terme. Beaucoup de fournisseurs ont 

également tendance à opter pour des contrats hors marché en garantissant un prix stable à leurs 

clients sur une période de deux ou trois ans, en contrepartie d’un niveau supérieur au prix du 

marché. Par ailleurs le marché de court terme amplifie la volatilité du prix de l’électricité. Cette 

hypothèse simplificatrice est nécessaire dans la mesure où nous ne pouvons pas non plus tracer 

l’origine de l’électricité vendue dans le cadre du marché SPOT – Day ahead. 

Hypothèse : Le marché SPOT – Day ahead fixe le prix de la totalité de la production française 

Dans ce qui suit nous entendrons par EnR la somme des énergies éoliennes et photovoltaïques. 

4.2 Les obligations d’achat des EnR 
Dans son rapport de prospective d’octobre 2014, la Commission de Régulation de l’Energie (CRE) a 

estimé le prix de rachat moyen de l’électricité d’origine éolienne et de celle d’origine solaire (Cf. 

Tableau 2). A partir des données de RTE sur la production d’énergie électrique et des données SPOT 

on peut calculer les recettes des EnR (Cf. Tableau 2) dans le cadre de notre hypothèse simplificatrice. 

Connaissant les recettes et le prix d’achat moyen, on peut alors calculer la subvention nécessaire 

(financée via la CSPE) pour l’achat des EnR. Une partie de cette subvention sert à financer un surcoût 

réel, une autre partie correspond à une rente différentielle perçue par le producteur d’EnR puisqu’il 

perçoit un prix supérieur au coût réel de l’électricité injectée. Les feed-in tariffs n’ont en effet pas 

suivi à la baisse la courbe des coûts des renouvelables. Suivant notre hypothèse, les EnR ont généré 

près d’un milliard d’euros de recettes et nécessité près de 3,6 Md€ de subvention soit une 

subvention moyenne des EnR à 77,7 %. La part de la rémunération obtenue par la vente sur le 

marché de gros représente donc moins du quart du prix total auquel cette électricité est achetée 

puisque le prix d’achat garanti est à plus des trois quarts constitué de subventions. Ce calcul est 

indépendant du modèle et des paramètres A(s), B(s), C(s), D(s) et E(s). 
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 Eolien Solaire Total 

Prix d’achat moyen des EnR (€/MWh) 90,60 390,60 N/A 
Recettes des EnR (Md€) 0,737 0,283 1,040 
Subventions des EnR (Md€) 1,039 2,520 3,559 
Taux de subvention des EnR (%) 58,5 89,9 77,7 

Tableau 2 : Données macroéconomiques sur les EnR pour l’année 2015. 

4.3 Les pertes économiques des producteurs 
Les pertes subies par les producteurs sont de deux ordres.  

1) Tout d’abord, il y a les pertes dues au fait que l’électricité produite par les EnR aurait pu être 

produite par les autres moyens de production : ce sont les pertes de volume dues à 

l’injection des EnR. 

2) Ensuite, il y a les pertes dues au fait que la présence des EnR induit une baisse du prix de gros 

de l’électricité : ce sont les pertes de valeur dues à l’injection des EnR. 

4.3.1 Calcul des pertes en volume dues à l’injection des EnR 

Les pertes en volume dues à l’injection des EnR sont calculées suivant la formule suivante : 

𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒 = ∑ [(𝑃é𝑜𝑙(ℎ, 𝑗) + 𝑃𝑠𝑜𝑙(ℎ, 𝑗)) × (𝑃𝑟𝑖𝑥(ℎ, 𝑗) − 𝐷(𝑠) × 𝑃é𝑜𝑙(ℎ, 𝑗) −𝐴𝑛𝑛é𝑒 2015

𝐸(𝑠) × 𝑃𝑠𝑜𝑙(ℎ, 𝑗))] Eq. 4 

Dans cette équation ce n’est pas le prix SPOT – Day ahead qui est pris en compte pour calculer les 

pertes mais le prix qui aurait prévalu s’il n’y avait pas eu de production d’EnR c’est-à-dire le prix 

piloté par la demande (voir Figure 10). Bien que cette perte ne soit pas décomposable en une perte 

seulement due au solaire et une perte seulement due à l’éolien nous avons arbitrairement choisi la 

décomposition suivante : 

𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒
𝑆𝑜𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒  = ∑ [𝑃𝑠𝑜𝑙(ℎ, 𝑗) × (𝑃𝑟𝑖𝑥(ℎ, 𝑗) − 𝐷(𝑠) ×  𝑃é𝑜𝑙(ℎ, 𝑗) − 𝐸(𝑠)  × 𝑃𝑠𝑜𝑙(ℎ, 𝑗))]𝐴𝑛𝑛é𝑒 2015

 Eq. 5 

𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒
𝐸𝑜𝑙𝑖𝑒𝑛  = ∑ [𝑃é𝑜𝑙(ℎ, 𝑗) × (𝑃𝑟𝑖𝑥(ℎ, 𝑗) − 𝐷(𝑠) ×  𝑃é𝑜𝑙(ℎ, 𝑗) − 𝐸(𝑠) × 𝑃𝑠𝑜𝑙(ℎ, 𝑗))]𝐴𝑛𝑛é𝑒 2015

 Eq. 6 

De cette façon on a : 

𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒 = 𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒
𝐸𝑜𝑙𝑖𝑒𝑛 + 𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒

