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L’Europe et les marchés n’ont pas su vous dire que…

• 1. La libéralisation du marché ne fait pas baisser le prix TTC de 
l’électricité

• 2. La promotion des renouvelables est coûteuse pour le consommateur

• 3. Remplacer le nucléaire par des renouvelables n’améliore pas le bilan 
carbone de la France

• 4. Le marché de gros de l’électricité et celui du carbone n’envoient pas 
les bons signaux aux investisseurs

• 5. La concurrence « artificielle » fragilise les opérateurs historiques (EDF)





On veut le marché mais que d’exceptions aux règles de la concurrence!

• 1. Le marché ne fixe qu’un tiers du prix de l’électricité (les 2/3 correspondent 
aux péages d’accès aux réseaux et à des taxes)

• 2. On maintient des TRV pour certains consommateurs (TRV bleus)

• 3. On subventionne une partie de la production (FIT et FIP pour les EnR)

• 4. On met en place un « marché de capacité » pour faire face à l’échec du 
marché « energy only » (prix de gros trop faibles du fait de l’injection d’EnR
qui font des enchères à prix nul)

• 5. On subventionne les concurrents d’EDF à travers le mécanisme de l’ARENH 
(accès régulé à l’électricité nucléaire historique)

• 6. On met en place une PPE car le marché ne peut pas envoyer les bons 
signaux de long terme pour les investissements (et dans certains pays l’Etat 
interdit certains investissements cf nucléaire)



Coût moyen actualisé du kWh en Allemagne en 2018
pm: coût du kWh nucléaire en France : 5 à 6 c pour les centrales en fonctionnement selon la Cour des 

Comptes, 9 à  10 c pour l’EPR de Flamanville; coût cash du nucléaire amorti: 3,3 c
Mais on ne tient pas comte des coûts de « back-up »



Prix de l’électricité TTC pour les ménages en Europe (source CREG, mai 2015)



Structure du prix de l’électricité pour un consommateur 
domestique en France (TRV)

Structure 2006 2017

Part énergie (coût de 
production et de 
commercialisation); le coût 

de stockage des déchets est de l’ 
ordre de 1 à 2% de ce montant

43% 36%

Part réseaux (péages ATR 
transport et distribution)

39% 30%

Part taxes (y compris CSPE) 18% 34%

Total 100% 100%







Charges engagées par les contrats signés avant 2017: 121 milliards d’euros (valeur 2018)



La formation des prix de gros de l’électricité (marché) 

• A chaque instant, le prix correspond au coût marginal de fonctionnement de la 
centrale marginale – hors période d’extrême pointe (« coût de défaillance »)

• A l’équilibre, en moyenne sur l’année, le prix couvre le coût complet des moyens de 
production. 
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Source :  CEEME, GDF Suez



« Switching » caused by renewables: translation of the « merit order » curve
(see Hansen and Percebois 2010)



Prix spot de l’électricité en 2017







Etude Jacques Percebois & Stanislas Pommeret sur le coût du stockage des EnR
Scénario 50% de nucléaire dans le mix électrique (chiffres 2015)

Article paru dans the Energy Journal, 2018, n°3

• Dans toutes nos simulations, nous avons remplacé 148,5 TWh d’énergie nucléaire
par 148,5 TWh d’EnR par rapport à 2015. Rappel: consommation totale
d’électricité 480 TWh

• Dans toutes nos simulations, la production totale d’EnR est de 176,7 TWh se
décomposant en 28,2 TWh, volume constaté en 2015, et 148,5 TWh venant en
substitution des 148,5 TWh d’énergie nucléaire.

• Dans toutes nos simulations, le coût moyen de production des EnR est de
60 €/MWh alors que le coût moyen de production des centrales nucléaires est de
75 €/MWh.

• Les surcoûts calculés pour le stockage sous forme de « power-to-gas » varient
entre 6,3 à 31,6 G€ soit entre 35,7 et 178,8 €/MWhEnR. (3,6 à 17,8 centimes par kWh)

• De fait le prix de revient des renouvelables, stockage compris, varie entre 108,3
(soit 60 + 48,3) et 251,4 (soit 60 + 191,4) euros par MWh selon les scénarios soit
entre 10,8 et 25,1 centimes par kWh.

