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Résumé

Ce mémoire présente une étude d’intégration optimale d’un système photovoltaïque

(PV) au sein d’un micro-réseau isolé initialement alimenté par des génératrices diesel.

L’objectif principal est de déterminer la part optimale de puissance photovoltaïque à

intégrer afin de réduire la dépendance au carburant fossile, tout en garantissant la stabilité,

la fiabilité et la durabilité du système électrique. La démarche proposée consiste à

intégrer progressivement différentes puissances de production photovoltaïque, exprimées

en pourcentage de la puissance totale du micro-réseau. Le choix de la part optimale de

PV repose sur plusieurs hypothèses et critères d’optimisation, notamment la réduction des

émissions de gaz à effet de serre, la prolongation de la durée de vie des équipements

solaires et des systèmes de stockage par batteries, ainsi que la prise en compte des

coûts de renouvellement et de remplacement des équipements. Le cadre d’étude retenu

est la ville de Colville Lake, située dans le Grand Nord canadien, caractérisée par un

climat extrême, une forte dépendance au diesel et des contraintes techniques spécifiques

aux réseaux isolés. Ces conditions rendent l’optimisation de l’intégration des énergies

renouvelables particulièrement pertinente et stratégique. Dans un second temps, une

simulation dynamique du micro-réseau est réalisée sous MATLAB/Simulink à une échelle

de puissance réduite, afin de valider le modèle proposé et la part optimale de PV

déterminée théoriquement. La stratégie de commande adoptée repose sur l’algorithme

WZLA (Weighted Zero-Attracting LMS Algorithm) [1], une technique avancée de

contrôle et d’optimisation adaptée aux micro-réseaux hybrides. Cet algorithme permet

d’améliorer la gestion de la puissance, de réduire les perturbations liées à l’intermittence

du photovoltaïque et d’assurer une meilleure stabilité du système en présence de

charges variables et de sources multiples. Les résultats de simulation montrent que

l’intégration optimisée du système photovoltaïque permet une réduction significative de la
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consommation de diesel et des émissions associées, tout en maintenant des performances

satisfaisantes en termes de qualité de l’énergie et de continuité de service. Cette étude met

ainsi en évidence l’intérêt technique, environnemental et économique d’une intégration

optimisée du photovoltaïque dans les micro-réseaux isolés du Nord canadien.
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ṁc : Débit massique du carburant (gasoil) consommé (kg/s).

PCC : Puissance calorifique du carburant (kW).

Pgasoil : Pouvoir calorifique massique du gasoil (kJ/kg).
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Chapitre 1 - Introduction

1.1 Contexte général

Dans les régions rurales ou zones éloignés, les coûts élevés liés à l’expansion du réseau

électrique poussent les institutions à explorer d’autres options. Parmi celles-ci, l’utilisation

de groupes électrogènes diesel qui est souvent considérée comme une alternative

fiable. Cependant, cela entraîne des inconvénients environnementaux et pratiques pour

les utilisateurs. Ces systèmes ont des coûts élevés de fonctionnement et présentent

des inconvénients tels que : la dépendance aux combustibles fossiles, le problème

d’approvisionnement en carburant, la maintenance coûteuse, les nuisances sonores et les

émissions de gaz à effet de serre. Les récentes discussions lors de la COP28 à Dubaï

tendaient vers une accélération de la transition énergétique en s’engageant vers une

utilisation à grande envergure des énergies renouvelables et de l’efficacité énergétique [2].

Avec l’approbation des signataires qui s’engagent à travailler ensemble pour tripler la

capacité mondiale installée de production d’énergie renouvelable pour la porter à au

moins 11000 GW d’ici 2030 et à collectivement doubler le taux annuel moyen mondial

d’amélioration de l’efficacité énergétique, passant d’environ 2% à plus de 4% chaque

année jusqu’en 2030 [2]. En 2023 les USA et le Canada se sont engagés à renouveler

et à accélérer leurs efforts conjoints pour lutter contre la crise climatique et accroître

les retombées économiques de leur collaboration [3]. Ils ont réaffirmé leur engagement

respectif à mettre en place des secteurs de production d’électricité carboneutres d’ici

2035 [3]. Au Canada l’accès à l’électricité dans les territoires du Nord-Ouest reste

un challenge pour les compagnies d’électricité. Les coûts de production d’électricité

(soit 0,4196 CAD/kWh en 2022) [4] sont beaucoup plus élevés par rapport aux autres

régions, tandis qu’au Québec le prix de vente est de 0,0847 CAD/kWh. La production

énergétique en 2022 dans les T.N.O était estimée seulement à 54867 MWh, avec une
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puissance totale installée de 208 MW dont 142 MW avec l’énergie thermique. Ces zones

n’étant pas productrices de pétrole [4], l’approvisionnement en carburant est très cher à

cause des conditions d’accès difficiles notamment en hiver. D’autre part les territoires

du Nord-Ouest se sont engagés à réduire d’ici 2030, leurs émissions de gaz et effet de

serre (GES) de 30% par rapport aux niveaux de 2005, ce qui se traduit par un objectif

absolu de 1 094 kt de CO2 en 2030 [5]. Face à cette problématique, l’hybridation des

centrales thermiques dans ces zones avec des sources d’énergies renouvelables pourrait

contribuer à réduire les coûts d’exploitation grâce à la réduction de la consommation

de carburant, l’augmentation de l’efficacité du système, la réduction du bruit et des

émissions [6], [7]. Selon la référence [8], pour un besoin de 445 kWh/j, l’option

Photovoltaïque/Génératrice-diesel/Batterie/Onduleur offre la meilleure pénétration des

ressources renouvelables (fraction renouvelable la plus élevée soit 53,25%. Le coût

actualisé de l’énergie le plus bas était (0,286 $/kWh) et les émissions de dioxyde de

carbone (CO2) étaient les plus faibles pour le même besoin soit (67756 kg CO2/an) [8].

