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Préface 
 

Depuis le 01.01.2009, le marché électrique suisse est partiellement ouvert.  Sous la réserve d’un referendum il 
sera complètement ouvert dans une deuxième phase après cinq ans.  

La loi sur l’approvisionnement en électricité (LApEl) a été promulguée par le Parlement le 23.03.2007. Le refe-
rendum n’a pas été convoqué. L’ordonnance sur l’approvisionnement en électricité  (OApEl)  a été promul-
guée par le Conseil fédéral le 14.03.2008 et complétée le 12.12.2008. Au cours de l’ouverture du marché ces 
deux textes de base entrent en vigueur de manière échelonnée.  

Selon le principe de la subsidiarité, indépendamment des développements politiques, dans le cadre du projet 
Merkur Access II, des spécialistes de la branche ont élaboré un règlement détaillé. Il concerne l’utilisation des 
réseaux électriques et l’organisation des affaires énergétiques. Grâce à ce règlement, l’économie électrique 
dispose d’une recommandation reconnue de la branche pour l’organisation d’un marché électrique libéralisé.  

La LApEl et l’OApEl requièrent l’élaboration de directives dans le secteur. Les documents suivants sont la ré-
ponse à ces exigences. 

Le document de base de la recommandation de la branche, intitulé « Modèle du marché pour l’énergie électri-
que en Suisse » (MMEE - CH), règle les aspects centraux de l’organisation du marche électrique suisse.  

Le modèle d’utilisation du réseau pour les réseaux de distribution (MURD – CH), le modèle d’utilisation du ré-
seau pour le réseau de transmission (MURT – CH), le code de transmission (TC – CH), le concept balancing 
(BC – CH), le metering code (MC – CH) et le code de distribution (DC – CH) sont des documents clés.  

Les documents applicatifs et les «outils» requis élaborés dans le secteur sont coordonnés avec ces documents 
centraux. Cette recommandation de la branche Schéma du calcul des coûts pour déterminer les coûts pour 
l’approvisionnement énergétique aux consommateurs finaux avec approvisionnement de base (KRSG) comme 
document applicatif s’inscrit dans la structure des documents de la recommandation de la branche.   
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Ce document est actuellement disponible sous forme d´ébauche et n´a pas encore été approuvé par le comité 
de l´AES. Toutefois, pour des questions de temps, la direction générale de l’association AES a décidé de mettre 
à disposition des membres de l’association AES l’ébauche (dernière actualisation: fin mai 2009). La recomman-
dation de la branche traite de manière critique les dispositions de la directive EICom n° 5/2008 du 4 août 2008 
«Coûts de revient et contrats d’achat à long terme selon l’article 4, paragraphe 1 du règlement 
d’approvisionnement énergétique» en présentant des points de vue gestionnaires alternatifs pas encore discu-
tés avec l’EICom à la date de publication de cette ébauche (dernière actualisation le 27 janvier 2010). Les en-
treprises utilisatrices sont appelées à utiliser cette recommandation en conformité avec la loi et en âme et cons-
cience et sont exclusivement responsables de leurs actions et déclarations. L’AES n’assume aucune responsa-
bilité. 

Ce document contient également dans certains passages des indications spécifiques concernant des déviations 
de la directive ElCom n° 5/2008. Ces indications to utefois ne sont pas à considérer comme complètes et exclu-
sives. 

Un résumé de cette recommandation est joint en annexe sous forme d´un guide pour la détermination des coûts 
de revient conformément aux indications décrites dans le document disponible pour les petites entreprises 
énergétiques qui possèdent une activité de production insignifiante et achètent pour l´essentiel l´énergie néces-
saire chez un seul fournisseur. Cette annexe ne remplace toutefois pas le document disponible et il est conseil-
lé de consulter la recommandation de la branche en cas de doute. 
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1. Introduction 
(1) La loi sur l’approvisionnement en électricité (LApEl) a été créée en poursuivant l’intention d’ouvrir le 

marché de l’électricité suisse comme dans les autres pays de l’Union Européenne.  En partant des con-
sidérations politiques le Parlement a décidé d’exécuter l’ouverture en deux phases. Dans une première 
phase de 5 ans à partir du 1er janvier 2009, seulement les consommateurs finaux avec une consomma-
tion annuelle de plus que 100 MWh auront la possibilité d’avoir un libre accès au réseau, c’est-à-dire 
l’accès libre au marché. Les autres clients restent en approvisionnement de base. Il y a également les 
clients finaux qui ne demandent pas l’accès libre au réseau et qui font partie de l’approvisionnement de 
base (article 6, paragraphe 1 LApEl). Dans le secteur de l’approvisionnement de base, les «fournis-
seurs» ou «revendeurs» ne sont pas responsables de l’approvisionnement aux clients finaux, mais 
cette fonction est attribuée selon la loi aux gestionnaires des réseaux de distribution.  

(2) L’article 4 de l’ordonnance sur l’approvisionnement en électricité (OApEl), «Tarifs d’électricité et calcul 
des responsables des coûts pour l’approvisionnement en énergie», paragraphe 1, établit ce qui suit : 

«La quote-part du tarif pour l’approvisionnement en énergie aux consommateurs finaux avec 
approvisionnement de base s’oriente par rapport aux coûts de revient d’une production effi-
ciente et aux contrats à long terme avec les gestionnaires des réseaux de distribution. Si les 
coûts de revient dépassent les prix du marchés, la quote-part du tarif s’oriente par rapport 
aux prix du marchés». 

(3) L’approvisionnement de base s’effectue dans son intégralité, c.à.d. réseau + énergie, sur la base d’un 
tarif appelé «tarif électricité» avec identification séparée pour la rémunération d’utilisation du réseau et 
pour l’énergie. La détermination des prix pour l’utilisation du réseau sera décrite dans la recommanda-
tion de l’AES «Schéma du calcul des coûts» pour les gestionnaires des réseaux de distribution. La 
quote-part du tarif pour l’énergie dans l’approvisionnement de base doit s’orienter par rapport aux coûts 
de revient de la production ou bien aux contrats d’achat à long terme. Ceux-ci représentent seulement 
une partie de la base respective de calcul. Pour la détermination complète des coûts prévisionnels pour 
l’approvisionnement en énergie aux clients finaux dans l’approvisionnement de base, il faut surtout 
prendre en considération les typologies de coûts suivantes: 

-  Exécution des activités de vente nécessaires pour la prise en charge des clients et la gestion 
des procédures de l’approvisionnement,  

-  Gestion commerciale des affaires conclues,   

-  Gestion du négoce d’approvisionnement, 

-  Administration et gestion des unités organisationnelles respectives, 

-  Coûts de production, 

-  Coûts des contrats d’achat à long terme, 

-  Approvisionnement énergétique provenant des usines partenaires et des participations, 

-  Coûts d’autres contrats d’approvisionnement énergétique. 

(4) Le plafond est fixé par les prix du marché. Sont donc déterminants les coûts réels de production à la 
sortie des centrales électriques, les coûts du portefeuille d’approvisionnement en relation avec les con-
trats d’achat à long terme ainsi que l´approvisionnement complémentaire de l’énergie comparative et 
les coûts de la gestion ainsi que de la vente d’énergie. Il faut également prendre en considération le 
portefeuille des ventes, afin d’effectuer correctement l’attribution des coûts par segment de clientèle.   

(5) Il résulte de cette exigence un grand nombre de questions auxquelles cette recommandation de la 
branche devra tenter de répondre. Voici les points notamment abordés: 

-  Détermination des coûts pour la production électrique 

-  Application du portefeuille d’approvisionnement (contrats d’approvisionnement et production) 

-  Application du portefeuille des ventes relatif aux segments clientèle pertinents 
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-  Attribution de quantités d’approvisionnement ou de production propre aux volumes de ventes 

-  Calcul des coûts pour les processus de transformation, de la production jusqu’aux coûts de re-
vient à l’arrivée chez les consommateurs finaux (sans réseau)  

-  Utilisation des prix du marché comme plafond des prix 

-  Délimitation de l’applicabilité de l´art. 4 al. 1 OApEl 

-  Définition des contrats d’achat à long terme 

-  Modèle des rôles des gestionnaires des réseaux de distribution comme fournisseurs d’énergie 

-  Définition d’un bénéfice approprié 

(6) La présente recommandation de la branche tient compte des indications et exigences de la première 
phase de l’ouverture du marché. Les aspects de la deuxième phase (qui débute en 2014) ne sont pas 
traités. 

(7) Le champ d’application affectant l’entreprise concernée par l’article 4 de l’OApEl est défini dans le cha-
pitre 2.2. 

Des exemples de coûts supplémentaires pour le négoce et la vente en rapport avec la fourniture 
d’énergie aux clients finaux de l’approvisionnement de base sont exposés au chapitre 3.  
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2. Bases 

2.1.   Bases et instructions légales 

2.1.1. Loi et ordonnance sur l’approvisionnement en  électricité (version du 28 octobre 2009) 

(1) Comme mentionné dans l’introduction, la LApEl et l’OApEl constituent la base pour la détermination 
 des coûts de revient et des coûts sur les contrats d’achat à long terme. La loi sur l’approvisionnement 
 en électricité comprend en particulier les dispositions suivantes concernant les coûts de revient, les 
 contrats d’achat à long terme et les tarifs d’électricité pour les consommateurs finaux en approvision
 nement de base: 

LApEl  
Art. 6 Obligation de fourniture et tarification pou r consommateurs captifs 
al. 1 Les gestionnaires d’un réseau de distribution prennent les mesures requises pour pouvoir fournir en tout temps 

aux consommateurs captifs et aux autres consommateurs finaux de leur zone de desserte qui ne font pas 
usage de leur droit d’accès au réseau la quantité d’électricité qu’ils désirent au niveau de qualité requis et à 
des tarifs équitables.  

al. 2 Sont considérés comme consommateurs captifs au sens du présent article les ménages et les autres con-
sommateurs finaux qui consomment annuellement moins de 100 MWh par site de consommation.   

al. 3 Les gestionnaires d’un réseau de distribution fixent dans leur zone de desserte un tarif uniforme pour les con-
sommateurs captifs raccordés au même niveau de tension et présentant les mêmes caractéristiques de con-
sommation. Les tarifs sont valables pour un an au moins et font l’objet d’une publication présentant séparé-
ment l’utilisation du réseau, la fourniture d’énergie, les redevances et les prestations fournies à des collectivités 
publiques.  

al. 4 Pour la composante tarifaire concernant la fourniture d’énergie, le gestionnaire du réseau doit tenir une comp-
tabilité par unité d’imputation. 

al. 5 Les gestionnaires d’un réseau de distribution sont tenus de répercuter proportionnellement sur les consomma-
teurs captifs le bénéfice qu’ils tirent du libre accès au réseau. 

Art. 12 Information et facturation 
al. 1 Les gestionnaires de réseau rendent facilement accessibles les informations nécessaires à l’utilisation du ré-

seau et publient les tarifs correspondants, le montant annuel de la rémunération pour l’utilisation du réseau, les 
tarifs d’électricité, les exigences techniques et les exigences d’exploitation minimales ainsi que les comptes 
annuels. 

al. 2 Les gestionnaires de réseau établissent des factures transparentes et comparables pour l’utilisation du réseau. 
Les redevances et prestations fournies aux collectivités publiques ainsi que les suppléments sur les coûts de 
transport du réseau à haute tension sont mentionnés séparément. La fourniture éventuelle d’électricité à des 
consommateurs finaux doit être mentionnée séparément sur la facture. 