𝑆𝑜𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒  Eq. 7 

4.3.2 Calcul des pertes en valeur dues à l’injection des EnR 

Les pertes en valeur dues aux EnR sont calculées suivant la formule suivante : 

𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑎𝑙𝑒𝑢𝑟 = ∑ [(𝑃𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙(ℎ, 𝑗) −  𝑃é𝑜𝑙(ℎ, 𝑗) − 𝑃𝑠𝑜𝑙(ℎ, 𝑗)) × (−𝐷(𝑠) ×  𝑃é𝑜𝑙(ℎ, 𝑗) −𝐴𝑛𝑛é𝑒 2015

𝐸(𝑠) × 𝑃𝑠𝑜𝑙(ℎ, 𝑗))] Eq. 8 

où 𝑃𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙(ℎ, 𝑗) est la production totale des électriciens sur le sol français. 

Dans cette équation nous avons pris la production totale d’électricité en France ce qui suppose que 

le prix de vente à l’exportation est identique au prix de vente en France. Cette hypothèse est 
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acceptable du fait de la très bonne interconnexion des marchés électriques sur la plaque nord-ouest 

et de l’absence de congestions aux frontières entre la France et l’Allemagne. Bien que cette perte ne 

soit pas décomposable en une perte seulement due au solaire et une perte seulement due à l’éolien 

nous avons arbitrairement choisi la décomposition suivante : 

𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑎𝑙𝑒𝑢𝑟
𝑆𝑜𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒 = ∑ [(𝑃𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙(ℎ, 𝑗) −  𝑃é𝑜𝑙(ℎ, 𝑗) − 𝑃𝑠𝑜𝑙(ℎ, 𝑗)) × (−𝐸(𝑠)  × 𝑃𝑠𝑜𝑙(ℎ, 𝑗))]𝐴𝑛𝑛é𝑒 2015  Eq. 9 

𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑎𝑙𝑒𝑢𝑟
𝐸𝑜𝑙𝑖𝑒𝑛 = ∑ [(𝑃𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙(ℎ, 𝑗) −  𝑃é𝑜𝑙(ℎ, 𝑗) − 𝑃𝑠𝑜𝑙(ℎ, 𝑗)) × (−𝐷(𝑠)  × 𝑃é𝑜𝑙(ℎ, 𝑗))]𝐴𝑛𝑛é𝑒 2015  Eq. 10 

De cette façon on a : 

𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑎𝑙𝑒𝑢𝑟 = 𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑎𝑙𝑒𝑢𝑟
𝐸𝑜𝑙𝑖𝑒𝑛 + 𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑎𝑙𝑒𝑢𝑟

𝑆𝑜𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒 Eq. 11 

4.3.3 Prise en compte des incertitudes 

Comme le montre la Figure 3, les paramètres D et E, qui sont les seuls à rentrer en compte dans les 

calculs des pertes (Cf. ci-dessus), sont entachés d’une certaine erreur. Pour prendre en compte cette 

erreur, nous avons fait varier aléatoirement suivant une distribution normale 𝑋𝐷(𝑠) (resp. 𝑋𝐸(𝑠)) et 

indépendamment chacun des paramètres D(s) (resp. E(s)) pour chacune des 53 semaines de l’année 

2015 (voir référence [9] pour une discussion sur la génération de nombres aléatoires suivant une 

distribution normale) : 

𝑋𝐷(𝑠) = 𝑁(𝜇𝐷(𝑠), 𝜎𝐷(𝑠)
2 ) 𝑒𝑡 𝑋𝐸(𝑠) = 𝑁(𝜇𝐸(𝑠), 𝜎𝐸(𝑠)

2 )  Eq. 12 

où les 𝜇𝐷(𝑠) et les 𝜇𝐸(𝑠) sont les valeurs des D(s) et E(s) obtenues par l’ajustement paramétrique à la 

section 3.1 et les 𝜎𝐷(𝑠) et les 𝜎𝐸(𝑠) sont les erreurs sur les valeurs des D(s) et E(s) obtenues par 

l’ajustement paramétrique à la section 3.1 (voir annexe). La Notation N(µ, 2) désigne la distribution 

normale de moyenne µ et d’écart type . Les résultats obtenus pour 10 000 et 20 000 tirages des 106 

paramètres ne montrant pas de différences significatives, nous présentons les résultats pour 40 000 

tirages afin d’affiner les distributions statistiques de résultats. La méthodologie pour effectuer les 

tirages aléatoires est décrite en annexe. 

4.4 Résultats 
Chacun des 40 000 tirages indépendants des 106 valeurs D(s) et E(s) permet de calculer les pertes en 

valeur et les pertes en volume supportés par les producteurs d’électricité. Pour chacun de ces 

tirages, on peut calculer le coût indirect du solaire et de l’éolien comme : 

𝐶𝐼𝑆𝑜𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒 = 𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑎𝑙𝑒𝑢𝑟
𝑆𝑜𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒 + 𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒

𝑆𝑜𝑙𝑎𝑖𝑟𝑒  Eq. 13 

𝐶𝐼𝐸𝑜𝑙𝑖𝑒𝑛 = 𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑎𝑙𝑒𝑢𝑟
𝐸𝑜𝑙𝑖𝑒𝑛 + 𝑃𝑒𝑟𝑡𝑒𝑠𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒

𝐸𝑜𝑙𝑖𝑒𝑛  Eq. 14 

 Moyenne (Md€) Ecart type (Md€) Ecart type (%) 