Cependant, ces critères de performance indiqués valables seulement pour cette demande

d’énergie. Pour un système hybride de type PV-diesel connecté au réseau la stabilité du

réseau pourrait être une problématique qu’il faudrait considérer encore.

Cette étude vise à optimiser le dimensionnement du système afin de réduire le coût

global, de limiter les émissions de CO2 et d’assurer une intégration stable au réseau.

1.2 Objectifs

Ce projet vise à développer une stratégie d’optimisation des systèmes

Photovoltaïque-diesel. Les parts fractionnelles optimales de pénétration du photovoltaïque

avec stockage et du générateur diesel sont trouvées pour n’importe quelle centrale hybride
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constituée du PV et de thermique, et la part d’émission de CO2 évité sera estimée.

1.3 Méthodologie

Afin de mener cette étude nous procéderons de la manière ci-après définie :

• Faire une recherche bibliographique des systèmes photovoltaïque-diesel ;

• Rechercher le coût du kW de toutes les composantes et opérations d’une centrale

hybride ;

• Proposer une fonction économique combinant tous les coûts de la centrale pendant

sa durée de vie ;

• Fixer des contraintes de fonctionnement de la centrale ;

• Établir un programme sous MATLAB/Simulink de la fonction économique avec

les différentes contraintes ;

• Définir des puissances nominaux et trouver les parts fractionnelles du PV avec

stockage et du générateur diesel ;

• Évaluer l’influence du choix des puissances nominales normalisées des

équipements sur les fractions optimales du système.



Chapitre 2 - Introduction à l’optimisation des systèmes hybrides

PV-diesel

2.1 Définition d’un système hybride

Un Système d’Énergie Hybride (SEH) est un système qui associe au moins

deux technologies complémentaires : une ou plusieurs sources d’énergie classiques,

généralement des générateurs diesel, et au moins une source d’énergie renouvelable [9],

[10]. Les énergies renouvelables comme le photovoltaïque ou l’éolienne ne fournissent pas

une source continue. Avec un bon stockage on pourrait obtenir de l’énergie en continuité.

Les SEH sont généralement autonomes par rapport aux grands réseaux interconnectés et

sont souvent utilisés dans les régions isolées. Le but d’un SEH est d’assurer l’énergie

demandée par la charge et si possible de produire le maximum d’énergie à partir des

sources d’énergies renouvelables, tout en maintenant la qualité de l’énergie fournie. D’un

point de vue technologique, la fiabilité n’est pas seulement une question de respect des

normes pour l’alimentation en électricité, mais aussi de maintenance, compte tenu des

conditions particulières des régions isolées. Il existe trois principaux types de systèmes

hybrides possibles pour produire l’électricité:

• Systèmes hybrides d’énergies renouvelables pures

Dans ce système, l’électricité est produite par une combinaison entre les énergies

renouvelables (solaire, éolienne, hydroélectricité, géothermique. . .).

• Systèmes hybrides mixtes

L’électricité est produite grâce à une complémentarité entre une source d’énergie

renouvelable et une source d’énergie fossile.

• Systèmes hybrides d’énergies fossiles pures

L’électricité est produite par une combinaison entre les énergies fossiles (gaz,
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charbon, fuel. . .).

La figure 2.1 présente la configuration générale d’un système hybride de production

d’électricité [11].

Source 
d’énergie 

renouvelable

Source 
d’énergie non-
renouvelable

Stockage

Bus CA/CC Bus CA/CC

Figure 2.1 : Configuration d’un système hybride.

Les sources d’énergie renouvelables et non renouvelables sont connectées au système

à travers des convertisseurs de puissance comprennent des redresseurs (CA/CC), des

onduleurs (CC/CA) ou des hacheurs (CC/CC) permettant d’adapter les niveaux de tension

et de courant. Un système de stockage, généralement constitué de batteries, est relié au

bus via un onduleur bidirectionnel afin de stocker l’énergie excédentaire ou de fournir de

l’énergie en cas de besoin. L’ensemble des sources est interconnecté par des bus CA ou

CC qui assurent la distribution de l’énergie vers les différentes charges. Le système peut

également être connecté au réseau électrique pour échanger les flux énergies selon les

besoins du système. La suite de notre étude portera sur les systèmes hybride PV-diesel.
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2.2 Problématique d’optimisation des systèmes hybrides PV-diesel

L’optimisation des systèmes hybrides reste un défi pour les acteurs de la transition

énergétique. Plusieurs études ont été réalisées dans ce sens. L’optimisation économique

constitue l’une des méthodes les plus fréquemment utilisées. Elle se base en général

sur l’étude sur le cycle de vie « life-cycle cost » du projet. Selon [12] une forme de

calcul économique qui permet une comparaison directe des coûts induits par les diverses

solutions envisagées. Dans ce type de calcul, les coûts initiaux ne sont pas les seuls à être

pris en compte, tous les coûts futurs sur la durée de vie de l’installation sont également

envisagés, ceux-ci comprennent la maintenance et l’exploitation O&M, les dépenses en

carburant, les remplacements de certains équipements du système. La période d’analyse

sera la durée de vie du sous-système qui bénéficie de la plus longue durée de vie. Pour

établir une comparaison valable, tous les coûts qui interviendront ultérieurement au jour

de l’installation devront être ramenés à leur coût du jour de l’installation ou autrement dit

“actualisés” ils sont généralement faits à travers des outils d’optimisation.

