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Introduction

*Le coût moyen actualisé du mégawattheure 
(Levelized Cost of Energy, LCOE en anglais) est 
le critère traditionnel qui permet de sélectionner 
les meilleurs investissements pour produire l’élec-
tricité. Le coût marginal du mégawattheure est le 
critère qui, dans un marché concurrentiel où le 
prix est fixé heure par heure, permet de sélection-
ner l’ordre d’appel des centrales une fois le parc 
en exploitation. Pendant toute la décennie 2010, 
jusqu’à l’automne 2021, le prix du mégawattheure 
sur le marché de gros européen, calé sur le coût 
marginal de l’équipement marginal (souvent une 
centrale à gaz), a eu tendance à se situer en des-
sous du coût moyen du parc électrique de sorte 
qu’il était difficile de recouvrer les coûts fixes de 
nombreux investissements. Depuis fin 2021, avec 
l’envolée des prix du gaz, le coût marginal, et 
avec lui le prix d’équilibre sur le marché de gros 
européen de l’électricité, sont devenus très supé-
rieurs au coût moyen du parc en exploitation, ce 
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qui a engendré des rentes différentielles exorbi-
tantes pour de nombreux producteurs. Cette forte 
volatilité des prix, et l’incertitude qui en découle, 
constituent un handicap pour les investisseurs 
dans un contexte où il faut en même temps finan-
cer la prolongation du parc nucléaire existant, 
investir dans de nouveaux moyens de produc-
tion nucléaires et renouvelables et réformer le 
mécanisme de l’ARENH [Percebois, 2013] dont 
l’échéance, fin 2025, approche. Ces prix exorbi-
tants destinés à recouvrer les coûts de fonction-
nement des centrales à gaz ont permis de garantir 
la sécurité d’approvisionnement en électricité de 
l’Union européenne.

Il est clair, au vu des récentes propositions de 
la Commission européenne de mars 2023 [Euro-
pean Commission, 2023], qu’une remise en cause 
du marché de gros européen de l’électricité n’est 
pas à l’ordre du jour. On peut seulement envi-
sager des mécanismes correctifs permettant de 
limiter la volatilité des prix et conduisant à don-
ner aux investisseurs et aux consommateurs une 
meilleure visibilité sur le long terme. Pas question 
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Le projet de réforme du marché européen de l’électricité, qui vise à encourager la 
stabilisation des prix de gros sur le long terme, semble s’orienter vers la généralisation 
de contrats pour différence (CfD). L’article procède à une simulation de l’impact 
sur les finances publiques de tels contrats en se basant sur trois années 2020, 2021 
et 2022 et en utilisant pour cela les données horaires du marché de gros et de la 
production d’électricité en France. Les résultats montrent que les recettes nettes de 
l’État auraient été négatives en 2020, positives en 2021 et très fortement positives 
en 2022 (en l’absence de tout autre mécanisme correcteur tel que l’ARENH ou le 
bouclier tarifaire).
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par conséquent d’envisager la mise en œuvre 
d’un acheteur unique ou a fortiori d’un retour 
au monopole public intégré. La concurrence doit 
rester la norme, mais elle peut s’accommoder de 
contrats de long terme, sous certaines conditions 
du moins [Percebois & Pommeret, 2022].

On semble s’orienter en Europe vers la géné-
ralisation des contrats pour différence (CfD pour 
Contract for Differences), du moins pour les 
énergies décarbonées, nucléaire comme renou-
velables. C’est le système actuellement mis en 
place pour financer les deux EPR de la centrale 
nucléaire anglaise d’Hinkley Point C. Le nucléaire 
comme les renouvelables (solaire, éolien et 
hydraulique) sont des énergies à forte proportion 
de coûts fixes, à la différence des énergies carbo-
nées (charbon, fioul et gaz), pour lesquelles les 
coûts variables (coût du combustible) constituent 
l’essentiel des coûts de production, d’autant qu’il 
faut y inclure le coût du carbone proportionnel à 
la quantité de combustible utilisé. Les investisse-
ments à forte proportion de coûts variables (cen-
trales fossiles à gaz ou au charbon) continuent 
à être rémunérés au prix du marché de gros.  
Il leur faut recouvrer leurs coûts variables (coût 
du combustible) et ils le font puisque, sur le mar-
ché de gros, le prix d’équilibre s’aligne sur ce coût 
variable. Au fur et à mesure que la décarbonation 
du mix électrique fera sortir du marché les cen-
trales fossiles, le prix d’équilibre aura tendance 
à se caler sur le coût moyen du parc donc sur le 
coût moyen des centrales à forte proportion de 
coûts fixes, centrales pour lesquelles le coût mar-
ginal est faible voire nul. Toutefois, les évolutions 
récentes ont montré que même pour les pays où 
la décarbonation de la production d’électricité 
est très avancée (France, Suède…) [Percebois 
& Pommeret, 2020, 2021], le niveau du prix de 
l’électricité reste largement dicté par les centrales 
utilisant des combustibles fossiles.