Perte en volumes 1,209 0,004 0,34 

dont solaire 0,346 0,001 0,36 

dont éolien 0,863 0,003 0,37 

Tableau 3 : Pertes en volumes dues aux EnR 
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 Moyenne (Md€) Ecart type (Md€) Ecart type (%) 

Pertes en valeur 2,704 0,062 2,38 

dont solaire 1,077 0,024 2,22 

dont éolien 1,627 0,057 3,48 

Tableau 4 : Pertes en valeur dues à l’introduction des EnR 

A la fin du processus de simulation on obtient 40 000 estimations des coûts indirects dont on peut 

calculer la valeur moyenne et l’écart type (Cf. Tableau 5). On remarque que les écarts types relatifs 

(en %) sont très faibles et de l’ordre de l’unité alors que les erreurs relatives sur chacun des 

paramètres D(s) et E(s) estimées par l’algorithme d’ajustement paramétrique sont nettement plus 

grandes et voisines de 20%. Ceci s’explique par le fait que chacun des paramètres D(s) et E(s) est tiré 

indépendamment des autres et que les erreurs se compensent les unes les autres ce qui rend 

l’estimation moyenne des coûts indirects extrêmement robuste. 

 Moyenne (Md€) Ecart type (Md€) Ecart type (%) 

Coûts indirects 3,913 0,066 1,68 
dont solaire 1,423 0,025 1,75 
dont éolien 2,490 0,060 2,40 

Tableau 5 : Coûts indirects supportés par les électriciens (hors producteurs d’EnR) du fait de l’introduction des EnR. Les 
valeurs moyennes et les écarts types sont calculés à partir de 40 000 réalisations indépendantes. 

A partir des données sur le coût indirect (cf Tableau 5) et de la subvention directe accordée aux EnR 

(Cf. Tableau 2), il est possible de calculer le coût total des EnR (Cf. Tableau 6) comme la somme des 

coûts indirects et de la subvention directe moins les recettes des EnR. En effet, les recettes des EnR 

(Cf. Tableau 2) contribuent positivement au bilan global des producteurs pris comme un tout et  

traduisent des transferts entre producteurs. Elles correspondent à la valeur réelle des EnR. 

 Moyenne (Md€) Ecart type (Md€) Ecart type (%) 

coût des EnR 6,452 0,066 1,02 

dont solaire 3,660 0,025 0,68 

dont éolien 2,792 0,060 2,14 

Tableau 6 : Coûts supportés par la société du fait de l’introduction des EnR. Les valeurs moyennes et les écarts types sont 
calculés à partir de 40 000 réalisations indépendantes. 

Ce tableau montre que le coût des EnR est voisin de 6,5 Md€ en 2015 soit un peu moins du double 

des subventions directes attribuées aux EnR. Notons qu’une partie de cette somme (la CSPE) sert de 

complément de revenu aux producteurs d’EnR, que la dépréciation induite du prix du MWh et les 

pertes de part de marché sont supportés par les unités de production qui risquent de devenir des 

centres de coûts pour les Utilities et qu’enfin, cette dépréciation augmente les marges des activités 

liées à la revente d’électricité (marchés de gros et de détail) par des grossistes et fournisseurs. 

La distribution des coûts autour de la valeur moyenne est globalement symétrique et suit 

approximativement une distribution normale (Figure 11). Notons au passage que la distribution des 

données autour des valeurs moyennes est très faible ce qui renforce l’estimation de la valeur 

moyenne.  
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Figure 11 : Distributions des coûts des EnR autour de la valeur moyenne. Les cercles sont les données globales (Solaire + 
Eolien) ; les carrés sont les données pour l’énergie solaire et les triangles sont les données pour l’énergie éolienne. Pour 
réaliser cette figure nous avons effectué 40 000 tirages aléatoires. 

Le schéma (Figure 12) ci-après permet de bien comprendre les subventions croisées qui apparaissent 

suite à l’injection des renouvelables : 

 

Figure 12 : Effet de l’introduction des EnR sur les acteurs du marché de l’électricité. 

1) Les producteurs d’électricité conventionnelle (hors éolien et solaire) subissant une perte en 

valeur de 2,704 milliards d’euros en raison de la baisse du prix de gros, à laquelle s’ajoute 

une perte (manque à gagner) de 0,189 milliard d’euros du fait d’un appel moindre de leurs 
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centrales ; à cela s’ajoute un transfert de recettes de 1,040 milliard d’euros au profit des 

producteurs d’électricité renouvelable (éolien et solaire), lesquels peuvent d’ailleurs être 

pour partie des producteurs d’électricité conventionnelle. Au total le transfert supporté est 

donc de 3,933 milliards d’euros ; 

2) Les consommateurs d’électricité supportent une charge supplémentaire de 3,559 milliards 

d’euros prélevée via la CSPE, somme qui revient directement aux producteurs d’électricité 

renouvelable (éolien et solaire) ; 

3) Au total ces deux catégories d’agents (les « perdants ») supportent un transfert (subvention 

croisée) de 7,492 milliards d’euros ; 

4) Les producteurs d’électricité renouvelable (éolien et solaire) bénéficient de deux types de 

transferts : un transfert de recettes via le marché de gros de 1,040 milliard d’euros (vente de 

leur électricité au prix du marché), et un transfert de 3,559 milliards d’euros via la CSPE soit 

un transfert total de 4,599 milliards d’euros ; 