2.3 Outils de conception d’optimisation et de dimensionnement des systèmes

hybrides

La conception des systèmes hybrides demande l’usage des outils logiciels pour

assurer une optimisation technique et économique du système. Cependant de nombreux

logiciels ont été développés à ce jour pour faciliter la conception optimisée des systèmes

hybrides, [13]; tout dépend de la configuration du système à concevoir. On distingue

plusieurs configurations de systèmes hybrides. Selon une étude [14] on dénombre environ

19 outils d’évaluation des systèmes hybrides tels que HOMER, Hybrid2, RETScreen,

iHOGA, INSEL, TRNSYS, iGRHYSO, HYBRIDS, RAPSIM, SOMES, SOLSTOR,

HySim, HybSim, IPSYS, HySys, Dymola/Modelica, ARES, SOLSIM, et Hybrid Designer
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[13, 15, 16]

HOMER (Hybrid Optimization Model for Electric Renewables)

Logiciel développé par le NREL (National Renewable Energy Laboratory) aux USA [17].

Le logiciel est adapté pour la réalisation rapide des études de préfaisabilité technique et

économique des systèmes hybrides en site isolé ou connecté au réseau. HOMER utilise

en entrée les différentes options technologiques, les coûts des composants, la disponibilité

des ressources, les données du fabricant, etc. pour simuler différentes configurations de

système et génère en sortie des résultats comme une liste de configurations possibles triées

par ordre croissant du coût de Cycle de vie (Life Cycle Cost). Le pas de temps est d’une

heure et une simulation est faite pour un an, soit 8760 heures.

HYBRID2

HYBRID2 est un logiciel de simulation précise des systèmes hybrides. Il a été développé

par le RERL (Renewable Energy Research Laboratory de l’Université de Massachusetts

aux USA) avec le soutien du NREL [18]. HYBRID2 est un modèle informatique de séries

chronologiques probabilistes et utilise des méthodes statistiques pour tenir compte des

variations inter-pas de temps. Il permet de simuler et de prédire les performances détaillées

à long terme de divers systèmes hybrides, HYBRID2 peut faire des simulations à pas de

temps variant de 10 min à 1 heure.

HOGA (Hybrid Optimization by Genetic Algorithm)

HOGA est un logiciel d’optimisation des systèmes hybrides programmé en C++,

développé à l’Université de Zaragoza en Espagne. HOGA est utilisé pour le

dimensionnement optimal du système d’énergie hybride qui peut inclure un système

photovoltaïque, une éolienne, une turbine hydroélectrique, des piles à combustible, des

réservoirs H2 et électrolyseurs, des batteries de stockage, un générateur diesel etc.
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L’optimisation est réalisée à partir d’un algorithme multi ou mono-objectifs. Le pas de

temps de simulation est de 1 h.

TRNSYS (Transient Energy System Simulation Program)

TRNSYS est un logiciel de simulation des systèmes énergétiques développé par

l’Université de Wisconsin et l’Université du Colorado, aux USA. TRNSYS était

initialement développé pour simuler les systèmes d’énergie thermique, mais au fil des

années , il a intégré des modules pour la simulation des systèmes hybrides avec une grande

précision [19].

RAPSIM (Remote Area Power Supply Simulation))

RAPSIM [20] est un logiciel développé par l’université de Murdoch en Australie. Ce

logiciel est utilisé pour sélectionner un système hybride PV-éolien-diesel-batteries. Il

permet d’évaluer le coût du cycle de vie des systèmes et de les comparer.

SOMES (Simulation and Optimization Model for Renewable Energy Systems)

SOMES est un logiciel développé à l’Université d’Utrecht (Pays-Bas). Il permet

de simuler la performance des systèmes hybrides constitués de sources d’énergie

renouvelable (photovoltaïque et éolienne), un générateur diesel, les batteries de stockage

etc [21]. Bien que l’état de développement et d’utilisation de certains de ces outils

demeure peu connu, notamment (notamment INSEL, HYBRIDS, SOLSTOR, HybSim,

IPSYS, HySys, ARES et RAPSIM) [13], il convient de souligner l’intérêt croissant

porté au développement d’outils de conception et d’optimisation des systèmes hybrides.

L’algorithme de gestion de puissance développé repose sur les principes suivants :

1. Assurer en temps réel l’équilibre de puissance en stockant ou en injectant dans le

réseau l’excédent d’énergie et en mobilisant le générateur diesel (DG) ou le réseau

pour satisfaire les charges hautement prioritaires dans les situations critiques.
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2. Préserver les performances de la batterie en évitant des conditions de

fonctionnement susceptibles d’entraîner sa dégradation.

3. Optimiser la taille du système et privilégier l’alimentation des charges à partir

de sources renouvelables, en réduisant au maximum l’utilisation du réseau

ou du générateur diesel. À cette fin, un indice de priorité est attribué aux

charges, permettant au réseau ou au DG d’intervenir uniquement pour les charges

prioritaires en cas de besoin critique.

4. Planifier le démarrage du générateur diesel à des moments stratégiques afin de tirer

parti des périodes de prix élevés pour vendre de l’énergie au réseau.

2.4 Revue de la littérature

Plusieurs travaux ont porté sur l’optimisation des systèmes hybrides PV–diesel dans

différents contextes géographiques. Ainsi, [22] ont évalué la faisabilité de ces systèmes

pour l’électrification des zones rurales et semi-urbaines au Nigeria. Cette étude est citée

à titre d’exemple international illustrant les défis liés à l’approvisionnement énergétique

des zones isolées, notamment la réduction de la consommation de carburant et des

coûts d’exploitation, problématiques également rencontrées dans certaines communautés

éloignées du Nord canadien. Le système hybride PV/génératrice-diesel/batterie étudié

était économiquement plus viable qu’un générateur diesel seul dans le nord du Nigéria.