L’objet de cet article est de tester l’impact d’un 
tel mécanisme de CfD pour les finances de l’État 
et nous utilisons pour cela les données de marché 
(prix SPOT) et les données de production d’élec-
tricité sur le territoire français pour la période 
allant du 1er janvier 2020 au 31 décembre 2022. 
L’année 2020 fut une année où les prix sur le 

marché de gros de l’électricité ont été particu-
lièrement bas en raison notamment de la crise 
de la Covid. L’année 2021 a connu des prix de 
gros variables mais sensiblement plus élevés en 
moyenne. L’année 2022 est une année exception-
nelle avec des prix de gros très élevés du fait de 
la crise ukrainienne notamment. En utilisant les 
données horaires de l’ENTSO-E [ENTSO-E Trans-
parency Platform, n.d.], nous calculons ce qu’au-
rait donné comme subventions et recettes pour 
l’État l’introduction d’un système de CfD, pour 
le nucléaire comme pour les renouvelables, en 
l’absence bien évidemment de toute autre mesure 
(ARENH, bouclier tarifaire ou tarifs sociaux) [Per-
cebois & Pommeret, 2022].

D’autres solutions, comme les PPA (Power 
Purchase Agreements) ou le mécanisme de la 
BAR (base d’actifs régulée, RAB pour Regulated 
Asset Base, système prévu pour le financement 
de la centrale anglaise de Sizewell), peuvent être 
conjointement mises en œuvre et il est probable 
que le système des CfD n’est pas le seul moyen 
d’introduire des contrats à long terme entre pro-
ducteurs et fournisseurs ou entre fournisseurs et 
consommateurs. Il faut en outre se préoccuper 
de savoir si de tels contrats (CfD, PPA et BAR) 
seront ou non réservés aux seuls nouveaux inves-
tissements ou s’ils pourront être appliqués aux 
actifs existants. Notons qu’avec le CfD le pro-
ducteur fait seul l’avance des fonds tandis qu’il 
partage cette fonction avec son client dans le cas 
du PPA. Le CfD est un contrat avec une autorité 
publique, le PPA relève du strict droit privé mais 
les pouvoirs publics peuvent contrôler les termes 
du contrat pour vérifier notamment que certaines 
clauses ne sont pas contraires aux principes de 
la concurrence.

Le récent accord du 17 octobre 2023 entre 
ministres européens de l’Énergie confirme que 
le mécanisme des CfD sera facultatif pour le 
nucléaire historique et obligatoire pour le nou-
veau nucléaire ; il continuera à s’appliquer pour les 
renouvelables. Le recours au mécanisme PPA sera 
lui aussi possible. Mais les modalités concrètes 
d’application doivent encore être précisées.
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1. Les diverses formes de CfD

Il existe trois principaux types de CfD.

1. Le contrat pour différence classique 
(Contract for Differences unilatéral)

Le producteur fait l’avance des fonds, mais 
bénéficie d’un prix de vente garanti négocié avec 
les pouvoirs publics, une fois la centrale raccor-
dée au réseau, ceci sur une longue période (10 
à 20 ans). Si le prix de gros est inférieur au prix 
garanti, le producteur perçoit un complément de 
rémunération ; si le prix de gros est supérieur au 
prix garanti, il conserve le surplus, ce qui peut 
lui procurer des profits confortables lorsque les 
prix de gros s’envolent comme en 2022. Ce sys-
tème asymétrique est très avantageux pour le 
producteur, à condition toutefois que le coût de 
production constaté ex post ne dépasse pas le 
prix garanti négocié lors de la signature du CfD. 
Ce prix garanti doit en principe être indexé sur 
le taux d’inflation ou sur un indice déterminé au 
moment de la signature. Les risques sont limi-
tés pour le consommateur, du moins pour le 
consommateur qui bénéficie du tarif réglementé 
de vente (TRV) puisque ce tarif doit logiquement 
être indexé sur le prix garanti. Ce n’est pas le 
cas du consommateur qui a signé un contrat en 
offre de marché puisque c’est le prix de gros 
qui sera la référence pour lui, et cela peut être 
coûteux lorsque les prix de gros sont élevés. Ce 
système peut aussi être coûteux pour les finances 
publiques puisque l’État peut être conduit à finan-
cer durablement l’investissement si le prix de gros 
est durablement inférieur au prix garanti négocié 
à la signature du contrat. Dans ce cas, le système 
revient à accorder des subventions pérennes au 
producteur et il risque d’être considéré comme 
générateur de distorsions de concurrence par les 
tribunaux européens. Avec les CfD, l’électricité 
est vendue sur le marché de gros ; cela n’assèche 
donc pas le marché puisque la régulation des prix 
se fait ex post. Notons qu’un CfD unilatéral peut 
prévoir un prix plafond exclusivement.