Art. 29 Dispositions pénales 
al. 1 Est puni d’une amende de 100 000 francs au plus celui qui, délibérément:  

a. ne répercute pas ou pas suffisamment les réductions de prix (art. 6); 
… 
f. refuse de fournir les informations demandées par les autorités compétentes 
ou fournit des informations inexactes (art. 25, al. 1); 

(2) La loi sur l’approvisionnement en électricité comprend en particulier les dispositions suivantes concer
 nant les coûts de revient, les contrats d’approvisionnement à long terme et les tarifs d’électricité pour 
 les consommateurs finaux en approvisionnement de base: 

OApEl  
Art. 4 Tarifs d’électricité et comptabilité par uni té d’imputation pour la fourniture d’énergie 
al. 1 La composante tarifaire due pour la fourniture d’énergie aux consommateurs finaux avec approvisionnement 

de base se fonde sur les coûts de production d’une exploitation efficace et sur les contrats d’achat à long terme 
du gestionnaire du réseau de distribution. Si les coûts de production dépassent les prix du marché, la compo-
sante tarifaire s’appuie sur les prix du marché. 

al. 2 Le gestionnaire du réseau de distribution est tenu de justifier, pour ses consommateurs finaux avec approvi-
sionnement de base, la hausse ou la baisse des tarifs d’électricité. La justification doit indiquer les modifica-
tions de coûts qui sont à l’origine de la hausse ou de la baisse. 

al. 3 Il est tenu d’annoncer à l’ElCom les hausses de tarifs d’électricité ainsi que la justification communiquée aux 
consommateurs finaux. 
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Art. 8 Système de mesure et processus d’information  
al. 4 Sur demande et contre un dédommagement couvrant les frais, les gestionnaires de réseau fournissent des 

données et informations supplémentaires aux responsables de groupes-bilan ainsi qu’aux autres acteurs con-
cernés, avec l’accord des consommateurs finaux ou des producteurs concernés. Tous les chiffres relevés au 
cours des cinq années précédentes doivent être livrés. 

Art. 11 Accès au réseau pour les consommateurs fina ux 
al. 1 La consommation annuelle des douze mois précédant le dernier relevé effectué est déterminante pour fixer le 

droit d’accès au réseau des consommateurs finaux. La consommation annuelle est la somme de l’énergie 
électrique qu’un consommateur final soutire ou produit lui-même par site de consommation et par année. Le 
site de consommation est le lieu d’activité d’un consommateur final qui constitue une unité économique et 
géographique et qui présente sa propre consommation annuelle effective, indépendamment du nombre de ses 
points d’injection et de soutirage. 

al. 2 Les consommateurs finaux qui ont une consommation annuelle d’au moins 100 MWh et qui ne soutirent pas 
d’électricité sur la base d’un contrat écrit de fourniture individuel peuvent indiquer jusqu’au 31 octobre au ges-
tionnaire du réseau de distribution de leur zone de desserte qu’ils entendent faire usage de leur droit d’accès 
au réseau à partir du 1er janvier de l’année suivante. Pour le gestionnaire du réseau de distribution, l’obligation 
de fourniture au sens de l’art. 6 LApEl devient alors définitivement caduque. 

al. 3 Si un consommateur final ayant une consommation annuelle estimée à au moins 100 MWh doit être nouvelle-
ment raccordé au réseau de distribution, il indique au gestionnaire du réseau deux mois avant la mise en ser-
vice de son raccordement s’il entend faire usage de son droit d’accès au réseau. 

al. 4 Les consommateurs finaux reliés à un réseau de distribution fine de peu d’étendue au sens de l’art. 4, al. 1, let. 
a, LApEl, disposent eux aussi du droit d’accès au réseau si leur consommation annuelle est d’au moins 100 
MWh. Les parties concernées conviennent des modalités d’utilisation de ces lignes électriques. 

Art. 19 Efficacité comparée, vérification des tarifs  d’utilisation du réseau et des tarifs d’électricit é 
al. 1 En vue de vérifier les tarifs et les rémunérations pour l’utilisation du réseau ainsi que les tarifs d’électricité, 

l’ElCom compare les niveaux d’efficacité des gestionnaires de réseau. Elle collabore pour cela avec les milieux 
concernés. Elle tient compte des différences structurelles sur lesquelles les entreprises n’ont pas de prise et de 
la qualité de l’approvisionnement. Dans la comparaison des coûts imputables, elle prend également en consi-
dération le degré d’amortissement. Son appréciation intègre des valeurs de référence internationales. 

al. 2 Elle ordonne la compensation, par réduction tarifaire, des gains injustifiés dus à des tarifs d’utilisation du ré-
seau ou à des tarifs d’électricité trop élevés. 

Art. 31b Services-système 

al. 2 Pour la période 2009 à 2013, elle (la société nationale pour l’exploitation du réseau) facture individuellement 
aux exploitants des centrales électriques d’une puissance supérieure ou égale à 50 MW, proportionnellement à 
leur part de production d’énergie brute, la part des coûts des services-système qui ne peut pas être couverte 
par le tarif de 0,4 centime par kWh prévu à l’al. 1. 

 

(3) Le modèle décrit au chapitre 4 tient compte des dispositions de la LApEl et l’OApEl. 

2.1.2. Directive de l’ElCom et dispositions de réal isation 
(1) L’ElCom a défini, avec sa directive n° 5/2008, des réglementations pour la mise en pratique de l´article 

4 al. 1 de l’ordonnance sur l´approvisionnement en électricité. Ces réglementations constituent le cadre 
pour la détermination des charges/coûts pertinents pour le calcul des tarifs d´approvisionnement de 
base. Cette directive est jointe dans l´annexe 1.  

(2) Sous le chiffre 2, l’ElCom clarifie à nouveau l’applicabilité de l´article 4 al. 1 de l’OApEl. Voici le texte 
littéral : 

«L’applicabilité de l´article 4 paragraphe 1 de l’OApEl se limite aux consommateurs finaux avec 
approvisionnement de base. Il s’agit, conformément à l’article 2 paragraphe 1 de l’OApEl, de 
consommateurs finaux fixes et de consommateurs finaux qui refusent le droit à l’accès au réseau. 
Ainsi, le paragraphe n’est ni applicable aux consommateurs finaux qui prennent part au marché, 
ni à la relation entre fournisseurs et distributeurs finaux.» 

(3) La directive comprend également une dérivation des coûts de revient d´une production efficace. Le 
schéma de base conseillé par l’AES s´oriente en fonction de cette dérivation. Elle a été complétée par 
les positions en rouge et les concepts ont été adaptés à un calcul des coûts. 
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Approvisionnement en énergie, frais de matériel et de personnel  
Approvisionnement en énergie  
Utilisation du réseau et services-système du réseau de distribution 
Coûts d’opportunité pour les approvisionnements gratuits et préférentiels 
Matériel et prestations extérieures 
Frais de personnel 

 + Coûts du capital  
Coûts des capitaux étrangers 
Coûts du capital propre (= bénéfice approprié) 
Amortissements 

 + Autres coûts d´exploitation de la production d´élec tricité 
Location, indemnisations d’utilisation, leasing 
Consultations et services 
Assurances de responsabilité civile, des valeurs patrimoniales et de biens 
Frais administratifs 
Taxes 
Services du système swissgrid (centrales électriques > 50 MW) 
Autres taxes comme taxe de l’eau et taxe de concession 

 + Coûts extraordinaires  
 -  Coûts pour prestations supplémentaires 
 + Attributions/dissolutions de provisions pour risques d’exploitation  
 = Total coûts de revient production 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

(4) Les compléments au schéma de l’ElCom conseillés par l’AES sont justifiés comme suit: 

�  Utilisation du réseau et services-système du réseau de distribution 

(5) Pour l’énergie nécessaire aux besoins propres, les centrales électriques et les GRD doivent verser des 
rémunérations pour l’utilisation du réseau et des services-système (cf. MURD-CH, chap. 3.4.5). Ces 
coûts – généralement moindres - sont en rapport direct avec l’énergie fournie et doivent être intégrés 
aux coûts de revient. A cette position, en plus des coûts créés à l’intérieur du pays, sont également in-
clus les coûts de transport dans des réseaux de transport étrangers ainsi que les taxes aux frontières. 

�  Services-système swissgrid (centrales électriques > 50 MW) 

(6) Les coûts pour les services-système du réseau de transport ne sont facturés, conformément à l’art. 31b 
al. 2 de l’OApEl (voir 2.1.1),que de façon temporaire et proportionnelle aux exploitants de centrales 
ayant un rendement égal ou supérieur à 50 MW (droit transitoire pour les années 2009 à 2013). Ces 
coûts, d’un point de vue gestionnaire, représentent un élément des coûts de revient de la production. 
Pour cette raison, ils doivent être inclus dans le calcul des coûts de production d’autant plus qu’ils sont 
à la charge des exploitants par un décret de droit public, qui lui-même ne prévoit aucune interdiction de 
répercussion. On peut cependant déduire des débats politiques, qui ont eu lieu après la première publi-
cation des tarifs en août 2008, que du côté des politiciens, on s’attend à ce que les exploitants ne ré-
percutent pas ces coûts sur les consommateurs finaux dans l’approvisionnement de base.  

�  Coûts d’opportunité des approvisionnements en énergie préférentielle ou gratuite 

(7) Lors de la fourniture d’énergie préférentielle ou gratuite, il résulte des coûts qui doivent être, pour des 
raisons économiques, intégrés à la détermination des coûts de revient. 

(8) Les coûts pour prestations supplémentaires sont des coûts pour des prestations hors de la production 
d’électricité. 

 

Autres remarques  

(9) Il est à signaler que les compléments au schéma ElCom mentionnés ci-dessus n’ont pas encore été 
discutés, et l’ElCom pourrait avoir un avis divergent à ce sujet. 

(10) L’article 19 paragraphe 2 de l’OApEl définit que l’ElCom peut ordonner que des bénéfices injustifiés 
provenant de tarifs d’électricité trop élevés soient compensés par la baisse des tarifs d’électricité. 
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L’ElCom fait référence à un bénéfice raisonnable sur une rémunération raisonnable des capitaux pro-
pres  

(11) L’AES conseille de déduire le bénéfice «raisonnable» de la situation individuelle propre à chaque entre-
prise d’énergie. Pour s´orienter, l’on peut utiliser un WACC de la branche ou un ratio de bénéfices habi-
tuel dans la branche. Des explications plus détaillées figurent au4.4.3.3.2.5 chapitre 3.2.5. 

(12) La dérivation des coûts des contrats d’approvisionnement à long terme n’est pas définie en détail dans 
la directive ElCom. Aussi, dans la présente recommandation de la branche, il y a une recommandation 
de définition au chapitre 2.2.3. 

(13) Le terme de production «efficace» n’est également pas défini; de même, aucun critère n’a pu être fixé 
quant à l’opérationnalité. C´est pourquoi l’AES conseille de mesurer l’efficacité de production indirecte-
ment par comparaison avec sa proposition de définition des prix du marchés.  

(14) Selon l’interprétation littérale de la directive, il faudrait, pour définir les tarifs d´approvisionnement de 
base, appliquer les coûts résultant du cadre de la production en y incluant les coûts des capitaux ainsi 
que les coûts pour les contrats d´approvisionnement à long terme. Les coûts afférents dans une entre-
prise d’approvisionnement en énergie pour la réalisation des activités de négoce nécessaires ainsi que 
des activités de prise en charge des clients finaux fixes et de la vente ne seraient pas pris en considéra-
tion. Les processus correspondants sont cependant indispensables à la réalisation du devoir 
d’approvisionnement d’une entreprise d’approvisionnement en énergie. Les coûts de processus et de 
capital inhérents doivent être couverts par les chiffres d’affaires réalisés avec les clients et doivent ainsi 
être également pris en compte lors de la détermination des tarifs. Si cela n’a pas lieu, la rentabilité de 
l’entreprise d´approvisionnement en énergie sera altérée de façon significative. Cela est d’autant plus 
valable qu’il faut partir du principe que les quantités d’électricité distribuées aux clients finaux fixes ainsi 
qu’aux clients finaux refusant l´accès libre au réseau représentent la majeure partie de l’électricité dis-
tribuée par les entreprises d´énergie avec distribution finale. Compte tenu des aspects mentionnés ci-
dessus, l’article 4 paragraphe 1 de l’OApEl et en particulier en ce qui concerne le terme «Orientation se 
basant sur les coûts de revient», sera interprété par l’AES dans le sens que les coûts d’une production 
efficace et de contrats d´approvisionnement à long terme doivent être invoqués lors du calcul des tarifs 
pour l’approvisionnement de base, et les autres coûts d´une entreprise inhérents à son devoir 
d´approvisionnement et à la garantie de sa rentabilité peuvent ou doivent également être pris en 
compte. 