Avec un coût actualisé de l’énergie entre 0,348 $/kWh et 0,378 $/kWh (selon le taux

d’intérêt), il reste plus avantageux que le diesel seul, dont le coût varie entre 0,417 et

0,423 $/kWh. En plus de l’économie réalisée, le système hybride permet une réduction

significative des émissions de gaz à effet de serre. L’étude a aussi analysé l’impact

du taux d’intérêt et du coût du système PV, ainsi que la comparaison avec les tarifs

de l’électricité connectée au réseau. Une autre étude [23] a été effectuée dans une
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communauté rurale du nord de la Cisjordanie à l’aide du logiciel d’optimisation hybride de

ressources énergétiques multiples (HOMER). Cette étude a montré l’analyse comparative

de trois systèmes énergétiques : diesel seul, PV/batterie et hybride PV/diesel/batterie.

Le système hybride est le plus économique avec un coût de l’énergie de 0,285 $/kWh,

grâce à une part renouvelable élevée (88,6%). Le PV seul a un coût de l’énergie (COE)

de 0,33 $/kWh, tandis que le diesel seul est le plus coûteux à 0,672$/kWh. L’adoption

de ce système hybride permettrait aux clients de réduire leur facture d’électricité de

22% par rapport au diesel seul. Les investisseurs récupéreraient leur capital en 7,58

ans avec un bénéfice de 44 698 USD en fin de projet. De plus, le système hybride

diminue les émissions annuelles de CO2 de 8,262 tonnes, offrant une solution durable

tant sur le plan économique qu’environnemental pour l’électrification rurale. Une étude

a été réalisé sur l’analyse de l’impact de l’intégration du PV sur la performance d’un

micro-réseau hybride PV-diesel en milieu arctique à Colville Lake, NT (Territoires du

Nord-Ouest du Canada) [24]. La communauté étudiée présente une charge maximale

de 161 kW, une charge minimale de 30 kW et une charge moyenne de 73 kW, pour

une consommation annuelle de 640 MWh. Les auteurs ont évalué différents niveaux

d’intégration du photovoltaïque dans un micro-réseau diesel. Dans la configuration

de référence, la puissance photovoltaïque installée est limitée à environ 40 % de la

charge de pointe afin de préserver la stabilité du réseau. Deux solutions ont ensuite été

analysées pour accroître cette pénétration : l’utilisation d’un groupe électrogène diesel

de plus faible puissance, permettant une augmentation de la contribution énergétique

du PV, et la valorisation des surplus photovoltaïques pour le préchauffage de l’eau

chaude sanitaire. Cette dernière solution s’est révélée particulièrement efficace, permettant

au photovoltaïque de couvrir jusqu’à 23 % des besoins énergétiques annuels de la

communauté. Une étude portant sur l’analyse complète d’un système énergétique hybride
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(HES) pour répondre à la demande de charge d’une communauté rurale et vallonnée hors

réseau au Bangladesh a été effectuée dans la référence [25]. Différentes configurations

de systèmes hybrides (PV/PHS, Diesel/PHS et PV/Diesel/Batterie) ont été analysées et

optimisées avec HOMER en fonction du coût de l’énergie, du coût net actualisé et des

émissions de CO2. L’évolutivité du système est également analysée en faisant varier la

demande de charge et la taille du générateur afin d’évaluer sa capacité d’adaptation et sa

performance économique. Les résultats indiquent que le coût de l’énergie d’un système

hybride intégrant un stockage hydraulique par pompage (HES à pompe), avec un seul

générateur diesel est plus élevé (0,27 $/kWh) que celui avec deux petits générateurs

(0,24 $/kWh). Le coût de l’énergie pour le système PV/Diesel/PHS optimisé (0,27

$/kWh) s’avère significativement inférieur à ceux des options PV/PHS (0,43 $/kWh)

et Diesel/PHS (0,41 $/kWh). Cette recherche identifie que le système PV/Diesel/PHS

est plus rentable que le système hybride PV/Diesel/Batterie, avec un coût de l’énergie

de 0,34 $/kWh. Les résultats montrent que l’approche d’optimisation par algorithme

génétique (GA) permet d’obtenir une solution plus rentable et plus durable que celle

obtenue à l’aide du logiciel HOMER. D’autres auteurs [26] ont travaillé sur l’intégration

de systèmes solaires photovoltaïques avec des générateurs diesel pour l’électrification des

zones rurales et éloignées dans le but d’élargir l’accès à l’électricité dans la région de

l’Afrique subsaharienne. Cette technique appelé Flexy-Energy a été développée à l’École

d’Ingenerie 2ie à Kamboisé au Burkina-Faso. Le prototype est composé d’un système

PV de 2,85 kWc, d’un onduleur monophasé de 3,3 kW et d’un générateur diesel de 9,2

kW. Deux bancs de charge résistifs d’environ 4 kW chacun sont utilisés pour simuler les

profils de charge. Les résultats expérimentaux indiquent que la production PV entraîne une

élévation de la tension du réseau, particulièrement lorsque la génération PV est maximale

et la demande minimale. Dans un système hybride PV/Diesel, il est crucial d’équilibrer la
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puissance PV connectée à chaque phase du générateur. L’étude met aussi en évidence que

des onduleurs bien conçus limitent efficacement les harmoniques de tension et la distorsion

du courant, même en cas de forte pénétration PV.