2. Le contrat pour différence bilatéral (CfD 
bilatéral)

Cette fois le système est symétrique et le com-
plément de rémunération peut dès lors devenir 
négatif. Si le prix de gros est supérieur au prix 
garanti au contrat, le producteur verse la diffé-
rence à l’État. C’est ce qui s’est passé en 2022 
avec certains contrats avec complément de rému-
nération signés avec les producteurs de renou-
velables. Le risque est que certains producteurs 
dénoncent leur contrat pour vendre sur le marché 
de gros devenu très rémunérateur, quitte à payer 
une pénalité. Le gain sur le marché de gros peut 
être très supérieur à la pénalité ; d’où la néces-
sité de prévoir des pénalités dissuasives. Un tel 
système est beaucoup plus favorable à l’État qui 
pourra d’ailleurs utiliser le gain perçu pour aider 
les consommateurs en difficulté lorsque les prix 
de gros seront élevés. Un tel système, plus équi-
table, sera sans doute plus facile à faire valider par 
le droit européen. L’impact sur le marché de gros 
est le même que dans le cas précédent.

3. Le contrat pour différence avec corridor

Il existe cette fois un prix plancher de référence 
en deçà duquel le producteur perçoit un complé-
ment de rémunération et un prix plafond au-delà 
duquel le complément de rémunération devient 
négatif ; les deux prix sont différents : tant que le 
prix de gros fluctue à l’intérieur du corridor que 
constituent les deux prix (plafond et plancher), 
le producteur perçoit le prix du marché de gros. 
Il obtient un complément de rémunération ou 
verse une rente à l’État si le prix de gros sort 
des deux prix limites (voir Figure 1). L’enjeu de 
la négociation entre l’État et le producteur porte 
évidemment sur la largeur de ce corridor. Le pro-
ducteur peut être fortement gagnant si le prix 
plancher couvre son coût moyen et si dans le 
même temps il bénéficie d’un prix plafond qui lui 
donne une marge confortable. Un tel système vise 
en pratique à faire face à des situations excep-
tionnelles comme celles rencontrées en 2022.  
Il permet de « caper » les rentes excessives. C’est le 
consommateur et l’État qui seront perdants si le 
prix plafond est très supérieur au prix plancher. 
Le premier paiera plus cher son électricité et le 
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Figure 1. Mécanisme du CfD avec corridor (si P
1
 = P

2
 on retrouve un CfD bilatéral)

second supportera un manque à gagner. Certes, il 
y aura une incitation à investir pour le producteur 
qui aura en même temps la garantie de recouvrer 
ses coûts et de bénéficier de profits importants si 
les prix de gros s’envolent. On ne sait pas encore 
si la France optera pour un CfD bilatéral ou un 
CfD avec corridor pour le nucléaire existant ou 
futur. Rappelons qu’un CfD bilatéral est un CfD 
avec corridor pour lequel le prix plafond est égal 
au prix plancher.

2. Résultats des simulations

Nous testons la mise en place d’un système 
de CfD bilatéral et d’un CfD avec corridor pour 
les années 2020, 2021 et 2022 sur les données 
horaires du marché de gros français [ENTSO-E 
Transparency Platform, n.d.]. Le Tableau 1, ci-
après, donne le montant des recettes nettes de 
l’État (en milliards d’euros) pour trois types de 
CfD : un CfD avec un prix plancher de 40 €/MWh 
et un prix plafond successivement égal à 40 €/
MWh (CfD bilatéral), puis à 60 et 80 €/MWh (CfD 
avec corridor) ; un CfD avec un prix plancher 
de 60 €/MWh et un prix plafond successivement 
égal à 60, 90 et 120 €/MWh ; un CfD avec un 
prix plancher de 80 €/MWh et un prix plafond 
successivement égal à 80, 120 et 160 €/MWh. 
Les simulations sont faites séparément pour les 
renouvelables, le nucléaire et pour la somme des 
deux (énergie décarbonée).

En 2020, dans un contexte où les prix de gros 
étaient déprimés, les recettes nettes de l’État 
auraient été systématiquement négatives, tant 
pour le nucléaire que pour les renouvelables. 
Elles auraient, pour ce qui est du nucléaire, 
oscillé entre - 2,3 milliards d’euros (avec un CfD 
bilatéral à 40 €/MWh) et - 15,7 milliards d’euros 
(avec un CfD à 80 €/MWh et ceci quel que soit le 
prix plafond). Pour les renouvelables, les recettes 
nettes auraient également été systématiquement 
négatives, la faiblesse des prix de gros entraînant 
des subventions récurrentes, qui auraient oscillé 
entre 1,0 milliard d’euros (prix plancher de 40 €/
MWh) et 5,5 milliards d’euros (prix plancher de 
80 €/MWh), ceci quel que soit le prix plafond 
entre 80 et 160 €/MWh. Au total, l’État aurait donc 
dû débourser entre 3,3 et 21,2 milliards d’euros 
sur l’année.