5) Les grossistes et fournisseurs (intermédiaires) bénéficient d’un transfert de recettes de 2,893 

milliards d’euros qui correspond au manque à gagner des producteurs d’électricité 

conventionnelle. Comme les prix de gros ont baissé ces opérateurs (grossistes et 

fournisseurs) achètent moins cher l’électricité qu’ils revendent à leurs clients. Cette rente 

peut pour partie être conservée par ces intermédiaires si la baisse du prix de gros n’est pas 

répercutée sur le client (cas du client domestique alimenté au TRV) et pour partie être 

récupérée par le client si celui-ci bénéficie d’un contrat en offre de marché dans lequel le prix 

de vente est indexé sur le prix de gros. Dans ce cas le client récupère « de la main gauche » 

une partie de la CSPE qu’il a payée « de la main droite ». Mais cette rente peut aussi être 

conservée par l’intermédiaire. 

6) Au total ces deux catégories d’agents (producteurs d’EnR et intermédiaires), qui sont les 

« gagnants », bénéficient d’un transfert de 7,492 milliards d’euros, ce qui correspond bien 

évidemment au transfert supporté par les « perdants ». 

In fine on peut donc considérer que le surcoût « complet » des renouvelables est égal à la différence 

entre ce chiffre de 7,492 milliards d’euros et la valeur réelle des EnR au prix du marché soit 1,040 

milliard d’euros, ce qui donne 6,452 milliards d’euros. 
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5 Discussion  
Il convient maintenant de relativiser le chiffre de 6,452 Md€ qui ne peut être compris comme une 

« perte nette » supportée par la collectivité en 2015. En effet ce chiffre recouvre des réalités 

économiques de natures différentes et ignore plusieurs effets macroéconomiques dont certains sont 

d’ailleurs difficilement quantifiables. Mais ce chiffre est un indicateur qui montre que le coût induit 

par les aides apportées aux renouvelables ne se limite pas au seul montant de la CSPE.  

5.1 Gains collectifs liés à l’injection des EnR. 
L’injection d’électricité renouvelable a des effets positifs pour la collectivité puisque cela permet 

dans certains cas d’économiser des combustibles fossiles importés, charbon, fioul ou gaz naturel, et 

donc de réduire les émissions de CO2. En France la substitution risque toutefois de se faire d’abord au 

détriment du gaz mais aussi au détriment du nucléaire, qui est une énergie non carbonée et moins 

coûteuse que les renouvelables aujourd’hui. On notera que le développement des EnR a des effets 

positifs sur l’emploi mais cela peut être compensé par la réduction d’effectifs au niveau des autres 

centrales qui sont mises sous cocon ou fermées. La baisse du prix de gros observé suite à l’injection 

des EnR constitue certes un gain pour le consommateur final en termes de surplus et ce gain vient en 

déduction du montant de la CSPE qui est à sa charge, du moins pour le consommateur qui bénéficie 

d’un prix indexé sur le marché spot. Comme le consommateur final domestique demeure, en France, 

très largement alimenté par des tarifs réglementés, ce gain est modeste puisque ces tarifs sont en 

partie indépendants des prix observés sur le marché spot.  

En théorie si la CSPE recouvre exactement le différentiel entre le FIT et le prix de gros, et si le 

consommateur final bénéficie de la baisse intégrale du prix de gros, ce qu’il gagne sur le marché spot 

sera exactement ponctionné par l’augmentation de la CSPE qu’il supportera au niveau du prix final 

(via l’augmentation des taxes) [10]. En pratique ce n’est pas le cas pour plusieurs raisons : le 

fournisseur (qui peut d’ailleurs être ou non un producteur) ne répercutera pas intégralement la 

baisse du prix de gros, même si le prix en offre de marché est indexé sur ce prix et il aura tendance à 

conserver une partie de la rente ; le consommateur final professionnel ne supportera pas 

intégralement la hausse de la CSPE puisque son montant est plafonné ; c’est le consommateur final 

domestique qui supportera, en France comme en Allemagne, l’essentiel de cette augmentation des 

taxes ; ceci même si la hausse du TRV n’est pas exactement alignée sur la hausse de la CSPE, pour des 

raisons politiques, ce qui conduit alors l’opérateur historique EDF à supporter une partie de la 

charge. Il faudrait en réalité procéder à une analyse fine des subventions croisées occasionnées par 

ce mécanisme. Certains consommateurs seront gagnants, d’autres perdants. Le coût croissant de la 

CSPE a d’ailleurs conduit le législateur à étendre l’assiette de la CSPE en 2016 (les consommateurs de 

gaz seront concernés et une partie de la CSPE sera fiscalisée dans le budget de l’Etat) et les pouvoirs 

publics à remplacer le mécanisme des FIT générateur de rentes indues par un système de FIP dans le 

cadre de la loi sur la transition énergétique : le producteur de renouvelable devra vendre son 

électricité sur le marché de gros et il bénéficiera d’une prime complémentaire dont le montant 

devrait être variable. Le système des appels d’offre sera lui aussi développé afin de limiter la quantité 

de renouvelable injectée sur le réseau. Le système des FIT sera réservé de façon transitoire aux seuls 

projets de faible puissance. Mais les mesures ne sont évidemment pas rétroactives et le surcoût 

accumulé demeure. 
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5.2 Autres impacts négatifs 
La baisse sensible des prix de gros de l’électricité a fragilisé les producteurs d’électricité 

conventionnelle qui ont supporté des « coûts échoués » du fait de la fermeture de nombreuses 

centrales à cycles combinés à gaz. Le MWh produit avec du gaz est souvent marginal sur la courbe du 