(15) Dans la recommandation de la branche, on utilise le terme «coûts de revient» dans une interprétation 
étendue, c’est-à-dire qu’aux purs coûts de production et coûts pour les contrats d’achat à long terme, il 
faut ajouter aussi les frais généraux d’un gestionnaire du réseau de distribution pour l’accomplissement 
de sa tâche d’approvisionnement et pour l’approvisionnement en énergie aux clients. Cela inclut égale-
ment les coûts pour la vente et le négoce et les renchérissements pour risques résultant des insécurités 
des ventes. Toutefois il ne faut pas inclure tous les coûts liés à la gestion du réseau de distribution. (voir 
aussi chap. 3.1.) De ces raisonnements résultent les types de coûts de revient suivants qui seront utili-
sés dans la présente recommandation de la branche: 

�  Coûts de revient pour la production 

�  Coûts de revient pour la production d’électricité à la sortie de la centrale  

�  Coûts de revient négoce et vente 

�  Coûts de revient pour l’approvisionnement énergétique, la fourniture d’énergie et la prise en 
charge des clients finaux avec approvisionnement de base 

�  Total coûts de revient 

  Montant total des types de coûts de revient cités  ci-dessus   

(16) La directive de l’ElCom ne contient aucune définition plus claire de «contrats d’approvisionnement à 
long terme». L’AES suit donc l´interprétation du chiffre 2.2.3. de la recommandation de la branche. 

(17) Le chiffre 8 de la directive ElCom n° 5/2008 d éfinit la prise en considération de coûts de revient d’une 
production et de contrats d’approvisionnement à long terme au niveau de la répartition sur la charge de 
base et la charge maximale. L’AES recommande, dans le cas de l´existence de programmes de pro-
duction des centrales électriques ou des contrats d´approvisionnement à long terme avec les accords 
inhérents pour l’énergie de base ou l’énergie de pointe, de prendre les structures conformes en consi-
dération.  
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(18) La présente recommandation de la branche de l’AES tient compte des aspects mentionnés ci-dessus et 
prend comme point de départ, comme présentée dans le chapitre 4.Fehler! Verweisquelle konnte 
nicht gefunden werden.  une interprétation conforme des indications de la LApEl et l’OApEl. 

2.1.3. Prix du marché 
(1) Pour l’utilisation du prix du marché comme plafond pour les coûts de revient d’une production efficace, 

la directive ElCom n° 5/2008 comprend le règlement suivant: 

«7. Définition du prix du marché   

 L’art. 4, al. 1, OApEl n’indique pas quel prix doit servir de référence pour le prix du marché. 
 L’ordonnance sur l’énergie (OEne; RS 730.01) définit à l’art. 3j, al. 2, le prix du marché comme la 
 moyenne, pondérée en fonction des volumes, des prix spot de l’électricité négociés quotidiennement en 
 bourse pour le marché suisse. L’Office fédéral de l’énergie (OFEN) le calcule et le publie tous les trois 
 mois pour le trimestre en cours, sur la base des données du trimestre précédent. L’OFEN a décidé de 
 calculer le prix du marché sur la base du Swissix. Le prix du marché communiqué par l’OFEN doit aussi 
 servir de limite supérieure pour les coûts de production.» 

(2) Le procédé de dérivation du prix du marché du côté de l’ElCom pour la fixation d’un plafond pour les 
coûts de revient applicables n’est pas considéré par l’AES comme une logique compréhensible. Ceci 
pour les raisons suivantes: 

�  La dérivation du prix du marché est basée sur le prix actuel de l’électricité. Les quantités 
d’énergie pour la couverture de short positions ou l’achat de positions longues pour le jour sui-
vant respectif seront négociées en fonction de ce prix. Les prix correspondants seront alors dé-
finis par une situation d’offre et de demande. Le but et la structure des affaires réalisées sur le 
marché spot ont un caractère à très court terme et ne sont pas comparables au but et à la 
structure de contrats d’approvisionnement à long terme ou au fonctionnement de centrales 
électriques. Ils ne servent en aucun à la fourniture (presque) complète du consommateur final 
d’une entreprise d´énergie. 

�  Lors de la formation des prix sur le marché spot, ce sont les considérations des coûts margi-
naux qui jouent un rôle plutôt que les réflexions sur les coûts complets. Les quantités négociées 
ne représentent qu´une fraction de l’énergie réellement nécessaire sur le marché. 

�  Les périodes d’approvisionnement qui sont à la base de la formation du prix du marché basé 
sur le marché spot appartiennent au passé. Les périodes de l’approvisionnement qui se basent 
sur la fourniture des clients en approvisionnement de base de contrats d’approvisionnement à 
long terme ou en coûts de revient se situent dans l’avenir. Aucune coïncidence temporelle n’est 
donnée. 

�  La volatilité des prix sur le marché spot est grande et il se produit des variations de prix à très 
court terme. En revanche, les coûts de production à long terme d’une centrale électrique fluc-
tuent suivant les circonstances d’une manière spécifique au genre de centrale, ils ne peuvent 
pas être modifiés significativement à court terme Il peut par exemple se produire le cas que, sur 
une période de 3 mois, le prix du marché engendré se situe au-dessus des coûts de revient 
d’une centrale électrique, qu’il se situe en dessous sur une période ultérieure de 3 mois, puis 
quil se trouve à nouveau au-dessus sur les 3 mois suivants. La question se pose ici de savoir 
quel «prix du marché» serait en fait le prix de base. Dans tous les cas, un prix du marché appli-
qué se trouvant en dessous des coûts de revient conduit à une perte régulière et durable avec 
toutes les conséquences inhérentes. 

(3) Il est donc conseillé de ne pas utiliser le prix du marché établi selon le règlement sur l’énergie comme 
plafond, mais de choisir un prix se situant dans sa structure sous-jacente de l’approvisionnement pour 
l’approvisionnement des consommateurs finaux. Dans ce cas, les produits Future CAL-10, CAL-11, 
CAL-12 négociés à l´EEX sont une solution. Une valeur comparative concrète pourrait être tout d´abord 
la moyenne des 3 plus hautes valeurs quotidiennes moyennes sur 30 jours des 3 dernières années. 
Cette période correspond au cadre temporel fixé dans la branche pour la détermination des stratégies 
d’approvisionnement. Les produits Future négociés à l´EEX apparaissent comme appropriés dans la 
mesure où ils sont déjà utilisés pour la couverture partielle des obligations de l’approvisionnement des 
entreprises d’approvisionnement en énergie en Suisse envers leurs clients finaux, et peuvent donc être 
considérés comme «approvisionnement de remplacement» pour les quantités produites. Avec comme 
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toile de fond l’intégration du marché de l’électricité suisse dans le marché européen et la situation 
d´offre et de demande en Suisse, l’on peut supposer que ce sera également le cas à l’avenir. 

(4) Lors de l’achat d´électricité à l’étranger, les coûts de transfert à la frontière s’ajoutent cependant aux 
coûts énergétiques. Selon des estimations actuelles de la branche pour les années 2011 et 2012, ces 
coûts évoluent dans un ordre de grandeur d´environ 15% à 20%, basés sur le prix de l’électricité. Pour 
la détermination du prix du marché pertinent comme plafond pour les coûts de revient pour 
l’approvisionnement électrique des clients finaux en approvisionnement de base, il est donc conseillé 
d´ajouter un supplément de 20% aux prix Future mentionnés ci-dessus. 

(5) Pour les centrales électriques qui ne produisent pas d’énergie de base en règle générale, il faut prendre 
en considération les suppléments additionnels conformes. 

(6) Le prix du marché établi doit être uniquement utilisé comme valeur comparative ou plafond pour les 
coûts de revient de la production, car sur le marché, pour les produits mentionnés ci-dessus, seuls les 
coûts du niveau de valeur ajoutée de la production sont inclus. Les autres coûts pour la vente, le né-
goce et la gestion devraient en tous les cas être ajoutés au prix du marché. 

(7) Le prix du marché établi doit être converti selon les règles comptables de conversion en francs suisses 
de l´entreprise.  

(8) Dans les cas où les coûts de revient de la production, pour des raisons de technologie, d’éco compatibi-
lité, de redevances ou de services supplémentaires, ne peuvent être réduits au moins au niveau du prix 
du marché prédéfini, les coûts réels devraient cependant être appliqués. Cela peut par exemple être le 
cas pour des installations NER (Nouvelles Energies Renouvelables) qui n’ont reçu aucune indemnité 
conformément à la rétribution à prix coûtant du courant injecté (RPC).  

2.2. Champ d’application 
(1) Plusieurs catégories d’entreprises énergétiques sont concernées par les réglementations de l’article 4 

paragraphe 1 de l’OApEl. Le tableau suivant présente une vue d´ensemble de la pertinence des dispo-
sitions correspondantes ainsi que des catégorisations opérées dans ce document. Dans les sous-
chapitres suivants, les catégories sont expliquées séparément. 

 

Groupe  Relève de l´article 4 para-
graphe 1 de l’OApEl 

Producteurs d’électricité indépendants (PEI)  Non  
Centrales électriques en possession de fournisseurs d´énergie Non  
Centrales électriques partiellement en possession de gestionnaires de ré-
seaux de distribution (GRD) avec influence dominante  

Oui  

Centrales électriques partiellement en possession de gestionnaires de ré-
seaux de distribution (GRD) sans influence dominante  

Non  

Centrales partenaires avec participation de GRD fournissant les clients finaux Oui  
Centrales partenaires sans participation de GRD fournissant les clients finaux  Non  
Gestionnaires de réseaux de distribution avec clients finaux Oui  
Gestionnaires de réseaux de distribution sans clients finaux Non  
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2.2.1. Centrales électriques et producteurs 
(1) En principe, les propriétaires et gestionnaires de centrales électriques peuvent être regroupés de diffé-

rente façon, chaque groupe est concerné de façon différente par les objectifs de l’article 4 paragraphe 1 
de l’OApEl : 

�  Producteurs d´électricité indépendants (PEI) 

(2) La caractéristique démarcative de ce groupe est qu´il existe des entreprises indépendantes qui ne li-
vrent pas directement l’électricité produite aux clients finaux, mais qui la commercialisent auprès 
d’autres intervenants du marché comme par exemple des distributeurs d’énergie, des fournisseurs 
d’énergie ou des gestionnaires de réseaux de distribution. Ce groupe n’est pas concerné par les directi-
ves de l’article 4 paragraphe 1 de l’OApEl. 

�  Centrales électriques en possession de fournisseurs d´énergie 

(3) La caractéristique démarcative de ce groupe est qu’elles sont l´entière propriété des fournisseurs 
d’énergie. Comme ni les fournisseurs d´énergie ni ce groupe de producteurs ne fournissent d´électricité 
aux consommateurs finaux fixes ou aux consommateurs finaux refusant l’accès au réseau, ils ne sont 
pas concernés par les directives de l´article 4 paragraphe 1 de l’OApEl. 

�  Centrales électriques partiellement en possession de GRD avec influence dominante 

(4) La caractéristique démarcative de ce groupe de producteurs est qu’ils sont en partie la propriété d’un 
gestionnaire de réseaux de distribution et que celui-ci peut avoir une influence dominante sur la cen-
trale partenaire. Les centrales électriques commercialisent l’énergie produite de façon autonome. Ce-
pendant, elles ne sont pas indépendantes des décisions des GRD et sont donc soumises aux directives 
de l’article 4 paragraphe 1 de l’OApEl. 