En 2021, la remontée des prix de gros aurait 
permis à l’État de bénéficier systématiquement de 
recettes nettes positives. Un CfD bilatéral aurait 
rapporté entre 13,2 (avec un prix de référence 
de 80 €/MWh) et 31,9 milliards d’euros à l’État 
(pour un prix de référence de 40 €/MWh). Le 
gain net dû au nucléaire aurait oscillé entre 10,9 
et 25,3 milliards d’euros. Celui des renouvelables 
entre 2,3 et 6,6 milliards d’euros. Avec un CfD 
avec corridor, les recettes nettes de l’État auraient 
oscillé entre 2,2 milliards d’euros pour un CfD 
dont le prix plancher aurait été fixé à 80 €/MWh 
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et le prix plafond à 160 €/MWh, et 24,3 milliards 
d’euros pour un CfD dont le prix plancher aurait 
été de 40 €/MWh et le prix plafond de 60 €/MWh. 
Le nucléaire, du fait de son poids, aurait large-
ment contribué à ces résultats positifs. Les renou-
velables n’auraient quasiment rien rapporté si l’on 

avait choisi pour le corridor un prix plancher de 
80 €/MWh et un prix plafond de 160 €/MWh.

Tableau 1. Bilan pour les finances publiques de l’introduction d’un CfD avec corridor (en milliards d’euros) – 

Influence des prix plancher et plafond et du bouquet énergétique : renouvelable, nucléaire,  

ensemble des énergies décarbonées (nucléaire + renouvelable)

Plancher
(€/MWh)

Plafond
(€/MWh)

Énergie Bilan 2022
(G€)

Bilan 2021
(G€)

Bilan 2020
(G€)

40

40

Décarbonée 85,5 31,9 - 3,3

Renouvelable 22,5 6,6 - 1,0

Nucléaire 63,0 25,3 - 2,3

60

Décarbonée 78,1 24,3 - 4,5

Renouvelable 20,5 4,9 - 1,2

Nucléaire 57,6 19,4 - 3,3

80

Décarbonée 70,8 19,0 - 4,6

Renouvelable 18,6 3,8 - 1,3

Nucléaire 52,2 15,2 - 3,4

60

60

Décarbonée 78,0 22,5 - 12,2

Renouvelable 20,5 4,5 - 3,2

Nucléaire 57,5 18,1 - 9,0

90

Décarbonée 67,0 15,2 - 12,4

Renouvelable 17,5 2,9 - 3,3

Nucléaire 49,4 12,3 - 9,2

120

Décarbonée 56,4 10,7 - 12,4

Renouvelable 14,8 2,0 - 3,3

Nucléaire 41,7 8,7 - 9,2

80

80

Décarbonée 70,4 13,2 - 21,2

Renouvelable 18,4 2,3 - 5,5

Nucléaire 52,0 10,9 - 15,7

120

Décarbonée 56,2 6,7 - 21,2

Renouvelable 14,7 1,0 - 5,5

Nucléaire 41,5 5,7 - 15,7

160

Décarbonée 43,1 2,2 - 21,2

Renouvelable 11,3 0,1 - 5,5

Nucléaire 31,8 2,1 - 15,7
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Figure 2. Effet du rapport entre les prix plafond et plancher sur les finances publiques pour l’année 2020  

et pour un prix plancher variant entre 40 et 80 €/MWh

Figure 3. Effet du rapport entre les prix plafond et plancher sur les finances publiques pour l’année 2021  

et pour un prix plancher variant entre 40 et 80 €/MWh
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L’année 2022 aurait dû être une année faste 
pour les finances publiques. Un CfD bilatéral de 
40 €/MWh aurait rapporté 85,5 milliards d’euros à 
l’État ; pour un CfD bilatéral de 80 €/MWh, le gain 
net n’aurait été que de 70,4 milliards d’euros. Là 
encore, c’est le nucléaire qui aurait contribué pour 
près des trois quarts aux recettes nettes de l’État, 
malgré une production électrique en net repli par 
rapport aux années précédentes (arrêt de plu-
sieurs tranches nucléaires du fait de problèmes de 
corrosion sous contrainte). Avec une telle somme, 
l’État aurait pu financer très largement un bouclier 
tarifaire protecteur pour le consommateur final. 
Un système de CfD avec corridor aurait rapporté 
70,8 milliards pour un prix plancher de 40 €/MWh 
et un prix plafond de 80 €/MWh. Ces recettes se 
seraient établies à 56,4 milliards si le prix plan-
cher avait été de 60 €/MWh et le prix plafond de 
120 €/MWh. Avec un corridor (80 €/MWh, 160 €/
MWh), les recettes nettes auraient encore été de 
43,1 milliards d’euros. Dans tous les cas, c’est le 
nucléaire qui aurait constitué la principale source 
de rentrées publiques (près de 75 %).