« merit order » et toute injection nouvelle d’éolien ou de solaire financé hors marché a tendance à 

évincer du marché le MWh produit avec du gaz, surtout dans un contexte où la demande d’électricité 

est atone. Certes les EnR ne sont pas seules responsables de cette situation, imputable en partie à 

l’importation de charbon américain bon marché. Les choses ont un peu changé depuis la baisse en 

2015 du prix du pétrole et celle concomitante du prix du gaz. La baisse de leurs recettes a provoqué 

une chute de la valeur en bourse des Utilities européennes depuis 2008 ce qui les met en situation 

financière difficile pour investir. La capitalisation boursière de ces Utilities s’est effondrée et toutes 

ces entreprises ont dû provisionner de fortes dépréciations d’actifs. Ainsi la capitalisation boursière 

d’EDF est passée de 160 milliards d’euros en 2008 à 22 en 2016 et toutes les grandes sociétés 

européennes d’électricité (EON, RWE, Vatenfall, etc) ont vu leur valeur en bourse fondre de 75% sur 

cette période.  

A 26 euros le prix de gros du MWh alors que le niveau de l’ARENH est fixé à 42 euros le MWh, c’est 

un manque à gagner potentiel de 6,4 milliards d’euros qu’EDF perd chaque année sur sa production 

de 400 TWh d’électricité nucléaire ; c’est vrai du moins pour les 100 TWh d’électricité nucléaire à 

disposition de ses concurrents. Certes une grande partie de cette production est commercialisée 

directement hors marché par EDF, et cela montre que seuls les intermédiaires (fournisseurs ou 

grossistes) et les producteurs d’électricité subventionnée (renouvelables) sont aujourd’hui gagnants 

avec un tel système. Les perdants sont les producteurs d’électricité conventionnelle et les 

consommateurs, ou du moins certains d’entre eux. Du fait de la hausse continue de ces subventions 

répercutées dans le prix final, le consommateur paie plus cher en aval une électricité qui est vendue 

à perte en amont. Seuls sont rentables aujourd’hui les investissements subventionnés. Quel est alors 

l’intérêt de passer par un marché ? En situation de « suraccumulation du capital » il est nécessaire de 

« dévaloriser » une partie de ce capital excédentaire, et cela ne peut se faire qu’en arrêtant les 

subventions aux énergies renouvelables qui ne sont pas compétitives donc rentables aux prix du 

marché, et/ou en instaurant une taxe carbone élevée qui évincera du marché les centrales 

thermiques les moins compétitives. 

Un autre coût indirect engendré par le développement des renouvelables est lié au renforcement des 

réseaux de distribution qui doivent accueillir cette électricité produite localement en fonction de 

considérations largement météorologiques. L’incitation programmée de l’autoconsommation de PV 

ne réglera pas entièrement la question car l’auto-producteur aura besoin de compter sur le réseau 

en cas de défaillance de sa production et le gestionnaire du réseau ne peut donc pas espérer réduire 

ses coûts fixes même si l’on peut compter sur un minimum de foisonnement. C’est d’ailleurs la raison 

pour laquelle la tarification d’accès aux réseaux devra demain être davantage assise sur la puissance 

souscrite par le client et non plus sur l’énergie soutirée par lui. 

Mais le risque principal tient sans doute au fait que des prix de marché artificiellement déprimés 

n’envoient pas un bon signal aux investisseurs pour le futur. Le secteur électrique européen est 

certes en surcapacité aujourd’hui mais cela peut ne pas durer et, du fait des inerties constatées dans 

la construction de nouvelles centrales, cela pourrait provoquer des risques de black-out demain. 

Ajoutons que si la puissance moyenne appelée ne s’accroît pas beaucoup, la puissance de pointe a 
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tendance à croître rapidement du fait des nouveaux usages électriques. C’est d’ailleurs la raison pour 

laquelle un marché de capacité, visant à mieux rémunérer la puissance installée, devrait se mettre en 

place en France en 2017, comme dans plusieurs pays européens d’ailleurs. 
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6 Conclusion 
Pour apprécier l’impact qu’une injection d’électricité renouvelable subventionnée hors marché 

exerce sur l’économie il ne suffit pas de calculer le surcoût entre le prix d’achat garanti et le prix de 

marché (CSPE) ; il faut également tenir compte de l’effet d’éviction que cette injection de 

renouvelable exerce sur la volume d’électricité conventionnelle injectée et de l’effet-prix que cette 

injection de renouvelable exerce sur la recette moyenne de l’électricité conventionnelle injectée. La 

perte des producteurs d’électricité conventionnelle s’ajoute au coût supporté par les consommateurs 

finals. La baisse du prix spot de l’électricité et le manque à gagner subi par les producteurs 

d’électricité constituent aujourd’hui un handicap pour les nouveaux investissements.  