�  Centrales électriques partiellement en possession de GRD sans influence dominante 

(5) La caractéristique démarcative de ce groupe de producteurs est qu’ils sont en partie la propriété d’un 
gestionnaire de réseaux de distribution et que celui-ci ne peut avoir aucune influence dominante sur la 
centrale partenaire. Les centrales électriques commercialisent l’énergie produite de façon autonome. 
Elles sont indépendantes des décisions des GRD et ne sont donc pas soumises aux directives de 
l’article 4 paragraphe 1 de l’OApEl. 

�  Centrales partenaires avec participation de GRD fournissant les clients finaux 

(6) La caractéristique démarcative de ce groupe de producteurs est qu’ils sont la propriété de plusieurs 
entreprises parmi lesquelles au moins un gestionnaire de réseaux de distribution fournit également des 
clients finaux. Pour ce groupe, le chiffre 5 de la directive ElCom n° 5/2008 englobe la réglementation  
selon laquelle, indépendamment de la structure de propriété, les propriétaires sont tenus de répercuter 
les avantages consécutifs à la production d’énergie sur leurs clients finaux avec approvisionnement de 
base. 

(7) En outre, les centrales partenaires sont de purs producteurs d’électricité qui ne se limitent qu’à la stricte 
production d’électricité. La disposition sur l’électricité sera acceptée par les propriétaires des centrales 
partenaires. 

(8) Elles sont soumises aux prescriptions de l´article 4 paragraphe 1 de l’OApEl. 

�  Centrales partenaires sans participation de GRD fournissant les clients finaux 

(9) La caractéristique démarcative de ce groupe de producteurs est qu’ils sont la propriété de plusieurs 
entreprises parmi lesquelles aucun gestionnaire de réseaux de distribution ne fournit des clients finaux. 
Comme ni les propriétaires ni ce groupe de producteurs ne fournissent d’électricité aux consommateurs 
finaux fixes ou aux consommateurs finaux refusant l’accès au réseau, ils ne sont pas concernés par les 
directives de l’article 4 paragraphe 1 de l’OApEl  
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2.2.2. Gestionnaires de réseaux de distribution 
(1) Cette recommandation est en principe valable pour le gestionnaire de réseau de distribution dans son 

rôle de fournisseur pour l’approvisionnement des clients finaux avec approvisionnement de base et de 
ceux refusant l’accès au réseau.  Le GRD est soumis aux directives de l’article 4 paragraphe 1 de 
l’OApEl. 

(2) Les gestionnaires de réseaux de distribution qui ne fournissent aucun client final ou client refusant 
l’accès au réseau ne sont pas soumis aux directives de l’article 4 paragraphe 1 de l’OApEl. 

(3) Les prescriptions légales et régulatoires sont explicites. 

2.2.3. Contrats d’approvisionnement à long terme et  autres contrats d’approvisionnement 
(1) Selon l’AES, le terme de «contrats d’approvisionnement à long terme» dans le sens du chiffre 4 de la 

directive 5/2008 de l’ElCom comprend tous les contrats d’énergie pour l’approvisionnement physique en 
électricité, et qui ont une longue durée de contrat.L’AES considère qu’une relation d’affaire est à long 
terme lorsqu’elle est convenue pour au moins une année. Pour les contrats internationaux, soumis aux 
négociations bilatérales CH-UE, ce sont les règles négociées par la Suisse qui sont applicables quant à 
la définition du long terme. 

(2) Par «autres contrats d’approvisionnement», on entend tous les accords passés entre les entreprises de 
fourniture d’énergie et des tiers pour l’approvisionnement physique en énergie, mais qui ne sont pas 
convenus pour une relation d’affaires à long terme. Les «autres contrats d’approvisionnement» sont 
également des accords passés entre des entreprises de fourniture d’énergie et des tiers et qui ont un 
caractère financier. 

(3) L´attribution des autres contrats d’approvisionnement (indépendamment de la durée) aux consomma-
teurs finaux avec approvisionnement de base ainsi qu’aux autres consommateurs doit cependant être 
juste, raisonnable et transparente! 

(4) Il est conseillé de gérer tous les contrats d’approvisionnement à long terme ainsi que les quantités pro-
duites y compris celles de leurs partenaires dans un modèle de portefeuille, de les évaluer avec les 
coûts d’énergie respectifs et de les comparer dans ce modèle avec les quantités distribuées prévues 
pour les différents groupes de clients. Davantage d’informations à ce sujet figurent au chapitre 3. 
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3. Modèle pour les coûts de revient 

3.1. Modèle de processus 
(1)  Le modèle décrit dans la recommandation de la branche pour la détermination des coûts de revient est 

 structuré selon les niveaux de valeur ajoutée de l’économie énergétique. 

 
 
(2) Pour chaque niveau de valeur ajoutée démontré, à l’exception de la distribution d’énergie, les coûts de 

revient seront établis séparément. Pour le réseau (distribution d’énergie), on partira du principe que les 
coûts de processus pour l’approvisionnement de l’énergie nécessaire pour couvrir les pertes de réseau et 
les besoins propres en réseau seront pris en compte dans le cadre du calcul de l’utilisation du réseau. Les 
liens existants entre les niveaux de valeur ajoutée sont pris en considération dans le modèle. Les quantités 
d’électricité transmises d’un niveau de valeur ajoutée à un autre seront transférées avec leurs coûts éner-
gétiques respectifs. Les coûts de revient éventuels pour le calcul des tarifs d’approvisionnement de base, y 
compris les coûts énergétiques, seront révélés au niveau des ventes. 

(3) Le modèle détaillé pour la détermination des coûts de revient pour l’approvisionnement énergétique des 
clients finaux avec approvisionnement de base se trouve dans l´outil Excel joint en annexe à ce document. 

(4) Les différentes sources d’approvisionnement d’une entreprise d’approvisionnement en énergie ainsi que 
les différents groupes de clients sont pris en compte dans le modèle. Le schéma suivant montre les rôles 
pris en compte dans le modèle ainsi que les sources d’approvisionnement et les modes de distribution. 

 

Source: Global + Partner, O. Dorr 
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�  Par coûts de revient de la production on entend tous les coûts d’une centrale électrique à la sor-
tie de cette centrale. Cela comprend en particulier les coûts des processus suivants des ni-
veaux de valeur ajoutée de la production. Ils seront considérés avec une production d’électricité 
et de chaleur simultanée. Cela signifie que seulement les coûts de production d’électricité pro-
portionnels seront pris en compte dans la détermination des coûts de revient. 

 
Source: Global + Partner, O. Dorr 
 

�  Les quantités d’énergie nécessaires pour la fourniture des clients finaux en approvisionnement 
de base seront approvisionnées dans le cadre du négoce. En outre, les quantités d’électricité 
produites seront mises à disposition au travers des niveaux de valeur ajoutée vente et négoce. 
Les autres quantités qui ne servent pas à l’approvisionnement des clients finaux seront ven-
dues sur le marché. Les coûts du négoce sont attribués aux clients finaux en approvisionne-
ment de base proportionnellement à leur consommation. Le négoce du day-ahead (un jour en 
avance) n’est pas pris en considération dans les coûts, mais il en est tenu compte dans le cadre 
de la provision de risques en rapport avec les divergences potentielles entre les prévisions de 
consommation et la consommation effective.   

  
Source: Global + Partner, O. Dorr 
 

�  Les coûts de processus pour la prise en charge des clients finaux et le développement complet 
de l’approvisionnement énergétique de ces derniers sont également imputables aux coûts de 
revient. Cela doit être déduit du principe de l’entreprise selon lequel les prix et chiffres d’affaires 
réalisés par la vente d’un produit et causant des coûts lors de l’approvisionnement doivent cou-
vrir entièrement les besoins financiers directs et indirects. Les coûts du processus du niveau de 
valeur ajoutée affluent également en rapport aux clients finaux en approvisionnement de base. 

 
Source: Global + Partner, O. Dorr 
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3.1.1. Principes et aspects particuliers pour la dé termination des coûts 
(1) La détermination des coûts de revient pour la part énergétique dans l’approvisionnement des clients 

finaux avec approvisionnement de base en électricité est notamment basée sur les principes suivants. 
La méthode proposée ici doit être intégrée dans le calcul des tarifs d’électricité (réseau et énergie). 

3.1.1.1. Détermination de la valeur 

(1) La détermination de la valeur pour chaque position du schéma des coûts de revient s’effectue en prin-
cipe d’un point de vue gestionnaire, où les objectifs de calcul seront pris en compte. Chaque valeur de-
vrait dans la mesure du possible être dérivée du calcul ou de la planification des dépenses de 
l’entreprise. Les aspects de législation fiscale seront seulement pris en compte pour autant qu´ils mè-
nent à une influence directe sur les positions des coûts. La dérivation de chacune des positions des 
coûts devrait s’effectuer dans une application fidèle au contenu du schéma de calcul des coûts conseil-
lé par l’AES pour les gestionnaires de réseaux de distribution. 

3.1.1.2. Répartition des coûts non attribuables dir ectement 

(1) Dans la mesure où la répartition directe des coûts à des activités ou des positions dans le cadre de 
l’approvisionnement des clients finaux avec approvisionnement de base n’est pas possible, une clé ap-
propriée devrait être utilisée. Il est conseillé, pour des raisons pragmatiques, de la constituer pour cha-
que niveau de valeur ajoutée dans la mesure où aucune autre clé ne semble appropriée pour utiliser la 
relation des quantités d’électricité distribuées aux clients finaux avec approvisionnement de base par 
rapport à la quantité totale des approvisionnements d’électricité.  

3.1.1.3. Livraisons d’énergie préférentielle ou gra tuite 

(1) Les approvisionnements en énergie préférentielle ou gratuite seront pris en considération lors de la 
détermination des coûts de revient pour la part énergétique dans l’approvisionnement des clients finaux 
avec approvisionnement de base en électricité, dans la mesure où ils ne sont pas intégrés dans le cal-
cul de l’utilisation du réseau. Pour ces approvisionnements, des coûts sont créés, qui doivent être cou-
verts par des recettes correspondantes.  

3.1.1.4. Autres prestations non valorisées 

(1) Les autres prestations non valorisées en argent qui seront apportées sans indemnité dans le cadre de 
l’achat électrique ou de l’approvisionnement en électricité de la part des entreprises 
d’approvisionnement énergétiques, seront également prises en considération lors de la détermination 
des coûts de revient. Les bases d’évaluation sont les coûts réellement encourus pour la prestation four-
nie. 

3.1.1.5. Coûts de revient pour les centrales parten aires 

(1) Lors de la détermination des coûts de revient pour l’achat électrique des centrales partenaires, il faudra 
s’assurer, en accord avec les parties adverses, qu’une base de coûts unitaire sera utilisée. 

3.1.1.6. Prise en compte d’un bénéfice approprié da ns les coûts de revient de production 

(1) Lors de la détermination des coûts de revient pour la pure production et de l’approvisionnement prove-
nant de centrales partenaires, il faut à chaque fois inclure un bénéfice approprié. La définition et la dé-
termination devraient suivre les méthodes décrites au chapitre 3.2.5. 

3.1.1.7. Provisions pour l’exploitation et pour l’a chèvement de la production 

(1) Les attributions prévues pour les provisions pour l’exploitation et pour le démantèlement de la produc-
tion devraient être prises en considération à leur hauteur respective lors de la détermination des coûts 
de revient. Elles doivent être justifiées en détails. 

3.1.1.8. Exercice comptable déviant 

(1) Si l’exercice comptable dévie du calendrier, il faut procéder à des limitations appropriées de la détermi-
nation des positions des coûts. 
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3.1.1.9. Prix le la puissance 

(1) Dans la mesure où les accords d’approvisionnement d’électricité comprennent également une compo-
sante de prix de la puissance, les coûts correspondants devraient être intégrés dans les coûts énergéti-
ques de façon adéquate par rapport aux quantités. 