Les simulations observées dans les Figures 2 
à 4 donnent les recettes nettes de l’État pour les 
années 2020, 2021 et 2022, ceci dans trois hypo-
thèses de CfD : un plafond égal au prix plancher 
(CfD bilatéral), un CfD avec un corridor pour 
lequel le plafond est égal à 1,5 fois le prix plan-
cher et un CfD avec un corridor pour lequel le 
plafond est égal à 2,0 fois le prix plancher.

En 2021 et 2022, la situation réellement obser-
vée en France, donc en l’absence d’un système 
de CfD, montre que le nucléaire français n’a pas 
profité des prix de gros élevés en raison de deux 
décisions imputables aux pouvoirs publics :

1.	 L’existence du mécanisme de l’ARENH 
(accès régulé à l’énergie nucléaire historique) 
[Percebois, 2013], qui depuis mi-2011 impose à 
EDF de vendre 100 TWh d’électricité nucléaire à 
un prix régulé (fixé à 42 €/MWh depuis le 1er jan-
vier 2012) ; à cela s’ajoute la compensation des 
pertes de réseau (23 TWh vendus à RTE et Enedis 
au même tarif). En 2022, l’État a demandé à EDF 

Figure 4. Effet du rapport entre les prix plafond et plancher sur les finances publiques pour l’année 2022  

et pour un prix plancher variant entre 40 et 80 €/MWh
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d’allouer 20 TWh supplémentaires d’ARENH à 
46,2 €/MWh aux alternatifs mais EDF a dû parfois 
racheter sur le marché ce supplément d’électri-
cité nucléaire que l’entreprise avait déjà vendu à 
terme. Ainsi sur les 279 TWh d’électricité nucléaire 
produits en 2022 (contre près de 400 TWh en 
régime de croisière), près de 44 % sont vendus à 
un prix très inférieur au prix du marché de gros ;

2.	 La mise en place d’un bouclier tarifaire 
qui a limité la hausse du TRV à 4 % en 2022 
alors qu’elle aurait dû être de 35 %, et à 15 % en 
2023 alors qu’elle aurait dû être de 99 % selon 
la Commission de Régulation de l’Énergie (CRE). 
Comme EDF duplique ce bouclier tarifaire dans 
ses offres commerciales pour les clients qui ne 
bénéficient pas du TRV, on comprend que l’opé-
rateur historique n’ait pas pu bénéficier des prix 
de marché élevés observés fin 2021 et durant 
toute l’année 2022. Certes, les fournisseurs (y 
compris EDF) ont obtenu une compensation 
financière de l’État qu’ils avaient obligation de 
répercuter sur leurs clients, sous surveillance de 
la CRE. C’est le contribuable qui, in fine, a payé 
la note.

En 2021 et 2022, les énergies renouvelables ont 
pu profiter de la hausse des prix de gros, mais 
dans certaines limites seulement pour beaucoup 
d’entre elles. Les producteurs d’énergie renou-
velable qui bénéficient de contrats de type FIT 
(Feed-in Tariffs) ont un prix capé donc indé-
pendant du prix de gros ; ceux qui bénéficient 
d’un contrat en complément de rémunération 
(système identique à un CfD bilatéral) ont dû 
reverser à l’État une partie des rentes engran-
gées à l’occasion de l’envolée des prix de gros. 
Il faut dire que pendant de nombreuses années 
ces renouvelables avaient bénéficié d’un complé-
ment de rémunération largement positif du fait 
de la faiblesse des prix de gros. Au titre de 2022, 
le soutien aux EnR a été négatif (de l’ordre de 
- 1,9 milliard d’euros grâce à la hausse des prix 
de gros) ; mais l’aide aux territoires ZNI (zones 
non interconnectées) a été positive de l’ordre de 
+ 2,5 milliards ; le solde hors bouclier tarifaire a 
été de l’ordre de + 1,5 milliard si l’on prend en 
compte d’autres aides (chiffres CRE, 2023). Les 
charges liées au bouclier tarifaire (l’État a pris à 