Cela conduit aussi à mener une réflexion sur la façon dont le marché de gros peut, à lui seul, 

permettre de récupérer les investissements réalisés au niveau de la production d’électricité. Le 

« spread » de prix entre les heures creuses et les heures pleines ou entre l’hiver et l’été n’est pas 

toujours suffisant pour récupérer les coûts fixes d’investissements très capitalistiques, c’est-à-dire 

d’investissements pour lesquels la proportion des coûts fixes dans le coût total de production est très 

élevée. Le marché « energy only » fonctionne bien avec des équipements thermiques pour lesquels 

les coûts en combustibles sont à la fois élevés en proportion du coût total et différenciés selon les 

sources, puisque la rémunération des centrales appelées se fait sur la base des coûts marginaux donc 

des coûts variables de l‘équipement marginal. C’est sur ce schéma qu’il avait été construit. C’est plus 

difficile avec des équipements à forte proportion de coûts fixes comme le nucléaire et les 

renouvelables, surtout lorsque les coûts variables sont quasiment nuls ce qui est le cas du solaire et 

de l’éolien. D’où la nécessité de mettre en place de nouveaux modes de régulation : le marché de 

capacité en est un mais ce n’est pas le seul. Le système anglais des « contracts for differences » est 

peut-être une solution à explorer pour ce type d’investissements. 
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8 Annexes 

8.1 Visualisation des ajustements 
La visualisation de l’ajustement des données et l’ajustement des donnés ont été réalisés avec le 

freeware GNUPLOT [8]. 

8.1.1 Janvier 

 

Figure 13 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois de janvier (graphique réalisé avec 
GNUPLOT [8]). 
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8.1.2 Février 

 

Figure 14 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois de février (graphique réalisé avec 
GNUPLOT [8]). 

 



Accepté pour publication dans la Revue de l’énergie 29 / 40 

8.1.3 Mars 

 

Figure 15 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois de mars (graphique réalisé avec GNUPLOT 
[8]). 
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8.1.4 Avril 

 

Figure 16 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois d’avril (graphique réalisé avec GNUPLOT 
[8]). 
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8.1.5 Mai 

 

Figure 17 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois de mai (graphique réalisé avec GNUPLOT 
[8]). 
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8.1.6 Juin 

 

Figure 18 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois de juin (graphique réalisé avec GNUPLOT 
[8]). 
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8.1.7 Juillet 

 

Figure 19 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois de juillet (graphique réalisé avec 
GNUPLOT [8]). 
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8.1.8 Août 

 

Figure 20 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois d’août (graphique réalisé avec GNUPLOT 
[8]). 
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8.1.9 Septembre 

 

Figure 21 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois de septembre (graphique réalisé avec 
GNUPLOT [8]). 
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8.1.10 Octobre 

 

Figure 22 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois d’octobre (graphique réalisé avec 
GNUPLOT [8]). 
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8.1.11 Novembre 

 

Figure 23 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois de novembre (graphique réalisé avec 
GNUPLOT [8]). 
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8.1.12 Décembre 

 

Figure 24 : Visualisation de l’ajustement des données SPOT day ahead du mois de décembre (graphique réalisé avec 
GNUPLOT [8]). 

8.2 Paramètres (valeurs et écarts types) du modèle 
semaine A 

(€ MWh-2) 
B 

(€ MWh-2) 
C 

(€ MWh-2) 
D 

(€ MWh-2) 
E 

(€ MWh-2) 
A 

(€ MWh-2) 
B 

(€ MWh-2) 
D 

(€ MWh-2) 
E 

(€ MWh-2) 

1 2,04 10-3 7,17 10-4 6,41 10-4 -2,70 10-4 -1,96 10-3 9,87 10-5 1,01 10-4 2,44 10-4 7,27 10-4 

2 1,26 10-3 1,22 10-3 6,00 10-4 -9,70 10-4 -1,47 10-3 5,68 10-5 5,45 10-5 1,69 10-4 5,93 10-4 

3 1,66 10-3 1,74 10-3 6,53 10-4 -1,42 10-3 -1,26 10-3 3,84 10-5 1,93 10-4 1,41 10-4 3,85 10-4 

4 1,41 10-3 1,00 10-3 6,60 10-4 -1,29 10-3 -1,72 10-3 4,26 10-5 7,11 10-5 3,18 10-4 4,14 10-4 

5 1,45 10-3 1,19 10-3 6,77 10-4 -1,09 10-3 -2,37 10-3 6,67 10-5 1,26 10-4 2,20 10-4 7,14 10-4 

6 1,86 10-3 3,62 10-4 7,50 10-4 -1,38 10-3 -2,70 10-3 8,46 10-5 1,04 10-4 2,40 10-4 6,59 10-4 

7 1,99 10-3 1,43 10-3 7,95 10-4 -1,67 10-3 -1,96 10-3 1,20 10-4 9,15 10-5 3,90 10-4 6,54 10-4 

8 1,43 10-3 1,13 10-3 7,45 10-4 -3,66 10-4 -1,47 10-3 6,83 10-5 9,67 10-5 2,12 10-4 3,83 10-4 

9 1,54 10-3 1,22 10-3 7,85 10-4 -1,73 10-3 -2,34 10-3 8,40 10-5 7,64 10-5 2,50 10-4 5,07 10-4 

10 1,96 10-3 1,49 10-3 7,71 10-4 -6,45 10-4 -2,20 10-3 9,11 10-5 9,18 10-5 2,98 10-4 3,85 10-4 

11 1,76 10-3 1,64 10-3 7,96 10-4 -9,23 10-4 -2,65 10-3 5,47 10-5 1,48 10-4 3,45 10-4 2,53 10-4 

12 1,65 10-3 9,12 10-4 9,10 10-4 -4,16 10-3 -3,83 10-3 9,17 10-5 1,92 10-4 5,66 10-4 4,64 10-4 