3.1.1.10. Centrales électriques à l´étranger 

(1) Les centrales électriques à l’étranger devraient être intégrées dans le portefeuille de production ou trai-
tées comme des partenaires commerciaux sur le marché OTC tant que ce courant sera utilisé pour la 
distribution électrique en Suisse. Si ce courant produit est débité à l’étranger, l’on n’en tient pas compte 
lors de la détermination des coûts de revient car ils ne sont pas en relation avec l’approvisionnement 
des clients en Suisse et servent un autre but commercial.  

3.1.1.11. Centrales électriques produisant de l’éne rgie de pointe 

(1) Les centrales électriques produisant de l’énergie de pointe seront engagées comme d’habitude de fa-
çon optimale en fonction du marché. Une caractéristique standard est la production de la majorité 
d’électricité aux périodes de pointe. La vente de cette électricité produite se faisant par l’intermédiaire 
des différents niveaux de valeur ajoutée sur le marché de gros et aux clients finaux, devrait être effec-
tuée de manière proportionnelle. 

3.1.1.12. Retours de redistributeurs  

(1) Les retours d’électricité des redistributeurs devraient être traités comme l’approvisionnement en énergie 
sur le marché de gros. Les bases de l’évaluation pour la détermination des coûts énergétiques de-
vraient constituer les accords contractuels. 

3.1.1.13. Qualités de l’électricité 

(1) Le domaine des certificats de qualité n’est pas réglementé. Dans la mesure où les entreprises 
d’approvisionnement énergétique proposent un tarif d’approvisionnement de base avec prise en compte 
des qualités électriques, celles-ci peuvent être réalisées d’une part via un certificat acquis correspon-
dant et d’autre part par la détermination d’un mélange de productions. L’offre d’un tel tarif dans le cadre 
de l’approvisionnement de base doit, du point de vue de l’AES, être saluée au sens de la durabilité et 
également dans l’intérêt de la politique et de la société. Il faudrait donc, dans l’appréciation de chaque 
entreprise d’approvisionnement énergétique, voir dans quelle mesure les «coûts de qualité» sont pris 
ou non en considération dans la détermination des coûts de revient pour l’approvisionnement aux 
clients finaux avec approvisionnement de base. Les bases de l’évaluation en cas de considération de-
vraient être d’une part les coûts d’achat des certificats de qualité et d’autre part en cas d’existence 
d’installations de production propres, tous les coûts en rapport avec la garantie de la qualité correspon-
dante. 

3.1.1.14. Energie de base et énergie de pointe 

(1) Le calcul des tarifs énergétiques pour les consommateurs finaux en approvisionnement de base repose 
sur une structure de distribution appropriée pour l’énergie de base et de pointe, ainsi que sur des struc-
tures d’approvisionnement correspondantes. Lors de la détermination des coûts de revient, ces structu-
res doivent être prises en considération. Il est conseillé, pour différencier l’énergie de base de celle de 
pointe sur le plan des niveaux de valeur ajoutée de production et de ventes, d’utiliser chaque période 
de HT et BT (Haut et Bas tarif). Au niveau du négoce, les périodes définies pour les produits de base et 
de pointe négociés en Bourse peuvent être utilisées. On peut également appliquer les périodes de base 
et de pointe sur tous les niveaux de valeur ajoutée.  

3.1.1.15. Coûts de gestion et d’administration 

(1) L’exploitation d’une entreprise d’approvisionnement énergétique exige des activités de gestion et 
d’administration appropriées. Dans des entreprises intégrées, les coûts qui en résultent ne sont pas fa-
cilement attribuables aux divers champs d’application. Pour cette raison, ils doivent donc être attribués 
sur la base de clés appropriées. Cela est valable pour la gestion et l’administration dans une entreprise, 
mais également pour la participation aux coûts «overhead» correspondants des holdings ou des socié-
tés-mères et leurs sociétés subsidiaires. 
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3.1.1.16. Affaires exceptionnelles 

(1) Les affaires exceptionnelles existantes ou prévisibles, qui influencent de manière significative la situa-
tion de rendement de l’entreprise d’approvisionnement énergétique, doivent être prises en considéra-
tion lors de la détermination des coûts de revient. Si cela n´est pas le cas, la substance et l’existence de 
l’entreprise peuvent être mises en danger durablement. 

3.1.1.17. Elaboration des prévisions de distributio n et d’approvisionnement 

(1) Le calcul approfondi des tarifs énergétiques requiert une prévision la plus fiable possible des quantités 
de distribution pour les différents groupes de clients. Il faut ici prendre en considération toutes les fluc-
tuations de distribution causées, par exemple, par les changements saisonniers, ainsi que les fluctua-
tions de production. Une prévision pour la distribution, la production et l’approvisionnement énergéti-
ques devrait être établie. C’est seulement ainsi qu’on pourra reconnaître les positions courtes ou lon-
gues dépendantes du profil du consommateur. 

3.1.1.18. Proportionnalité 

(1) L’attribution des positions de coûts aux coûts de revient pour l’approvisionnement énergétique des 
clients finaux en approvisionnement de base et aux autres groupes de clients devrait s’effectuer de 
sorte que d’une part, aucun des groupes de clients ne soit pénalisé par des taxes et que d’autre part, la 
compétitivité de l’entreprise énergétique soit conservée. 

3.1.1.19. Compréhensibilité et documentation 

(1) La méthode pour la détermination des coûts de revient pour l’approvisionnement énergétique des 
clients finaux en approvisionnement de base devrait être homogène et compréhensible par un expert 
tiers. La dérivation des coûts et les résultats devraient être documentés de façon détaillée et archivés 
durablement. 

3.1.2. Modèle de portefeuille par niveaux de valeur  ajoutée  
(1) Comme mentionné ci-dessus, une détermination des coûts de revient par rapport aux niveaux de valeur 

ajoutée est conseillée.  

 

(2) Les raisons suivantes y sont favorables: 

�  Les processus et structures des valeurs patrimoniales sont différents à chaque niveau de valeur 
ajoutée. Il en résulte des différences significatives dans les natures comptables et les structures 
de coûts, qui influent aussi sur la détermination des coûts de revient. Par exemple, l’évaluation 
d’installations de centrales électriques suit d’autres principes que les activités de négoce. Les 
deux évaluations ont cependant une influence sur les coûts des capitaux qui en résultent.  

�  A chaque niveau de valeur ajoutée, il existe un apport et un débit d’électricité. Leur évaluation 
monétaire se base, suite aux différences de processus et de structures des valeurs patrimonia-
les, sur des méthodes radicalement divergentes. L’évaluation des quantités électriques produi-
tes par une centrale peut par exemple aboutir à des coûts de production incluant un bénéfice 
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approprié, tandis que l’évaluation d’un contrat d’approvisionnement peut dépendre des condi-
tions du contrat, de la situation actuelle des prix du marché et de la position de risque existante. 

�  Au sein de chaque niveau de valeur ajoutée, un apport d’électricité, ainsi qu’une consommation 
d’électricité sont réalisés. Par exemple, sur le plan des niveaux de valeur ajoutée du négoce, de 
l’électricité sera achetée et vendue sur le marché de gros. En outre, les quantités d’électricité 
seront échangées entre les niveaux de valeur ajoutée. Par exemple, au niveau du négoce, des 
quantités d’électricité seront produites et d’autres revendues au niveau des ventes. Pour la dé-
termination des coûts de revient pour l’approvisionnement énergétique des clients finaux avec 
approvisionnement de base, il faut, parmi les flux énergétiques d’une entreprise 
d’approvisionnement, identifier et évaluer la quantité qui doit être livrée au groupe de clients ci-
té. Il faut neutraliser les quantités inhérentes aux niveaux de valeur ajoutée et identifier et éva-
luer les quantités restantes. 

 

(3) La complexité résultant des points mentionnés ci-dessus peut être résolue avec un modèle de portefeuille 
approprié. La méthode proposée dans cette recommandation de la branche pour la détermination des 
coûts de revient se base sur un tel modèle. Il présente la structure suivante: 

�  Pour chaque niveau de valeur ajoutée (production, négoce, distribution, vente), un portefeuille a 
été défini, dans lequel les quantités respectives de l’achat et du débit d’électricité sont agrégées 
et évaluées selon les sources et les destinations. La présentation des principes suivante 
l’explique en prenant un portefeuille de négoce imaginaire. 
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�  En outre, les relations entre les portefeuilles seront prises en considération afin qu’une trans-
mission des quantités évaluées d’un portefeuille à l’autre soit possible. La présentation des 
principes suivante l’explique. 

Portfolio de la production

Production des 
propres centrales

Livraison au 
commerce

Énergie reçue Consomation des 
propres centrales

Production des 
entreprise des 
partenaire

Portfolio du négoce

Énergie provenant de 
la production

Énergie fournie pour
les production

Contrats d’achat à 
long terme

Énergie fournie pour
le réseau

Achat d‘énergie sur le 
marché libre

Énergie fournie pour
la vente

Achat d‘énergie à la 
Bourse de l'électricité

Énergie vendue à la 
Bourse de l'électricité

Position ouverte Énergie vendue sur le 
marché libre

Portfolio du réseau

Énergie demandée
par le commerce

Énergie fournie au 
réseau

Portfolio de la vente

Énergie demandée
par le commerce

Énergie fournie aux 
consommateurs 
finaux avec 
approvisionnement de 
base 

Énergie fournie aux  
autres 
consommateurs 
finaux 

 
 

(4) Les principes présentés sont très simplifiés. Le modèle de portefeuille détaillé est joint en annexe dans le 
document Excel «Portefeuille Détermination des coûts de revient». Celui-ci est prévu pour la détermina-
tion des coûts de revient pour l’approvisionnement énergétique des clients finaux avec approvisionnement 
de base. 

(5) Une caractéristique essentielle du modèle du portefeuille est la délimitation et l’indépendance des niveaux 
de valeur ajoutée. Cela signifie plus exactement qu’au niveau de la production, aucune attribution de 
quantités électriques produites pour les groupes de clients n’a lieu, en particulier pas pour les clients fi-
naux, mais que celles-ci seront entièrement transmises au niveau de valeur ajoutée de négoce pour leur 
commercialisation après déduction des besoins propres. Dans le cadre du négoce, elles sont réunies 
avec d´autres quantités fournies sur le marché. Se produit ensuite la détermination de quelles quantités 
sont cédées à quels prix à la vente, au réseau ou à la production, ou encore au marché de gros. Le ni-
veau de valeur ajoutée des ventes achète intégralement les quantités nécessaires à l’approvisionnement 
des clients finaux au niveau de valeur ajoutée du négoce. Au plan de la vente, l’attribution concrète des 
quantités totales fournies s’effectue aux différents tarifs. Avec cette approche, la flexibilité nécessaire à la 
conduite d’entreprise est garantie pour chaque niveau de valeur ajoutée et il est ainsi possible de mettre 
en place des modèles d’activités adaptés aux règles du marché des niveaux concernés. 

(6) Dans chaque portefeuille, les coûts énergétiques seront intégralement établis. Ceci est nécessaire pour 
pouvoir évaluer correctement les quantités partielles qui pourront être transmises d’un portefeuille à l’autre 
par les niveaux de valeur ajoutée. Dans le portefeuille de production, les coûts énergétiques sont engen-
drés en particulier par les coûts d’approvisionnement pour la livraison électrique aux centrales partenaires 
et participatives et les coûts de revient de la production propre. Dans le portefeuille du négoce, les coûts 
énergétiques sont engendrés par les quantités évaluées assumées par la production, les coûts pour les 
contrats d’approvisionnement à long terme, les autres approvisionnements sur le marché et l’évaluation 
d’une possible position ouverte. Dans le portefeuille des ventes, les coûts énergétiques sont engendrés 
par les quantités partielles évaluées qui sont utilisées par le négoce. Les coûts énergétiques respectifs 
établis sont intégrés dans les coûts de revient. 
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3.1.3. Gestion du risque 
(1) Dans le cadre de l’approvisionnement en énergie des clients finaux et de l’approvisionnement ainsi que 

la production propre, l’entreprise d’approvisionnement en énergie doit faire face à différents risques qui 
peuvent conduire à des dommages financiers, de rendement et de liquidités. La position de risque gé-
néral et le capital risque nécessaire à sa couverture sont dépendants des réalités individuelles et ne 
peuvent pas être généralisés quant à leur évaluation financière. Il est donc nécessaire que dans le con-
texte de l’approvisionnement en énergie des clients finaux en approvisionnement de base, chaque ges-
tionnaire de réseaux de distribution évalue sa position de risque spécifique. Une analyse et une évalua-
tion des risques sur le modèle des niveaux de valeur ajoutée peuvent être très utiles dans ce cas. 