sa charge une partie du plafonnement du TRV) se 
sont élevées à 4,3 milliards d’euros, mais du fait 
de rattrapages de 2021 (donc des compensations 
par rapport à ce qui était prévu) on s’est retrouvé 
presque à l’équilibre cette année-là. Au titre de 
2023, le soutien aux EnR devrait être négatif là 
encore, mais le solde devrait être moins élevé que 
ce que l’on espérait fin 2022 ; on table à mi-2023 
sur - 13,7 milliards de soutien donc sur un gain 
net pour l’État, loin de ce que l’on avait prévu 
fin 2022. Cela s’explique par la baisse des prix 
de gros au premier semestre 2023. Le soutien aux 
ZNI est estimé à 2,9 milliards. Le bouclier tari-
faire devrait coûter + 28,5 milliards car la hausse 
du TRV n’a été que de 15 % au lieu des 99 % 
demandés par la CRE (estimation avant la hausse 
de 10 % du TRV qui est intervenue en août 2023). 
Au total, les charges du service public seront 
donc bien positives pour 2023 dans l’état actuel 
des choses : + 17,7 milliards (28,5 + 2,9 - 13,7), 
mais les choses peuvent encore évoluer avec le 
prix de l’électricité. Un système de CfD bilaté-
ral peut donc être bénéfique pour les finances 
publiques, même si les gains observés en 2021 
et 2022 restent modestes.

3. Les solutions alternatives

Le CfD est un système qui donne lieu à négo-
ciation entre un producteur et les pouvoirs 
publics. D’autres systèmes peuvent également 
être envisagés pour limiter les effets de la vola-
tilité des prix de gros et garantir le financement 
des investissements. C’est le cas des PPA qui 
peuvent revêtir deux formes ou du mécanisme 
de la BAR qui revient à appliquer aux actifs de 
production un système comparable à celui des 
réseaux d’électricité.

1. Le PPA classique (Power Purchase 
Agreement)

Il s’agit d’une forme de régulation ex ante, à la 
différence du CfD qui est plutôt une régulation 
ex post. Cette fois, le producteur ne discute plus 
avec les pouvoirs publics ; son prix de vente n’est 
plus régulé mais négocié avec ses clients. Le pro-
ducteur passe un contrat avec des fournisseurs 
alternatifs d’électricité ou avec de gros clients 
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industriels susceptibles de participer au finance-
ment de tout ou partie d’un réacteur nucléaire 
(ou d’une installation solaire ou éolienne). En 
contrepartie, ces clients bénéficient d’un droit de 
tirage sur la production future (cas d’un fournis-
seur alternatif qui ne peut pas investir dans du 
nucléaire) ou d’un accès à des mégawattheures 
nucléaires à un prix préférentiel fixé d’avance 
entre les deux parties. Ce système présente pour 
le producteur l’avantage de ne pas avoir à faire 
l’avance de tous les fonds. Il présente pour le 
fournisseur alternatif ou pour le client industriel 
la garantie de pouvoir disposer d’un volume 
donné d’électricité à un prix, garanti ou non, dès 
la mise en service de la centrale. Certes, l’acheteur 
peut partager les risques, en fonction du contrat, 
avec le producteur en cas de dérive des coûts de 
construction. C’est le système qui a été appliqué 
pour la centrale de Fessenheim (des fournisseurs 
allemands et suisses ont participé au financement) 
ou pour le système Exeltium encore en vigueur, 
qui permet à de gros industriels d’avoir ainsi une 
visibilité à long terme sur le prix de revient de 
leur électricité. Ce système est avantageux pour 
le producteur lorsqu’il est en position dominante 
dans la négociation. Le producteur peut préférer 
opter pour un tel PPA plutôt que pour un CfD, 
car sa marge de négociation dans la fixation du 
prix de l’électricité est sans doute plus grande 
que dans le cas d’un prix régulé imposé ou, au 
mieux, discuté avec les pouvoirs publics. C’est 
aussi la raison pour laquelle un tel système pour-
rait conduire le juge à intervenir s’il estime que le 
contrat reflète un abus de position dominante. Le 
consommateur peut dans certains cas en faire les 
frais si les clauses du contrat sont déséquilibrées. 
Ce type de contrat est sans coût direct pour les 
pouvoirs publics. Une généralisation des PPA est 
toutefois de nature à assécher le marché de gros 
puisqu’une partie de la production d’électricité 
serait vendue de gré à gré et non aux enchères 
à prix limite ; l’électricité vendue dans ce type 
de contrat de droit privé n’est plus négociée sur 
le marché de gros et les autorités européennes 
pourraient donc chercher à en limiter le recours.