13 1,85 10-3 1,39 10-3 9,38 10-4 -3,16 10-3 -2,19 10-3 9,62 10-5 1,08 10-4 2,81 10-4 4,71 10-4 
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semaine A 
(€ MWh-2) 

B 
(€ MWh-2) 

C 
(€ MWh-2) 

D 
(€ MWh-2) 

E 
(€ MWh-2) 

A 
(€ MWh-2) 

B 
(€ MWh-2) 

D 

(€ MWh-2) 
E 

(€ MWh-2) 

14 2,22 10-3 2,53 10-3 7,98 10-4 -9,11 10-4 -2,90 10-3 9,08 10-5 1,30 10-4 1,99 10-4 4,12 10-4 

15 2,23 10-3 1,96 10-3 9,89 10-4 -2,78 10-3 -3,72 10-3 1,35 10-4 1,11 10-4 7,14 10-4 3,94 10-4 

16 1,94 10-3 2,49 10-3 1,03 10-3 -2,89 10-3 -3,73 10-3 8,33 10-5 2,08 10-4 4,75 10-4 2,99 10-4 

17 1,73 10-3 2,30 10-3 8,27 10-4 -3,51 10-4 -2,39 10-3 8,01 10-5 9,20 10-5 3,45 10-4 2,83 10-4 

18 1,68 10-3 1,78 10-3 7,45 10-4 1,06 10-3 -2,50 10-3 1,11 10-4 1,12 10-4 5,17 10-4 5,02 10-4 

19 1,92 10-3 2,89 10-3 7,71 10-4 -1,07 10-4 -3,03 10-3 8,85 10-5 8,77 10-5 1,89 10-4 3,21 10-4 

20 1,58 10-3 1,88 10-3 6,69 10-4 -1,73 10-4 -3,75 10-3 9,20 10-5 1,18 10-4 5,17 10-4 3,40 10-4 

21 1,78 10-3 1,53 10-3 8,29 10-4 -2,63 10-3 -3,03 10-3 7,61 10-5 7,00 10-5 2,98 10-4 2,76 10-4 

22 1,28 10-3 1,45 10-3 7,25 10-4 -4,24 10-4 -2,41 10-3 6,76 10-5 6,88 10-5 2,80 10-4 2,52 10-4 

23 1,30 10-3 1,45 10-3 6,69 10-4 6,57 10-4 -1,80 10-3 1,23 10-4 1,21 10-4 3,67 10-4 4,61 10-4 

24 1,46 10-3 1,77 10-3 7,86 10-4 -8,18 10-4 -1,94 10-3 8,20 10-5 9,66 10-5 2,41 10-4 3,66 10-4 

25 1,87 10-3 1,83 10-3 8,45 10-4 -1,47 10-3 -2,83 10-3 7,82 10-5 8,79 10-5 6,41 10-4 3,13 10-4 

26 1,77 10-3 1,63 10-3 9,13 10-4 -2,60 10-3 -2,82 10-3 8,83 10-5 9,90 10-5 5,19 10-4 3,27 10-4 

27 1,62 10-3 1,69 10-3 9,09 10-4 8,25 10-4 -2,69 10-3 1,11 10-4 1,15 10-4 7,22 10-4 4,47 10-4 

28 2,13 10-3 1,59 10-3 1,06 10-3 -2,50 10-3 -4,09 10-3 1,20 10-4 1,14 10-4 4,13 10-4 4,45 10-4 

29 1,69 10-3 1,34 10-3 1,02 10-3 -1,63 10-3 -2,90 10-3 1,09 10-4 9,88 10-5 5,69 10-4 4,25 10-4 

30 1,71 10-3 2,94 10-3 9,58 10-4 -1,37 10-3 -2,05 10-3 9,87 10-5 1,01 10-4 3,06 10-4 4,23 10-4 

31 1,61 10-3 1,12 10-3 7,98 10-4 -1,62 10-3 -3,23 10-3 9,09 10-5 1,06 10-4 2,30 10-4 3,47 10-4 

32 1,70 10-3 1,49 10-3 9,29 10-4 -1,08 10-3 -3,68 10-3 9,16 10-5 1,10 10-4 7,28 10-4 3,50 10-4 

33 1,21 10-3 1,32 10-3 8,70 10-4 -1,55 10-3 -5,98 10-4 9,00 10-5 1,07 10-4 4,51 10-4 3,51 10-4 

34 1,73 10-3 1,69 10-3 9,40 10-4 -2,35 10-3 -3,01 10-3 1,52 10-4 3,69 10-4 1,33 10-3 5,50 10-4 

35 1,83 10-3 1,31 10-3 9,59 10-4 -1,86 10-3 -3,26 10-3 9,17 10-5 1,37 10-4 2,33 10-4 3,65 10-4 

36 1,75 10-3 2,47 10-3 8,70 10-4 4,73 10-4 -3,76 10-3 7,18 10-5 8,65 10-5 5,78 10-4 3,19 10-4 

37 1,72 10-3 1,18 10-3 9,02 10-4 -8,09 10-4 -3,10 10-3 6,45 10-5 7,57 10-5 5,07 10-4 2,58 10-4 

38 1,94 10-3 1,45 10-3 8,32 10-4 -5,96 10-4 -2,40 10-3 7,91 10-5 1,53 10-4 3,26 10-4 4,00 10-4 