(2) Ci-dessous une liste de risques typiques existant au sein des niveaux de création de valeur de 
l’économie énergétique est présentée. 

Niveau de valeur ajoutée Liste de risques typiques 
Production ·  Défaillance des machines de production 

·  Retard dans la fabrication d’installations 
·  Non disponibilité de matières premières ou d’eau 
·  Prix des matières premières 
·  Coûts supplémentaires lors de la maintenance, du re-

nouvellement, de l’agrandissement 
·  Congestions dans la transmission de livraisons provenant 

des propres installations 
·  Manque d’acceptation des installations 
·  Normes environnementales et dégâts causés à 

l’environnement  
Négoce ·  Volatilité des prix dans le commerce de gros 

·  Défaillance des parties adverses 
·  Fluctuation des taux d´intérêt  
·  Fluctuation du cours de la monnaie 

Vente ·  Energie d’ajustement, divergences de prévisions 
·  Perte de clients finaux libres (en particulier dans le pé-

riode du 01.09 au 31.10) 1) 
·  Modifications significatives du comportement de con-

sommation des clients 
·  Modification des prix d’approvisionnement 

 

1) La réponse concernant les tarifs pour l’approvisionnement en énergie des clients finaux en approvisionnement de base doit parvenir à 
l’ElCom jusqu´au 31 août de chaque année. Les clients finaux ayant la possibilité de choisir l’accès libre au réseau peuvent cependant faire 
valoir ce droit jusqu´au 31 octobre. Il en résulte pour le gestionnaire de réseaux de distribution le risque que dans la période du 1er septem-
bre au 31 octobre, les clients finaux fassent valoir leur droit à un accès libre au réseau et se fournissent en énergie chez d’autres fournis-
seurs. Les quantités énergétiques prévisionnelles nécessaires l’année suivante ont toutefois été incluses lors de la détermination des coûts 
de revient pour l’approvisionnement en énergie des clients finaux en approvisionnement de base. 
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3.2. Modèle gestionnaire 

3.2.1   Base de valeurs 
(1) Pour la détermination des coûts de revient pour l’approvisionnement en énergie des clients finaux en 

approvisionnement de base, il faut établir les bases de valeurs des différentes composantes des va-
leurs patrimoniales qui influencent les coûts d’exploitation et les coûts des capitaux. A ce sujet, les dé-
finitions suivantes sont recommandées: 

3.2.1.1. Installations de production 

(1) La base de valeurs pour la détermination des amortissements du capital nécessaires pour la produc-
tion électrique devrait être formée pour le moment par les coûts initiaux de planification, 
d’approvisionnement et de production. Il faut ajouter à cela les plus-values créées par des investisse-
ments antérieures pour déterminer la valeur totale d’une installation et la prendre en considération.  

(2) Si les coûts initiaux d’acquisition ou de production ne peuvent pas être déterminés, on recommande de 
dériver les coûts respectifs d’une installation de référence similaire. Celle-ci devrait être si possible 
comparable, en particulier en ce qui concerne la technologie utilisée et la date de construction. Lors de 
différences de capacité, les coûts de production, les frais d’achat mobilisés et les autres coûts mention-
nés ci-dessus pourraient être déduits grâce à un rapport basé sur la puissance produite.  

(3) Du point de vue de l’AES, l’une des procédures décrites, y compris les composantes des coûts citées, 
doit être appliquée afin de réunir suffisamment d’attraits pour inciter à conserver les infrastructures de 
production et de garantir ainsi le maintien de l’approvisionnement en électricité de façon durable en 
Suisse. 

3.2.1.2. Contrats d’approvisionnement à long terme 

(1) La détermination des coûts énergétiques résultant de contrats d´approvisionnement à long terme de-
vrait être tout d´abord être basée sur la rémunération de l’énergie. Les composantes d’indemnités ba-
sées sur la puissance pourraient être estimées à leur hauteur vraisemblable puis ajoutées aux coûts de 
l’énergie. Cela prévaut aussi pour d’autres composantes de prix. 

3.2.1.3. Coûts énergétiques 

(1) Les coûts énergétiques pour l’approvisionnement des clients finaux avec approvisionnement de base 
en électricité sont révélés dans le chapitre 2.1.2 du modèle de portefeuille décrit.  

(2) Lors de la détermination des coûts énergétiques pour l’approvisionnement, il faut prendre en considéra-
tion les accords existants pour la garantie des prix ainsi que les coûts pour les contrats de réserve.  

3.2.1.4. Transactions commerciales avec les partena ires OTC et les Bourses 

(1) La base pour la détermination des coûts énergétiques résultant de transactions commerciales avec les 
partenaires OTC et les Bourses devraient être tout d’abord la rémunération conclue pour l’énergie. Les 
composantes d’indemnités basées sur la puissance pourraient être estimées à leur hauteur vraisembla-
ble puis ajoutées aux coûts de l’énergie. Il en va de même pour d’autres composantes de prix. Les 
coûts de capacité limite créés doivent également être ajoutés lors de transactions transfrontalières. 

3.2.1.5. Contrats d’approvisionnement avec des cent rales partenaires 

(1) Au niveau des approvisionnements en énergie provenant des centrales partenaires, les coûts prévus, 
que la centrale partenaire facturera au gestionnaire de réseaux de distribution, doivent être pris en con-
sidération, avec en plus, un bénéfice approprié. 
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3.2.1.6. Contrats d’approvisionnement avec particip ations 

(1) Les coûts énergétiques pour l’approvisionnement en électricité d’entreprises participatives devraient 
être tout d’abord la rémunération conclue de l’énergie. Les composantes d´indemnités basées sur la 
puissance pourraient être estimées à leur hauteur vraisemblable puis ajoutées aux coûts de l’énergie. Il 
en va de même pour d’autres composantes de prix. Les coûts de capacité limite créés doivent égale-
ment être ajoutés lors de transactions transfrontalières. 

3.2.1.7. Positions ouvertes 

(1) Dans la mesure où les quantités distribuées prévues ne sont pas encore complètement couvertes par 
les accords d´approvisionnement et les quantités de production, les positions ouvertes qui en résultent 
devraient être évaluées, soit sur la base d’un prix de courbe Forward, soit sur la base des coûts de re-
vient de la production d’électricité, dans la mesure où des capacités sont encore disponibles. 

3.2.1.8. Projets d’agrandissement, de renouvellemen t et de maintenance 

(1) On peut assumer en principe que les coûts pour les futures acquisitions et constructions de nouvelles 
installations ou l’agrandissement d’installations ainsi que pour les mesures complètes de maintenance 
seront également couverts par de futures rentrées d’argent. Pour la période du début du projet jusqu’à 
la mise en production des mesures prises ou des composantes, des coûts de préfinancement sont en-
gendrés et ils doivent en général être couverts par les activités courantes. Ces coûts devraient donc 
être intégrés aux coûts du matériel et des prestations extérieures lors de la détermination des coûts de 
revient de la production. En outre, des provisions convenables devraient être prises en considération 
pour le renouvellement et la maintenance si ces derniers sont considérés dans le bilan de fin d’année. A 
l’inverse, les dissolutions de provisions doivent être compensées lors de la détermination des prix. En 
principe, les règles en vigueur sont celles des méthodes de comptabilité respectivement choisies. 

(2) Les règles mentionnées ci-dessus sont également valables pour les études et les installations en cours 
de construction. 

3.2.1.9 Coûts d’opportunité des approvisionnements d’énergie préférentielle ou gratuite 

(1) Les quantités prévues d’énergie gratuite et préférentielle sont évaluées avec la différence entre le prix 
énergétique habituel après déduction des coûts de revient proportionnels ou des coûts 
d’approvisionnement. 

3.2.1.10Capital propre 

(1) Le capital propre pris pour base pour la détermination des coûts de capital peut être dérivé des posi-
tions du bilan correspondantes ou de la valeur du marché, dans la mesure où il est négocié librement. 
La question de savoir quelle base est utilisée dépend de la situation spécifique de chaque entreprise et 
doit donc être décidée individuellement par chaque entreprise. 

(2) Au capital propre appartiennent en particulier les positions de capital de la société, le capital de la so-
ciété non versé (postes déficitaires), les réserves générales et le bénéfice d´exercice. 

3.2.1.11Capitaux étrangers 

(1) Les capitaux étrangers pris pour base pour la détermination des coûts de capital peuvent être dérivés 
des positions du bilan ou des projections correspondantes. Toutes les positions du bilan qui ne sont pas 
attribuées au capital propre doivent être ajoutées aux capitaux étrangers.  
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3.2.2. Détermination des coûts de revient au niveau  de la production 

(1) Les coûts de revient de production sont établis conformément au schéma déjà décrit plus haut. Ceci est 
à nouveau présenté ci-dessous. 

 

(2) Le schéma sera utilisé au niveau de valeur ajoutée de la production pour la détermination des coûts de 
revient de la production d´électricité des propres centrales. Pour la détermination des coûts de revient 
totaux de production, les coûts d’approvisionnement en électricité des centrales partenaires et participa-
tions, sur lesquelles l´entreprise peut exercer une influence dominante, doivent être ajoutés. 

(3) Les coûts de revient totaux de la propre production sont comptabilisés mais pas encore attribués sur la 
base des quantités aux clients finaux en approvisionnement de base. Celle-ci s’effectue par le négoce 
et la vente. 

(4) Dans le tableau ci-dessous les contenus des positions des coûts sont expliqués en détails. On trouve 
aussi des indications concernant l’origine des données. 

Approvisionnement en énergie, frais de matériel et de personnel  
Approvisionnement énergétique pour l’utilisation propre 
Utilisation du réseau et services-système du réseau de distribution 
Coûts d’opportunité pour les livraisons gratuites et préférentielles 
 Matériel et prestations extérieures 
Frais de personnel 

+  Coûts du capital  
Coûts de capitaux étrangers 
Coûts de capital propre (= bénéfice approprié) 
Amortissements 

+  Autres coûts d´exploitation production d´électricit é 
Location, indemnisations d’utilisation, leasing 
Consultation et services 
Assurances de responsabilité civile, de valeurs patrimoniales et de biens 
Frais administratifs 
Taxes 
Services-système swissgrid (centrales électriques > 50 MW) 
Autres taxes comme taxe de l’eau et taxe de concession 

 + Coûts extraordinaires  
 -  Coûts pour prestations supplémentaires 
 + Attributions/dissolutions de provisions pour risques d’exploitation 
 = Total coûts de revient production 
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Détermination des coûts au niveau de la valeur ajou tée de production  

Position des prix   Contenu des données  Origine ou dérivation des données  

Approvisionnement en énergie, frais de matériel et de personnel 

Approvisionnement 
énergétique pour 
l’utilisation propre 

Coûts de l’énergie électrique 
achetée pour l’utilisation propre  

Quantités d’approvisionnement prévues 
pour les besoins propres; elles se réfèrent 
au portefeuille de négoce et sont évaluées à 
cet endroit  
Besoins propres: le prix 
d’approvisionnement se révèle être un prix 
mixte, se basant sur le mélange 
d’approvisionnements pour la mise à dispo-
sition des quantités concernées  

Coûts énergétiques 
pour pompage-
turbinage 

Comprennent les coûts de 
l’énergie pour l’exploitation des 
installations dans le mode pom-
page-turbinage 