Dans le contexte canadien, plusieurs travaux ont porté sur l’intégration des énergies

renouvelables dans les réseaux isolés du Nord. À ce titre, l’entreprise CIMA+ a été

mandatée par le gouvernement des Territoires du Nord-Ouest (GTNO) pour effectuer

une analyse de pénétration des énergies renouvelables sur les réseaux de distribution

électrique de Fort Liard, Fort Simpson, Tulita, Łutselk’e et Inuvik [27]. L’objectif de

l’étude était de déterminer la pénétration maximale des énergies renouvelables pour

ces cinq communautés. Cette analyse se composait de deux phases principales : la

première évalue les impacts à l’état stable de l’augmentation de la pénétration des

énergies renouvelables, notamment à travers l’étude des flux de charge et des harmoniques.

La seconde phase vérifie les réponses dynamiques du réseau lors de la connexion et

déconnexion des systèmes d’énergie renouvelable. L’analyse a révélé qu’une pénétration

de 75 % d’énergies renouvelables n’est pas réalisable sans stockage d’énergie, la limite

technique étant de 45 % pour garantir la stabilité du réseau et la qualité de l’énergie.

Toutefois, ces résultats ne prennent pas en compte les aspects financiers.

2.5 Conclusion

À travers ces études, on peut constater que le système PV–diesel présente de bonnes

performances tant sur le plan technique qu’économiques. Plusieurs auteurs ont ainsi

travaillé sur l’optimisation de ce système en utilisant différentes méthodes. Beaucoup

d’auteurs ont utilisé des logiciels d’optimisation comme HOMER, qui semblent offrir de

bonnes performances. Quelques études se sont intéressées à l’impact de l’intégration des

énergies renouvelables sur le réseau, notamment dans les régions du Nord. Cependant,
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rares sont celles qui ont analysé simultanément l’intégration technique et l’aspect

économique afin de déterminer les proportions optimales de ces différentes sources. Cet

aspect constitue le principal champ de notre recherche. La suite de notre étude sera

focalisée sur les Territoires du Nord Canadien (N.T.O) principalement la ville de Colville

Lake.



Chapitre 3 - Étude de faisabilité technico-économique et

dimensionnement optimal d’un système hybride PV–diesel : cas de

Colville Lake, Nord-Ouest du Canada

Dans ce chapitre, nous présentons tout d’abord une description générale de la zone

d’étude afin de mieux comprendre ses caractéristiques géographiques, climatiques et

énergétiques. La communauté de Colville Lake, située dans les Territoires du Nord-Ouest

du Canada, a été retenue comme cas d’application en raison de son isolement énergétique

et de sa forte dépendance aux groupes électrogènes diesel.

Par la suite, une analyse du potentiel solaire de cette localité est réalisée afin d’évaluer

la faisabilité technique de l’intégration d’une centrale photovoltaïque au système de

production existant. Cette étude permet d’apprécier la contribution potentielle de l’énergie

solaire à la réduction de la consommation de carburant et des émissions de gaz à effet de

serre.

Sur la base des caractéristiques de la charge et des ressources énergétiques

disponibles, une méthodologie de dimensionnement est ensuite appliquée afin de

déterminer la configuration optimale du système hybride PV–diesel. Le dimensionnement

des principaux composants est effectué, notamment le générateur photovoltaïque, les

convertisseurs électroniques de puissance, le système de stockage par batteries ainsi que

les groupes électrogènes diesel.

Enfin, les performances technico-économiques de la configuration retenue sont

analysées et les principales contraintes liées à l’intégration de systèmes photovoltaïques

en milieu nordique sont discutées. Le chapitre se termine par une synthèse des résultats

obtenus et des perspectives offertes par l’hybridation photovoltaïque des réseaux isolés du
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Nord canadien.

3.1 Description de la zone d’étude

Les Territoires du Nord-Ouest Canadien sont des territoires fédéraux du Canada

ils comprennent trois régions géographiques principales : l’archipel Arctique au nord,

l’Arctique (les terres continentales) et la région de la vallée du Mackenzie. L’Arctique,

parfois appelé Barren Lands (terres stériles), se trouve au Nord-Est de la limite forestière,

et la région de la vallée du Mackenzie se trouve à l’Ouest. Considérée comme la 11ème

région la plus peuplé du Canada avec une population de 41070 habitants (en 2021) et une

superficie de 1346106 km2 (dont 1183085 km2 de terres et 163021 km2 d’eaux) formant

13,5% de la superficie totale du Canada, sa capitale s’appelle Yellowknife le PNB de la

zone est de $4,4 milliard (2015) [28].

• Présentation de Colville Lake

Colville Lake est une localité canadienne située au nord-ouest de Yellowknife, à

une latitude de 67°02’N et une longitude de 126°07’W. Les langues parlées sont

l’anglais et le North Slavey. Considérée comme l’une des communautés les plus

traditionnelles des Territoires du Nord-Ouest, elle se trouve sur le territoire ancestral des

Dénés North Slavey. Son développement communautaire n’a réellement débuté qu’en

1962 avec l’établissement de la mission catholique romaine. L’économie locale repose

principalement sur la chasse, la pêche et le tourisme [29]. La population était estimée à 110

habitants selon le recensement de 2021 décrit dans le Canadian Encyclopedia [30]. Trois

sociétés fournissent de l’électricité dans la région : la Société d’énergie des Territoires

du Nord-Ouest (NTPC), Northland Utilities Enterprises Ltd (NUL) et Imperial Oil Ltd

qui vend du gaz naturel à NTPC à des fins de distribution à Norman Wells, un champ de
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pétrole dans les Territoires du Nord-Ouest. La figure 3.1 représente la carte des Territoires

du Nord-Ouest du Canada.

Figure 3.1 : Carte des Territoires du Nord-Ouest du Canada

3.2 Potentiel solaire de Colville Lake

La zone d’étude retenue est Colville Lake (latitude 67◦10′N, longitude 126◦00′W).