Université Paris Dauphine - 3 octobre 2018



Limites d’une comparaison des LCOE (coût moyen actualisé « sortie centrale »)

1.Tant que l’on ne saura pas stocker l’électricité à grande échelle dans des conditions 
économiques, ce sont les centrales « pilotables » qui devront assurer l’équilibre instantané 
entre l’offre et la demande d’électricité .

2. Les centrales intermittentes « non pilotables »  conduisent à accroître le coût de 
production des centrales « pilotables » si elles les effacent lorsque le coût marginal de ces 
centrales « pilotables » est faible  (ce qui n’est pas justifié) puisque cela réduit le facteur de 
charge des centrales.

3. Règle: l’effacement des centrales « pilotables » par des centrales « non pilotables » est 
économiquement justifié si le coût moyen (et non pas le coût marginal) de production du 
kWh des centrales « non pilotables » est inférieur au coût marginal du kWh produit par les 
centrales pilotables effacées. 

4. En d’autres termes le coût fixe par kWh « non pilotable » doit être plus faible que le coût 
variable (coût en combustible + taxe carbone) du kWh « pilotable ».

5. L’éviction des centrales pilotables en dehors de ce cas provoque des « coûts échoués » 
(stranded costs), ce qui signifie que les opérateurs ne peuvent pas récupérer leurs coûts 
fixes

6. Cette substitution est possible avec les centrales utilisant des combustibles fossiles 
(surtout si on l’intègre le « coût carbone ») mais elle est peu probable avec des centrales 
nucléaires dont le coût marginal est faible: 5 à 7 euros/MWh





Evolution du prix du carbone (marché européen): pour un “prix-plancher”? Ou un “corridor de prix du CO2”?
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Prix de la tonne de CO2 sur le marché ETS (en euros)
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L'introduction d'un prix plancher du CO2 à 30 €/t, soit 
un soutien de 22€/t complémentaire au prix EU-ETS, 

permet  d'inverser l'ordre d'appel Gaz-Charbon

CO2 : Soutien complémentaire à 22 €/t

CO2 : EU-ETS à 8 €/t

Combustible et Exploitation





Emissions de CO2 par kWh pour divers mix électriques dans le monde









Conclusion
• 1. Les prix TTC n’ont pas baissé mais les prix de gros ont chuté, ce qui met en péril la 

rentabilité des producteurs et ne permet pas de financer les coûts fixes des nouvelles 
centrales. Le « marché unique » devait faire converger les prix de l’électricité en Europe. 
C’est en partie le cas pour les prix de gros (hors congestions aux frontières) mais pas du 
tout pour le prix payé par le consommateur final.

• 2. La logique du « merit order » est faussée du fait des subventions aux renouvelables; avec 
100% d’EnR à coût marginal nul, le marché de gros disparaît! Et avec lui la tarification au 
coût marginal! 

• 3. Il faut comparer le coût moyen (et non le coût marginal) du kWh d’une centrale « non 
pilotable » au coût marginal du kWh d’une centrale « pilotable ». C’est seulement dans le 
cas où CM (EnR) < Cm (Centrale thermique) que la substitution peut se justifier. Si la 
substitution est probable avec une centrale au charbon et/ou au gaz (taxe carbone 
comprise) elle est peu probable avec une centrale nucléaire (dont le coût variable est faible 
et qui ne supporte pas la taxe carbone)

• 4. Le faible niveau du prix du carbone (marché ETS ou taxe carbone) ne permet pas 
d’introduire une « vérité des coûts » (il faut pénaliser les centrales thermiques au charbon 
et les usages non électriques qui utilisent les produits pétroliers dans le secteur du 
bâtiment et celui des transports).

• 5. La libéralisation des marchés a fragilisé les Opérateurs Historiques, surtout face à des 
entrants comme les pétroliers et les GAFA qui se lancent aujourd’hui dans la fourniture 
d’électricité. Est-il encore justifié d’obliger EDF à « financer » ses concurrents comme TOTAL 
via le mécanisme de l’ARENH?