Exploitation du pompage-turbinage: le prix 
d’acquisition est donné par les quantités 
prévues évaluées par rapport aux coûts 
d’approvisionnement pour la qualité 
d’énergie correspondante 
 

Coûts stand-by pour 
réserves permanen-
tes 

 Coûts stand-by: quantités d’acquisitions 
prévues évaluées par rapport aux coûts 
d’approvisionnement 

Coûts énergétiques 
de compensation 

Coûts effectifs ou coûts 
d’opportunité pour la mise à dis-
position du «système tournant» 
et pour la réserve existante 
 
Coûts imputés à l’unité de la 
centrale en cas d’écart par rap-
port aux horaires 

Coûts énergétiques de compensation: 
comptabilisation du niveau négoce ou vente 
au niveau production 

Utilisation du réseau 
et services-système 
du réseau de distri-
bution 

Dans des cas précis, coûts pour 
l’utilisation du réseau et pour les 
services -système pour 
l’électricité prélevée (cf. MURD-
CH, chap. 3.4.5) 

Quantités d’approvisionnement planifiées, 
évaluées selon les prix habituels pour 
l’utilisation du réseau et les services-
système 

Coûts d’opportunité 
pour les livraisons 
gratuites et préfé-
rentielles 

Coûts pour recettes manquantes 
de la livraison énergétique gra-
tuite et préférentielle 

Quantités prévues d’énergie gratuite et pré-
férentielle évaluées en utilisant la différence 
entre le prix énergétique habituel après dé-
duction des coûts de revient proportionnels 

Matériel et presta-
tions de tiers 

Tout le matériel ainsi que les 
dépenses et les prestations de 
tiers pour la maintenance, les 
réparations et le remplacement 
(MRR) des centrales électriques, 
c.à.d. coûts pour la gestion des 
données de mesure, l’entretien et 
l´exploitation 
Autres coûts pour des investis-
sements futurs 

Matériel et prestations extérieures confor-
mément au budget et la planification pluri-
annuelle pour les installations des centrales 
électriques.  

Frais de personnel  Salaires, traitements, autres frais Frais de personnel conformément au budget 
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Position des prix   Contenu des données  Origine ou dérivation des données  

de personnel et frais sociaux  et planification pluriannuelle pour les pro-
cessus de production  

Coûts des capitaux pour la production d’électricité  

Intérêts sur capitaux 
étrangers 

Tous les coûts financiers indé-
pendants des échéances, y 
compris les coûts des comptes 
courants, et en particulier les 
coûts suivants: intérêts pour obli-
gations financières, intérêts mo-
ratoires, montants de discompte, 
provisions de crédit, provisions 
de garanties bancaires, frais 
bancaires, coupons de commis-
sions, charges et bénéfices de 
couverture de taux d’intérêt de 
l’exercice délimités sur la durée 
de l’opération de base, perte de 
change, perte de change sur 
monnaie étrangère, frais 
d’émission / décotes des obliga-
tions, amortissements sur les 
prêts et les titres de l’actif immo-
bilisé, les intérêts des provisions 
nucléaires 

Pour les contrats existants dérivation des 
coûts financiers des contrats; 
Pour les contrats et les projets pas encore 
réalisés les coûts financiers selon la mé-
thode WACC seront considérés 

Intérêts sur capital 
propre 

Intérêt de calcul proportionnel  au 
capital propre, y compris le profit 
proportionnel adéquat; 

Calcul conformément à la méthode WACC; 
les coûts éventuels de transaction de capital 
propre; une alternative au WACC ici est 
l’utilisation du ratio de bénéfices planifié 

Amortissements Amortissements calculés sur des 
installations indispensables à la 
production 

Amortissement linéaire sur la plus brève 
durée d’utilisation ou la durée de conces-
sion;  

 

Autres coûts d’exploitation de la production électr ique 

Location, indemni-
sations  d’utilisation, 
leasing 

Coûts de location, indemnisa-
tions pour utilisation et leasing en 
rapport avec les installations et 
prestations nécessaires à la pro-
duction 

Selon le budget et la planification plurian-
nuelle  

Consultation et ser-
vices 

Consultations et services en 
rapport avec les installations et 
prestations nécessaires à la pro-
duction 

Selon le budget et la planification plurian-
nuelle  

Assurances de res-
ponsabilité civile, de 
valeurs patrimonia-
les et de biens 

Assurances de responsabilité 
civile, de valeurs patrimoniales et 
de biens en rapport avec les 
installations et prestations né-
cessaire à la production 

Selon le budget et la planification plurian-
nuelle  

Autres coûts admi-
nistratifs  

Tous les autres coûts proportion-
nels concernant la production 

Selon le budget et la planification plurian-
nuelle  
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électrique et qui ne peuvent pas 
être attribués à d’autres posi-
tions, inclus les frais généraux ; 
en particulier on inclut les frais 
pour les locaux, les véhicules et 
le transport, les assurances, les 
honoraires de révision, les rela-
tions publiques, les frais de lo-
gement, de repas et les frais de 
transport, coûts pour les organes 
(conseil d’administration, assem-
blée générale), frais administra-
tifs et informatiques, droits et 
frais de personnel pour les activi-
tés administratives. 
Coûts à payer aux holdings  ou 
aux sociétés-mères 

Taxes  Impôts sur le capital, impôts sur 
le capital d’entreprise, etc.  
Taxes foncières (taxes sur les 
biens fonciers)  
Impôts, retenus à la source et 
non remboursables  

Selon le budget et la planification plurian-
nuelle  

Services-système 
swissgrid (centrales 
électriques > 50 
MW) 

Rémunérations à verser à swiss-
grid pour les services-systèmes 

Selon le budget et la planification plurian-
nuelle  

Autres taxes comme 
taxe de l’eau et taxe 
de concession 

Indemnités pour l’utilisation de 
droits particuliers, comme des 
prestations financières en rela-
tion avec des contrats de con-
cession 

Selon le budget et la planification plurian-
nuelle  

Autres coûts / recettes de la production électrique  

Coûts pour presta-
tions supplémentai-
res 

Les coûts pour prestations sup-
plémentaires sont des coûts pour 
des prestations hors de la pro-
duction d’électricité 

Selon le budget et la planification plurian-
nuelle  

Coûts extraordinai-
res 

Coûts extraordinaires connus Selon le budget et la planification plurian-
nuelle 

Attribu-
tions/dissolutions de 
provisions pour ris-
ques d’exploitation 

Evaluation des risques 
d’exploitation ou des modifica-
tions concernées 

Selon l’évaluation individuelle des risques 
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3.2.3. Détermination des coûts de revient du négoce  et de la vente 
(1)  Les coûts de revient aux niveaux de création de valeur du négoce et de la vente sont également 

calculés selon le schéma déjà présenté ci-dessus. 

 

 

(2)  Le schéma est utilisé pour les niveaux de valeur ajoutée du négoce et de la vente pour la détermination 
des coûts de revient proportionnels à l’approvisionnement d’électricité aux clients finaux avec 
approvisionnement de base. A ce sujet il faut considérer les règles suivantes: 

-  On peut différencier les clients finaux avec approvisionnement de base dans les groupes 
suivants: «clients finaux fixes avec approvisionnement de base» (clients sans le droit 
d’accès libre au réseau) et «clients libres avec approvisionnement de base» (clients avec 
le droit d’accès libre au réseau mais qui ne l’utilisent pas). Pour les deux groupes de 
clients, on peut indiquer des coûts de revient séparés.  

La raison de cette différenciation peut être d’un côté un profil de consommateur différent 
ou un profil de risque divergeant significativement. 

-   Certain types de coûts de la vente et du négoce ne sont pas directement attribuable aux 
clients avec approvisionnement de base (fixes et libres). Ces coûts peuvent le cas 
échéant, être répartis en proportion du volume des clients avec approvisionnement de 
base par rapport au volume total des ventes ou en tenant compte du rapport du nombre 
de compteurs des différents groupes de clients. On peut aussi utiliser d’autres clés, dans 
la mesure où elles sont suffisamment justifiables. 

(3)  Dans le tableau ci-dessous, les contenus des positions des coûts sont expliqués en détails. On trouve 
aussi des indications concernant l’origine des données. 

Approvisionnement en énergie, frais de matériel et de personnel  
Approvisionnement en énergie  
Utilisation du réseau et des services-système (coûts transfert transfrontalier) 
 Matériel et prestations extérieures 
Frais de personnel 

 + Coûts du capital  
Coûts de capitaux étrangers 
Coûts de capital propre (= bénéfice approprié) 
Amortissements 

 + Autres coûts d´exploitation 
Location, indemnisations utilisateurs, leasing 
Consultation et services 
Assurances de responsabilité civile, de valeurs patrimoniales et de biens 
Frais administratifs 
Taxes 

 + Coûts extraordinaires  
 -  Coûts pour prestations supplémentaires 
 + Attributions/dissolutions de provisions pour risques d‘exploitation   
 = Total coûts de revient du négoce et des ventes 
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Détermination des coûts de revient pour le négoce e t la vente  

Position des prix   Contenu des 
données  

Origine ou dérivation des données  

Approvisionnement en énergie, frais de matériel et de personnel 

Approvisionnement en 
énergie  

Coûts énergéti-
ques pour 
l’approvisionnem
ent des clients 
finaux avec ap-
provisionnement 
de base  

Les coûts énergétiques proportionnels aux quantités 
provenant de la production, des centrales partenai-
res/participatives, des contrats d’approvisionnement à 
long terme, d’autres contrats d’approvisionnement et 
des positions ouvertes pour l’approvisionnement des 
clients finaux avec approvisionnement de base; lors 
de l’utilisation de l´outil Excel ci-joint, ceux-ci résultent 
du portefeuille des ventes; 
Coûts le cas échéant séparant les clients finaux fixes 
avec approvisionnement de base, clients finaux libres 
avec approvisionnement de base et négoce 

Utilisation du réseau et 
des services-système 
(coûts transfert transfron-
talier) 

Coûts pour 
l’approvisionnem
ent énergétique 
de l’étranger 
avec passage de 
frontière 

Déduits des coûts habituellement générés dans le 
passé pour l’approvisionnement provenant de 
l’étranger 

Matériel et prestations de 
tiers 

Mises en œuvre 
et prestations de 
tiers pour 
l’exécution des 
activités de vente 
et de négoce 

Prestations matérielles et prestations de tiers selon le 
budget et la planification pluriannuelle proportionnels 
pour les installations des centrales électriques et pro-
portionnels pour les clients finaux avec approvision-
nement de base, respectivement pour les clients fi-
naux fixes avec approvisionnement de base et pour 
les clients finaux libres avec approvisionnement de 
base et négoce 

Frais de personnel  Salaires, traite-
ments, autres 
frais de person-
nel et frais so-
ciaux  

Frais de personnel selon le budget et la planification 
pluriannuelle pour les processus de vente et de né-
goce, respectivement pour les clients finaux fixes 
avec approvisionnement de base et pour les clients 
finaux libres avec approvisionnement de base et né-
goce 

Coûts de capital 

Intérêts sur capitaux 
étrangers 

Tous les coûts 
financiers indé-
pendants des 
échéances, y 
compris les coûts 
des comptes 
courants, et en 
particulier les 
coûts suivants: 
intérêts pour 
obligations finan-
cières, intérêts 
moratoires, mon-
tants de dis-
compte, provi-
sions de crédit, 

Pour les contrats existants, dérivation des coûts fi-
nanciers; 
Pour les contrats et les projets pas encore stipulés ou 
bien élaborés, dérivation des coûts financiers selon la 
méthode WACC 
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Position des prix   Contenu des 
données  

Origine ou dérivation des données  

provisions de 
garanties bancai-
res, frais bancai-
res, coupons de 
commissions, 
charges et béné-
fices de couver-
ture de taux d'in-
térêt de l'exer-
cice délimités sur 
la durée de l'opé-
ration de base, 
perte de change, 
perte de change 
sur monnaie 
étrangère, frais 
d’émission / dé-
cotes des obliga-
tions, amortis-
sements sur les 
prêts et les titres 
de l'actif immobi-
lisé, les intérêts 
des provisions 
nucléaires 
 