Les données climatiques utilisées ont été extraites du logiciel RETScreen. Ce logiciel

permet l’identification, l’évaluation et l’optimisation complète de la viabilité technique et

financière des projets d’énergies renouvelables et d’efficacité énergétique.

RETScreen exploite une base de données mondiale des conditions climatiques

provenant de plus de 6 700 stations météorologiques au sol, complétée par des données

satellitaires de la NASA. Il intègre également une base de données de références, une base

de données de projets, une base de données hydrologiques ainsi qu’une base de données

de produits. Les données ainsi recueillies sont présentées dans le tableau 3-1 ci-dessus.



17

Tableau 3-1 : Données climatiques de Colville Lake sur 30 ans

Mois Température (°C) Humidité (%) Rayonnement
(kWh/m²/j)

Vent (m/s)

Janvier -27,4 73,1 0,04 2,2
Février -25,4 73,7 0,50 2,4
Mars -21,7 72,6 1,94 2,8
Avril -10,1 71,7 3,99 3,1
Mai 0,9 71,8 5,62 3,5
Juin 10,7 66,8 6,51 3,9
Juillet 14,5 68,7 5,70 4,3
Août 11,3 77,9 3,94 4,4
Septembre 4,6 82,8 2,23 4,4
Octobre -5,4 88,1 0,86 3,8
Novembre -17,4 83,1 0,12 2,8
Décembre -23,2 77,4 0,00 2,4
Moyenne -7,3 75,7 2,63 3,3

Les données de rayonnement solaire, température de l’air et de la vitesse du vent sont

des paramètres importants dans la réalisation d’un projet d’énergies solaire. Nous avons

ainsi tracé les courbes caractéristiques de ces données sur la Figure suivante:
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Figure 3.2 : Courbe du rayonnement et de la vitesse du vent de Colville Lake

Nous pouvons observer des rayonnements solaires considérables obtenus aux mois de

Mai, Juin et Juillet correspondant à l’été, ceci est dû à la longue durée des hivers dans la

zone.

Les meilleurs potentiels solaires dans notre zone d’étude se situe en été avec un pic de 6,51

kWh/m2/j obtenu en Juin et une moyenne de 2,63 kWh/m2/j. La zone est plutôt ventilée

avec un maximum de 3,6m/s obtenus pendant deux mois de l’année. La plus faible vitesse

est obtenue en Août et Septembre soit 4,4 m/s. L’humidité relative moyenne observé dans

la zone est de 75,7°C avec une température moyenne de l’air -7,3°C.

La zone d’étude dispose également d’un potentiel éolien. Ce potentiel désigne la

quantité théorique d’énergie éolienne disponible sur un site donné. Il est principalement lié

à l’intensité et à la régularité des vents, lesquels ne doivent être ni trop forts (≥ 25 m/s), ni

trop faibles (≤ 2 m/s). La vitesse du vent est considérée à une hauteur de de 10 m au-dessus

du sol, correspondant à la hauteur de référence standard des stations météorologiques

utilisée dans le logiciel RETScreen. Par ailleurs, la variation de la température de
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l’air constitue un paramètre déterminant dans tout projet d’énergie solaire. En effet, la

température influence directement les performances des modules photovoltaïques ; ce

paramètre est donc pris en compte lors du dimensionnement du système, conformément

aux travaux rapportés dans la littérature [31, 32].

De manière générale, notre zone d’étude a un ensoleillement moyen durant 5 mois de

l’année ce qui pourrait avoir un impact durant les autres mois de l’année notamment la

longue période d’hiver. Étant donné que nous sommes avec un système hybride l’ajout

d’un dispositif de stockage pourrait être parfait pour un tel projet. Ces aspects rendent la

localité très favorable à une hybridation des centrales diesel avec le solaire photovoltaïque.

3.3 Les applications de l’énergie solaire

Considérée comme une énergie propre, économique et environnementale, l’énergie

solaire suscite un intérêt particulier car elle peut favoriser la diversification et

l’indépendance énergétique d’un pays. Elle fait partie intégrante des stratégies

d’implantation d’énergies alternatives malgré les limites qu’elle peut présenter : son

caractère aléatoire, son rendement et son intrusion dans les paysages naturels.

3.3.1 Les avantages de l’énergie solaire photovoltaïque

La technologie photovoltaïque présente un grand nombre d’avantages à savoir :

- Une fiabilité, elle ne comporte pas de pièces mobiles qui la rendent particulièrement

appropriées aux régions isolées. D’où son utilisation sur les engins spatiaux.

- Le caractère modulaire des panneaux photovoltaïque permet un montage simple et

adaptable à des besoins énergétiques divers. Les systèmes peuvent être dimensionnées

pour des applications de puissance allant du milliwatt au Mégawatt.



- Le coût de fonctionnement est faible vu les entretiens réduits et ils ne nécessitent ni

combustible, ni personnel hautement spécialisé.

- Enfin la technologie photovoltaïque présente des qualités sur le plan écologique car le

produit fini est non polluant, silencieux et n’entraîne aucune perturbation du milieu, elle

demande souvent de l’espèce pour les installations de grandes dimensions.

3.3.2 Les inconvénients de l’énergie solaire photovoltaïque

Les inconvénients de l’énergie solaire sont entre autre :

- La fabrication du module photovoltaïque relève de la haute technologie et requiert

des investissements d’un coût élevé.

- Le rendement réel de conversion d’un module est faible (la limite théorique pour une

cellule au silicium est de 28%).

- Les générateurs photovoltaïques ne sont pas compétitifs par rapport aux générateurs

diesels que pour des faibles demandes d’énergie en région isolée.