39 1,95 10-3 1,12 10-3 1,01 10-3 -6,82 10-4 -3,19 10-3 6,47 10-5 8,67 10-5 2,76 10-4 2,67 10-4 

40 1,72 10-3 1,11 10-3 9,55 10-4 -2,52 10-4 -3,27 10-3 6,12 10-5 1,08 10-4 2,19 10-4 2,59 10-4 

41 1,79 10-3 1,56 10-3 9,77 10-4 -2,00 10-3 -2,50 10-3 5,92 10-5 9,70 10-5 2,42 10-4 3,10 10-4 

42 1,74 10-3 1,31 10-3 9,12 10-4 -5,94 10-4 -2,27 10-3 5,24 10-5 6,56 10-5 4,71 10-4 3,19 10-4 

43 1,80 10-3 1,48 10-3 9,84 10-4 -3,15 10-3 -2,69 10-3 6,59 10-5 7,26 10-5 7,21 10-4 4,19 10-4 

44 1,81 10-3 2,01 10-3 9,58 10-4 -2,26 10-3 -2,66 10-3 6,47 10-5 8,84 10-5 4,61 10-4 3,59 10-4 

45 1,66 10-3 1,18 10-3 8,91 10-4 -1,88 10-3 -2,00 10-3 6,87 10-5 6,82 10-5 4,32 10-4 4,13 10-4 

46 1,71 10-3 8,09 10-4 8,70 10-4 -1,85 10-3 -2,02 10-3 6,37 10-5 1,14 10-4 2,14 10-4 3,97 10-4 

47 1,56 10-3 -3,27 10-3 7,76 10-4 -1,06 10-3 -1,14 10-3 6,44 10-5 5,87 10-4 2,55 10-4 5,47 10-4 

48 2,67 10-3 1,64 10-3 9,44 10-4 -2,71 10-3 -4,04 10-3 1,20 10-4 1,96 10-4 4,04 10-4 9,62 10-4 

49 2,00 10-3 1,11 10-3 7,94 10-4 -2,01 10-3 -3,00 10-3 1,01 10-4 1,50 10-4 2,70 10-4 7,78 10-4 

50 1,52 10-3 1,54 10-3 8,23 10-4 -3,25 10-3 -2,67 10-3 8,12 10-5 1,23 10-4 4,99 10-4 6,75 10-4 

51 1,50 10-3 1,47 10-3 6,77 10-4 -1,57 10-3 -8,18 10-4 6,35 10-5 6,64 10-5 3,82 10-4 6,57 10-4 

52 1,93 10-3 1,85 10-3 5,77 10-4 -1,49 10-3 -1,54 10-3 8,82 10-5 1,11 10-4 3,04 10-4 6,22 10-4 

53 1,94 10-3 2,51 10-3 6,56 10-4 -1,74 10-3 -2,36 10-3 1,36 10-4 9,88 10-4 5,10 10-4 1,09 10-3 

Tableau 7 : Résultats de l’ajustement du modèle. Valeurs des paramètres A, B, C, D et E et écart type des paramètres A, 

B, D et E (A, B, D, E) 
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8.3 Génération de nombres aléatoires 
Les simulations ont été réalisées avec le générateur de nombre aléatoires RND() implémenté dans les 

macros visual basic associées au tableur Excel de Microsoft. Bien que la fonction RND() produise un 

nombre aléatoire de mauvaise qualité, elle a été utilisée ici car il s’agit ici d’illustrer la variabilité des 

résultats sur un échantillonnage faible (quelques dizaine de milliers de réalisations). Les auteurs sont 

conscients que la fonction RND() est totalement impropre à des études scientifiques de type Monte-

Carlo pour la physique, les mathématiques, la chimie et la biologie. 

8.4 Estimation des distributions normales 
Pour le calcul des distributions normales, nous avons utilisé la méthode de Kinderman – Monahan [9] 

en nous basant sur le générateur de nombre aléatoire RND(). Les limitations d’usage inhérentes à la 

fonction RND() s’appliquent donc à notre transposition de l’algorithme de Kinderman – Monahan. 

Sur la Figure 25 nous avons représenté la simulation de la distribution normale N(0, 1) et la 

distribution normale N(0, 1). On remarque qu’après 40 000 réalisations on obtient une 

représentation correcte de la distribution normale et elle est suffisante pour évaluer l’effet des 

erreurs des paramètres sur le calcul des coûts indirects associés aux EnR. En effet nous nous 

intéressons aux déviations de faibles amplitudes (moins de trois fois l’écart type) autour de la valeur 

moyenne qui sont très bien décrites avec seulement 40 000 réalisations. 

A partir de nos 40 000 réalisations nous pouvons évaluer la moyenne µ et l’écart type  de notre 

simulation de la N(0, 1) ce qui peut nous donner une indication de la précision de nos simulations : 

 µ = 0,003774 au lieu de 0 (erreur inférieure à 0,01 ) 

  = 1,000346 au lieu de 1 (erreur inférieure à 0,001) 

 

Figure 25 : Comparaison entre la simulation d’une distribution normale N(0, 1) et la distribution normale N(0, 1). Cercle 
bleu : calcul de la densité de probabilité de la distribution normale de moyenne nulle et d’écart type unité par 40 000 
tirages aléatoires suivant l’algorithme de Kinderman – Monahan basé sur la fonction RND() de VBA/Excel. Courbe rouge : 
distribution normale de moyenne nulle et d’écart type 1. 