Intérêts sur capital pro-
pre 

Intérêt de calcul 
proportionnel du 
capital propre, y 
compris le profit 
proportionnel 
adéquat  

Calcul conformément à la méthode WACC; les coûts 
éventuels de transaction de capital propre; l’utilisation 
du ratio de bénéfices planifié constitue une alternative 
au WACC 

Amortissements Coûts des amor-
tissements des 
infrastructures 
indispensables 
au négoce et à la 
vente 

Amortissement linéaire sur la durée respectivement 
plus brève d’utilisation économique ou de concession  

Autres coûts d’exploitation 

Location, indemnisations 
d’utilisation, leasing 

Coûts de loca-
tion, indemnisa-
tions pour utilisa-
tion et leasing en 
rapport avec les 
installations et 
prestations né-
cessaires au 
négoce et à la 
vente 

Selon le budget et la planification pluriannuelle  

Consultation et services Coûts propor-
tionnels de con-
seil et services 

Selon le budget et la planification pluriannuelle  
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Position des prix   Contenu des 
données  

Origine ou dérivation des données  

concernant les 
installations et 
prestations né-
cessaires au 
négoce et à la 
vente 

Assurances de respon-
sabilité civile, de valeurs 
patrimoniales et de biens 

Coûts des assu-
rances de res-
ponsabilité civile, 
de patrimoine et 
de biens en rap-
port avec les 
installations et 
prestations né-
cessaire au né-
goce et à la 
vente 

Selon le budget et la planification pluriannuelle  

Autres coûts administra-
tifs  

Tous les autres 
coûts proportion-
nels concernant 
le négoce et la 
vente et qui ne 
peuvent pas être 
attribués à 
d’autres posi-
tions, inclus les 
frais généraux; 
en particulier on 
inclut les frais 
pour les locaux, 
les véhicules et 
le transport, les 
assurances, les 
honoraires de 
révision, les rela-
tions publiques, 
les frais de lo-
gement, de re-
pas et les frais 
de transport, 
coûts pour les 
organes (conseil 
d’administration, 
assemblée géné-
rale), frais admi-
nistratifs et in-
formatiques, 
droits et frais de 
personnel pour 
les activités ad-
ministratives; 
coûts à payer 
aux holdings ou 
aux sociétés-

Selon le budget et la planification pluriannuelle  
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Position des prix   Contenu des 
données  

Origine ou dérivation des données  

mères 

Taxes  Impôts propor-
tionnels sur le 
capital, impôts 
sur le capital 
d’entreprise, etc.  
Taxes foncières 
(taxes sur les 
biens fonciers)  
Impôts, retenus à 
la source et non 
remboursables 
(sans papiers-
valeurs) 

Selon le budget et la planification pluriannuelle  

Autres coûts / recettes 

Coûts pour prestations 
supplémentaires 

Coûts pour pres-
tations supplé-
mentaires issues 
du négoce et de 
la vente, dont les 
coûts sont inclus 
dans d’autres 
positions, par 
exemple dans 
les prestations 
propres activées, 
recettes dues au 
décompte de 
coûts énergéti-
ques de com-
pensation aux 
centrales, etc.  

Coûts pour prestations supplémentaires planifiés, 
évalués pour les coûts prévisionnels 

Coûts extraordinaires Coûts extraordi-
naires connus 

Selon le budget et la planification pluriannuelle 

Attributions/résolutions 
de provisions pour ris-
ques d‘exploitation 

Evaluation des 
risques 
d´exploitation ou 
des modifications 
concernées 

Selon l’évaluation individuelle des risques 
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3.2.4. Détermination des coûts de revient finaux po ur l’approvisionnement en énergie des 
clients finaux avec approvisionnement de base 

(1) Les coûts de revient complets pour l’approvisionnement en énergie des clients finaux avec approvision-
nement de base correspondent aux coûts du niveau de valeur ajoutée de la vente, car dans ceux-ci 
sont déjà inclus les coûts de revient proportionnels du niveau de valeur ajoutée de la production.  

3.2.5. Profit adéquat et calcul WACC 

(1) Il résulte des directives de la LApEl et de l’OApEl, qu’à la suite de la vente d’énergie aux clients finaux 
avec approvisionnement de base, un bénéfice approprié ne devrait pas être dépassé. Le terme 
d’adéquation n’est pas défini plus précisément. 

(2) L’AES conseille donc de déduire le bénéfice approprié sur la base de la méthode WACC. Pour cela, le 
principe du schéma défini dans le cadre de l’utilisation du réseau devrait être utilisé. Il faudra toutefois 
tenir compte de la relation entre le capital propre et les capitaux étrangers spécifique à l’entreprise. 

(3) Ensuite, le WACC s’établit selon la formule suivante, dans laquelle le WACC dit Vanilla WACC resterait 
à établir : 

 

 

avec 

 

 

 

Signification des composants de la formule: 

GK = Capital total 

EK = valeur du capital propre individuelle à l’entreprise 

FK = valeur des capitaux étrangers individuelle à l’entreprise 

kEK = coûts du capital propre 

kEK = coûts des capitaux étrangers 

rf = taux d’intérêt sans risque 

� EK = risque non diversifiable du capital propre; en comparaison des activités du distributeur, un plus grand�����
doit être utilisé en raison des risques plus élevés de la production, de la vente et du négoce. Cela doit 
être établi de façon individuelle pour chaque entreprise. 

MRP = Prime de risque du marché 

CSP = Spread de crédit 
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(4) Dans le modèle ci-dessus pour la détermination des coûts de revient, il faut établir un WACC pour la 
production ainsi qu’un WACC général pour les activités courantes d’approvisionnement des clients avec 
approvisionnement de base en électricité. 

(5) Selon l’avis d’un expert reconnu, le WACC moyen est actuellement de 6,5% pour les entreprises de 
production d’électricité et d’environ 5,1% pour les entreprises intégrées. Cela est dû à un plus grand 
risque dans la production électrique en comparaison de la vente d’électricité. L’avis de l’expert explique 
ceci clairement: 

« ..finalement le marché des capitaux décide si le risque opérationnel de la production électrique et la 
vente d’électricité est différent. Notre analyse empirique conclut que le risque opérationnel de la produc-
tion électrique est beaucoup plus élevé que celui de la vente d’électricité» 

(6) L’AES estime donc que tout profit ne se trouvant pas au-dessus de ces valeurs est adéquat. 

(7) Une solution alternative à la méthode WACC consiste à déduire le bénéfice approprié du rendement du 
chiffre d'affaires. Ce bénéfice doit être également établi d’une part pour la production en tenant compte 
des coûts de revient correspondants et d’autre part pour les activités courantes de la vente et du né-
goce où il faut également tenir compte des coûts de revient propres à ces activités. Ce rendement de-
vrait être établi à partir de la différence entre les recettes prévues des approvisionnements en énergie 
des clients finaux avec approvisionnement de base et les coûts de revient totaux de ces approvision-
nements en énergie.  

(8) Pour l’appréciation de l’adéquation du profit, une période d’observation de 3 ans devrait être prévue et 
une valeur moyenne constituée. Ainsi, les fluctuations de résultats pourront être aplanies.  

(9) L’on a renoncé à une définition supplémentaire de l’adéquation du profit. 
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4. Annexes 

4.1. Annexe 1: Directive ElCom n° 5/2008 

4.2. Annexe 2: Guide récapitulatif 

4.3. Annexe 3: Exigences pour un modèle de coûts de  revient 
(1)  Les éléments présentés dans les chapitres précédents aboutissent aux exigences décrites ci-dessous 

pour un modèle de détermination du prix de revient et des coûts découlant de contrats à long terme 
destiné à calculer les tarifs de base.  

4.3.1. Exigences régulatrices et structurelles pour  le modèle 

-  Les quantités distribuées prévues doivent être établies pour chaque groupe de clients géré 
dans le modèle pour la période de validité des tarifs d’approvisionnement de base; 

-  Les coûts de revient doivent être établis séparément pour les clients finaux fixes et les clients 
refusant l’accès libre au réseau ainsi qu’au sein des groupes de clients pour chaque tarif 
d’approvisionnement de base; 

-  Il faut également gérer les quantités distribuées pour les consommateurs finaux acceptant 
l’accès libre au réseau, ainsi que celles pour ces sources d’approvisionnement et quantités pré-
vues; 

-  Il faut pouvoir gérer plusieurs tarifs d’approvisionnement de base, mais les coûts de revient et 
les coûts pour les contrats d’approvisionnement à long terme peuvent toutefois se baser sur la 
même structure; 

-  Plusieurs tarifs d’approvisionnement de base peuvent être définis, mais les consommateurs fi-
naux avec les mêmes caractéristiques de consommation doivent bénéficier du même tarif; 

-  Liste séparée et compréhensible des coûts de revient et des coûts de contrats 
d’approvisionnement à long terme; 

-  Le moment de l’élaboration et la version de la facture des coûts de revient doivent être recon-
naissables; 

-  Les coûts de revient des quantités d’électricité produite propre doivent être gérées séparément 
de celles produites par les centrales partenaires; 

-  Toutes les positions de coûts présentes dans le schéma de détermination des coûts de revient 
(voir chapitre 2.1.2) doivent être gérées. 

-  Les rapports de volume entre les clients finaux avec approvisionnement de base et les autres 
clients doivent pouvoir être déduits du modèle; 

-  Le prix du marché devrait être géré dans le modèle, et celui-ci doit permettre une comparaison 
entre les coûts de revient et un prix du marché donné; 

-  Les quantités pour l’énergie de base et l’énergie de pointe devraient être gérées séparément 
dans le modèle; 

-  Les informations de coûts et données de quantités présentes dans le modèle doivent être com-
préhensibles pour une tierce personne compétente; 

-  Le modèle devrait être adaptable aux modifications des objectifs de la réglementation. 
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4.3.2  Exigences processuelles 

-  Les quantités distribuées prévues doivent être établies pour chaque groupe de clients géré 
dans le modèle pour la période de validité des tarifs d’approvisionnement de base; 

-  Les coûts de revient et les coûts des contrats d’approvisionnement à long terme doivent être 
établis au moins pour les clients finaux fixes et les clients finaux refusant l´accès libre au ré-
seau, et établis séparément au sein de ce groupe pour chaque tarif d’électricité; 

-  Les décomptes finaux de coûts de revient, utilisés pour le calcul des tarifs d’approvisionnement 
de base, doivent être disponibles pour d’éventuelles révisions; 

-  Il faut garder ces décomptes de coûts de revient durant 5 ans au minimum, une conservation de 
10 ans est conseillée par l’AES; 

-  Toutes les positions de coûts présentes dans le schéma de détermination des coûts de revient 
(voir chapitre 2.1.2) doivent être considérées. 

-  Lors de la détermination des positions des coûts, il faut prendre en considération les objectifs 
de la directive ElCom n° 5/2008; 

-  Les coûts de revient et les coûts des contrats d’approvisionnement à long terme doivent être 
établis en tenant compte de la structure d’approvisionnement (base/pointe) pour les différents 
groupes de clients avec approvisionnement de base; 

-  Le prix du marché applicable et en accord avec les coûts de revient doit être établi. 

4.3.3  Exigences organisationnelles 

-  Le modèle des coûts de revient doit être utilisable par les entreprises d’énergie de différentes 
taille; 

-  La détermination des coûts de revient doit être structurée par niveau de valeur ajoutée ; 

-  Le modèle doit également proposer des aides et faire des propositions pour la détermination 
des différentes positions de coûts. 

4.3.4  Exigences IT 

-  Le modèle doit fonctionner avec Microsoft Excel; 

-  Il doit offrir la possibilité de copier les données du modèle dans des comptes-rendus appropriés. 

 

4.4. Annexe 4: Outil Excel pour la détermination de s coûts de revient 

 

 