2. Le PPA hybride (Power Purchase 
Agreement avec validation des pouvoirs 
publics)

Le système est le même que précédemment 
mais le prix contractuel doit être validé par les 
pouvoirs publics (la CRE, le ministère, la Commis-
sion européenne…). C’est une façon pour l’État 
de s’assurer ex ante que la négociation entre les 
deux parties au contrat n’est pas déséquilibrée et 
que l’intérêt des consommateurs est préservé. Sur 
le plan juridique, l’État (via la CRE par exemple) 
ne serait pas signataire au contrat, mais appor-
terait une sorte de garantie morale ou juridique.  
Le prix négocié entre les deux parties (producteur 
et client) devrait respecter un cadre réglementaire 
fixant quelques clauses et pouvant aller jusqu’à 
prévoir des bornes de prix. Ce système peut se 
révéler utile pour protéger les petits consomma-
teurs. C’est aussi une façon de protéger le contrat 
vis-à-vis des autorités européennes en montrant 
que l’État apporte sa caution à ce type de contrat 
tout en laissant place à la négociation entre les 
parties. Rien n’empêche néanmoins le pouvoir 
judiciaire de contester le contrat s’il l’estime désé-
quilibré ou contraire aux règles de la concurrence. 

3. La BAR (base d’actifs régulés ou RAB en 
anglais pour Regulated Assets Base)

Le financement de l’investissement se fait au 
fil de l’eau, comme pour les réseaux d’électricité 
dont le financement s’opère via le TURPE (tarif 
d’utilisation des réseaux publics d’électricité).  
Le producteur est rémunéré dès le lancement du 
projet, et non plus au moment de l’entrée en 
fonctionnement de la centrale, puisque le coût 
annuel supporté est répercuté par la CRE dans le 
tarif payé par le consommateur final (cas du TRV). 
C’est un avantage indéniable pour le producteur. 
Le risque est transféré, en partie du moins, du 
producteur vers le consommateur puisqu’en cas 
de dérive des coûts c’est le tarif qui sera impacté.  
Il faut également prévoir un taux de rendement 
du capital investi (ce sera généralement le WACC, 
Weighted Average Cost of Capital). Le système 
peut s’appliquer aussi bien aux actifs en exploi-
tation (nucléaire historique) qu’aux actifs nou-
veaux. Bien évidemment, la CRE doit valider les 
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investissements qui seront pris en compte dans la 
détermination de la BAR. Tous les investissements 
financés ainsi échappent au marché et les auto-
rités européennes exigeront sans doute d’avoir 
un droit de regard sur les investissements qui 
en bénéficieront. Pour certains d’ailleurs, la mise 
en place d’un tel système serait une première 
étape vers une régulation publique plus grande 
pouvant conduire à terme à la mise en place d’un 
acheteur unique.

4. Les questions qui restent ouvertes

Plusieurs questions restent ouvertes concer-
nant la place que le système des CfD pourrait 
avoir à côté d’autres systèmes, dont celui des PPA, 
dans le cadre de la réforme en cours du marché 
de gros européen de l’électricité.

Trois questions méritent d’être soulevées.

1.	 Le système peut-il s’appliquer à tous les 
investissements à forte proportion de coûts fixes 
(nucléaire et renouvelables) ou faut-il en limi-
ter l’accès aux seuls investissements nouveaux ?  
Le risque est d’assécher le marché si on l’applique 
aussi aux actifs existants, si l’on opte pour des 
PPA, puisque ce sont des contrats hors marché ;

2.	 Le système doit-il être obligatoire ou est-
ce une option ouverte aux producteurs, voire à 
l’État ? Plus le champ d’application est vaste (actifs 
existants et nouveaux), plus le système doit être 
facultatif ; on peut envisager un système obliga-
toire pour des investissements en priorité destinés 
à des consommateurs domestiques ;

3.	 Faut-il privilégier des CfD bilatéraux ou 
des CfD avec corridor ? On peut penser que les 
producteurs ont une préférence pour les CfD avec 
corridor, car l’existence d’un prix plafond supé-
rieur au prix plancher leur permet de récupérer 
une partie de la rente différentielle en cas d’envo-
lée des prix de gros. L’important pour eux est que 
le prix plancher couvre les coûts d’investissement 
et de production.

Les producteurs qui disposent d’un parc 
important de centrales auront sans doute une 

préférence pour les PPA, car le prix est négo-
cié avec l’acheteur. Ils se méfient des prix régu-
lés prévus dans les CfD, l’État ayant tendance à 
privilégier l’intérêt des acheteurs. Ils souhaitent 
probablement que ces contrats de long terme ne 
soient pas obligatoires mais facultatifs tant pour 
les actifs nouveaux que pour les actifs existants. 
Ils se méfieront des PPA hybrides dans lesquels 
l’État aura son mot à dire. Ils ont tiré la leçon de 
l’expérience de l’ARENH, système dans lequel le 
prix n’a pas été revalorisé. Un tel système de PPA 
pourrait d’ailleurs prendre le relais du mécanisme 
de l’ARENH au terme de l’année 2025. Le nucléaire 
historique étant amorti à cette date (confor-
mément aux calculs du rapport Champsaur),  
le droit d’accès à ce nucléaire historique ou au 
nucléaire nouveau doit être subordonné à la par-
ticipation au financement des investissements liés 
à la prolongation de la durée de fonctionnement 
du parc historique et à la construction de nou-
veaux réacteurs.