- Enfin, lorsque le stockage de l’énergie électrique sous forme chimique (batterie)

est nécessaire, le coût du générateur photovoltaïque est accru. La fiabilité et les

performances du système restent cependant équivalentes pour autant que la batterie et

les composants de régulations associés soient judicieusement choisis. Dans ce chapitre,

nous allons dimensionner notre système de façon optimale, pour cela nous aborderons

une méthodologie de dimensionnement afin d’effectuer ce travail. Le dimensionnement

de chaque composant du système serait effectué à savoir celui du système photovoltaïque

(panneaux PV, convertisseur régulateur et batteries) et groupe électrogène thermique.
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3.4 Dimensionnement en fonction du coût du système

Étant donné que le coût du système total serait la somme des différents éléments

constituants le système pendant son fonctionnement, nous estimerons ainsi tous les coûts

des équipements rentrant dans la conception d’un système PV-diesel.

3.4.1 Panneaux solaire PV

- Les coûts d’investissement de l’énergie solaire PV

La détermination du coût du kWc des panneaux solaires reste variable selon les régions

et les modèles de modules. Cependant beaucoup d’auteurs se sont intéressés à cette

problématique qui reste très important avant l’implantation d’un système solaire. Les

prospectives de l’AIE (2008) et les « roadmaps » des organismes officiels des différents

pays nous ont permis de connaître l’évolution des coûts des panneaux solaires dans le

monde. Elles considèrent que toutes les technologies vont progresser et qu’aucune ne va

définitivement dominer les autres dans le futur, avec par exemple une répartition possible

du marché par moitié entre le silicium cristallin et les couches minces en 2020. Elle

considère que le coût du système basé sur les cellules en carbure de silicium (SiC),

estimé à 4100 C/kWc (soit 6250 $/kWc) en 2006, devrait diminuer pour atteindre environ

3400 C/kWc (4400 $/kWc) en 2010, puis se situer dans une fourchette de 1500 à

1700 C/kWc (1900 à 2200 $/kWc) à l’horizon 2020, avant de converger progressivement

vers un coût moyen d’environ 1000 C/kWc (1300 $/kWc) à l’horizon 2040–2050.

Selon [33], le coût d’investissement d’un système solaire photovoltaïque se situait

entre 3000 et 5000 C/kW. Par ailleurs, le prix des panneaux photovoltaïques diminue

en moyenne d’environ 4% par an depuis près de quinze ans, principalement grâce aux

effets d’échelle et à l’industrialisation des procédés de fabrication.
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D’après [34] la première baisse substantielle des coûts des modules PV a eu lieu au

milieu des années 1970, lorsque le PV est passé des applications spatiales aux applications

terrestres, ce qui a permis de réduire la demande en matière de qualité et de fiabilité

des appareils. Cette réduction des coûts a conduit à une baisse des prix des modules

c-Si de 90$/Wc en 1968 à 15$/Wc en 1978. Par la suite, les coûts du c-Si ont continué

à diminuer au fil du temps, et l’augmentation de l’efficacité des appareils et l’échelle

de fabrication ont été jugées comme les principaux moteurs de réduction des coûts,

représentant respectivement 30% et 40% de la réduction [34]. Cette étude, menée en mars

2012, indiquait respectivement un coût de 2,29 $/kWc pour les panneaux photovoltaïques

aux États-Unis et de 2,17 C/kWc en Europe. Par ailleurs, le prix de détail des modules

photovoltaïques en silicium cristallin était estimé en 2012 à 1,10 $/Wc (0,81 C/Wc),

tandis que celui des modules à couche mince s’établissait à 0,84 $/Wc (0,62 C/Wc) [34].

Selon le Central Electricity Regulatory Commission (CERC) dans son rapport 2015-16

[35] et [34] le plus faible coût du silicium cristallin détaillant est de 0,49 $/Wc et

celui du module film fin est de 0,49 $/Wc. Selon une étude du Solar capital cost

projections for Canada (CER,2020) [36]. Le rapport sur l’avenir énergétique du Canada

publié a estimé les scénarios d’évolution à court et à long terme des projets éoliens et

solaires au Canada. Ces chiffres prédisent clairement que les coûts d’investissement des

projets solaires augmenteront considérablement par rapport aux chiffres actuels. Les coûts

d’investissement devraient diminuer à un rythme d’environ 35% par décennie de 2020 à

2050. Dans ce projet le garanti des modules PV serait de 20 ans, après cela on procédera

au recyclage des panneaux. Le coût de recyclage n’est pas pris en compte dans notre

étude. A travers [36] nous observons que le prix des modules PV est évolutif, afin de

connaître le coût sur notre année d’étude on tracera une courbe de tendance. Ces données

sont présentées dans le Tableau 3-2 ci-dessous:
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Tableau 3-2 : Coûts des équipements solaire PV

Année Capital (US$/kW) % Baisse
2020 1131 –
2030 765 32,4%
2040 491 35,8%
2050 313 36,3%

Les courbes représentant l’évolution des coûts d’investissement des systèmes

photovoltaïques ainsi que leur tendance sont présentées à la figure 3.3.

Figure 3.3 : Courbes des coûts d’investissements PV

Nous observons une baisse du prix des modules photovoltaïques entre 2020 et

2050. Cette tendance est principalement attribuable aux avancées technologiques, aux

économies d’échelle et à l’amélioration des procédés de fabrication. La diminution des

coûts renforce ainsi la compétitivité et la faisabilité de l’intégration du photovoltaïque

dans les systèmes énergétiques du Nord canadien. La courbe de tendance obtenue permet

d’établir l’équation suivante :

Y1(x) =−27,28x+56190 USD (3.1)
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En considérant 1USD=1,35CAD en 2024 notre coût serait égal à :

Y1(x) =−36,83x+75856,5 CAD (3.2)

L’équation précédente décrit la tendance linéaire des coûts des modules photovoltaïques

observée entre 2020 et 2050. Sa validité est limitée à cette plage temporelle, les évolutions

futures des coûts étant susceptibles de s’écarter du modèle linéaire. Par conséquent, cette

relation ne doit pas être utilisée pour des extrapolations au-delà de l’horizon d’étude.