La Commission européenne aura sans doute 
tendance à opter pour des CfD plutôt que pour 
des PPA dans la mesure où elle souhaite laisser au 
marché de gros un rôle prioritaire. L’application 
de CfD (avec ou sans corridor) au financement 
des nouveaux réacteurs nucléaires ou aux renou-
velables ne semble pas faire débat et pourrait 
même être la norme. C’est plus compliqué pour la 
rénovation du parc nucléaire existant même si le 
coût du grand carénage est lui aussi un investisse-
ment nouveau. Il semble que cela soit néanmoins 
possible sous réserve d’un droit de regard sur 
les modalités techniques du CfD (avec ou sans 
corridor) du nucléaire existant. La préoccupation 
de la Commission européenne est d’éviter toute 
aide qui pourrait être génératrice de concurrence 
déloyale. Les associations de consommateurs 
vont militer pour l’application du mécanisme de 
la BAR (en demandant à l’État d’être vigilant sur le 
risque de dérapage des coûts) ou pour celui des 
CfD bilatéraux. L’État peut avoir intérêt à privilé-
gier les CfD à condition qu’ils soient bilatéraux (le 
CfD avec corridor peut le priver d’une rente diffé-
rentielle) ; il peut inciter les opérateurs à négocier 
des PPA, sous réserve qu’il ait un droit de regard 
sur les clauses du contrat (PPA hybrides).
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5. Conclusion

Les compléments de rémunération liés à ces 
mécanismes de CfD seront supportés généra-
lement par les contribuables et les consomma-
teurs d’électricité via une taxe pour ces derniers 
(TICFE, ex CSPE) lorsqu’ils seront positifs ou don-
neront lieu à des reversements au profit de ces 
consommateurs (via un mécanisme de bouclier 
tarifaire) lorsqu’ils seront négatifs car, dans ce der-
nier cas, cela signifie que les prix de gros seront 
élevés donc coûteux pour le consommateur final. 
Mais la mise en place de CfD entre l’État et les 
producteurs ne préjuge pas de ce que sera le 
système de tarification appliqué au consomma-
teur final. Si le consommateur final bénéficie d’un 
tarif réglementé de vente (TRV), on peut penser 
que ce tarif dupliquera peu ou prou le corridor 
de prix instauré par l’État. Si le consommateur 
final bénéficie d’un contrat en offre de marché, 
le producteur-fournisseur qui propose un prix 
de détail indexé sur le prix de gros sait que le 
complément de rémunération dont il bénéficie 
est in fine supporté par son client ; à l’inverse, il 
peut penser que lorsque les prix de gros seront 
élevés, son client bénéficiera d’une aide publique 
via le prélèvement exercé par l’État sur le prix de 
gros. Mais rien ne l’empêche de proposer des 
contrats à prix fixe ou à prix indexé sur les bornes 
du corridor.

Il faut évaluer les effets redistributifs liés à la 
fiscalité mise en place pour financer notamment 
les subventions publiques en cas de complément 
de rémunération positif versé aux producteurs ; 
de la même manière, il convient de préciser les 
modalités qui permettront d’aider le consomma-
teur final en cas de complément de rémunération 
négatif prélevé sur le producteur lorsque les prix 
de gros dépasseront le prix plafond.

Le système des CfD est perçu aujourd’hui 
avant tout comme un moyen de taxer le produc-
teur en cas de rentes excessives et de protéger 
le consommateur contre des prix de gros trop 
élevés, comme cela a été observé en 2022. Mais 
c’est aussi un moyen de garantir des prix rému-
nérateurs pour l’investisseur dans un contexte où 
l’on se retrouverait en surcapacité par suite d’une 

baisse de la demande d’électricité ou d’une mise 
en service de nombreux moyens de production 
dans le solaire et l’éolien. Rappelons toutefois 
que des prix de gros faibles voire négatifs en cas 
de surproduction de renouvelables ne sont pas 
synonymes de bas prix pour le consommateur 
final, car le tarif qu’il va payer doit alors prendre 
en compte les coûts externes (back-up et stoc-
kage) et les coûts « système » liés à l’équilibre du 
réseau (maintien de la fréquence). La question est 
de savoir si une telle régulation ex post par les prix 
peut servir de substitut à une régulation ex ante 
par les quantités, ce que ferait une planification 
publique à long terme des investissements.
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