- Les coûts opération et de maintenance de l’énergie solaire PV

Le coût de d’opération est le coût de suivi pour la bonne marche des équipements. Tandis

que celui de maintenance du système solaire correspond au nettoyage des panneaux

photovoltaïques, à la maintenance de l’environnement (désherbage, etc.) et aux coûts de

supervision des appareils électroniques. Les coûts fixes d’exploitation et de maintenance

devraient être de l’ordre de 16 à 20 USD/kW [36], on estimera une valeur de 19 USD/kW

dans notre étude soit 25,65 CAD/kW. Les facteurs de capacité ne devraient toutefois pas

changer, bien que des améliorations technologiques soient attendues. Dans l’ensemble,

étant donné que les coûts d’investissement devraient diminuer, c’est un signe positif pour

que l’industrie progresse et installe davantage de projets solaires dans un avenir proche.

- Les coûts d’installation de l’énergie solaire PV

D’après [36] le coût des installations d’un grand système solaire avec des panneaux

solaires fixes de l’ordre de 50MW coûteront 1001 $/kWc et un faible coût de 753 $/kWc.

Selon les données de l’AIE de 2019 [37] sur la répartition des composants du système

au Canada, le coût moyen d’installation d’un système solaire connecté au réseau sur

le toit d’une capacité comprise entre 5 et 10 kW peut atteindre un maximum de 2400

CAD/kW. Nous ne disposons pas d’une valeur précise pour les grandes puissances. Dans
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notre projet les systèmes solaires utilisés seront supérieurs à cette puissance, sachant que le

coût d’installation diminue au fur et à mesure que la puissance du système augmente nous

prendrons la faible valeur d’installation qui est de 1200 CAD comme le coût d’installation.

3.4.2 Convertisseurs

Les convertisseurs jouent un rôle important dans l’installation des systèmes solaires

voir hybride ils permettent de fournir de l’énergie à la charge en courant alternatif.

Cependant pendant que le prix des modules solaires baisse de façon continue celui

des convertisseurs reste élevé. La durée de vie des convertisseurs est généralement

limitée à moins de 15 ans [38], pour limiter les risques nous fixerons le remplacement

des convertisseurs à (8) ans dans notre étude. Pour un système de 5kW à 10kW le

coût maximal du convertisseur est de 0,60 CAD/kW [37], comme nous prendrons des

puissances supérieures à la plage donnée et que le coût diminue proportionnellement à la

puissance nous prendrons également la faible valeur de 0,30 CAD/kW.

3.4.3 Batteries

La batterie rechargeable est l’une des technologies de stockage de l’énergie électrique

(EES) les plus utilisées dans l’industrie et la vie quotidienne. Un système BES se

compose d’un certain nombre de cellules électrochimiques connectées en série ou en

parallèle, qui produisent de l’électricité avec une tension souhaitée à partir d’une réaction

électrochimique. Chaque cellule contient deux électrodes (une anode et une cathode) avec

un électrolyte qui peut être à l’état solide, liquide ou filandreux/visqueux [39]. Une cellule

peut convertir de manière bidirectionnelle l’énergie électrique et chimique. Pendant la

décharge, les réactions électrochimiques se produisent simultanément aux anodes et aux

cathodes. Au circuit externe, les électrons sont fournis par les anodes et sont collectés
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aux cathodes. Pendant la charge, les réactions inverses se produisent et la batterie est

rechargée en appliquant une tension externe aux deux électrodes. Les batteries peuvent

être largement utilisées dans différentes applications, telles que la qualité de l’énergie,

la gestion de l’énergie, l’alimentation électrique de secours et les systèmes de transport.

La construction de systèmes BES prend un temps relativement court (environ 12 mois)

[40,41]. Le lieu d’installation peut être assez flexible, soit logé à l’intérieur d’un bâtiment,

soit à proximité des installations où cela est nécessaire. Actuellement, les temps de cycle

relativement faibles et les coûts de maintenance élevés ont été considérés comme les

principaux obstacles à la mise en œuvre d’installations à grande échelle. L’élimination ou

le recyclage des batteries mises au rebut doit être envisagé si des matériaux chimiques

toxiques sont utilisés [42]. Il existe différents types de batteries sur le marché les

plus connus sont : les batteries plomb-acide (Lead–acid batteries), Lithium-ion (Li-ion)

batteries, Sodium–sulfur (NaS) batteries, Nickel–cadmium (Ni-Cd) batteries. Notre choix

de batterie se portera sur la batterie lithium-ion. Grâce à son temps de réponse très court

(de l’ordre de la milliseconde), à sa forte densité énergétique (75 à 200 Wh/kg) et à sa

densité de puissance élevée (150 à 2 000 W/kg), la batterie lithium-ion constitue une

solution de stockage particulièrement adaptée aux systèmes où la rapidité de réponse,

la compacité et la réduction du poids des équipements sont des critères déterminants.

[41, 43–45]. Les batteries Li-ion ont également des rendements de cycle élevés, jusqu’à

97% [41, 44]. Les principaux inconvénients sont que la profondeur de décharge (DoD) du

cycle peut affecter la durée de vie de la batterie Li-ion et que le bloc-batterie nécessite

généralement un ordinateur embarqué pour gérer son fonctionnement, ce qui augmente

son coût global [46]. Le coût du stockage par batterie lithium-ion a fortement diminué au

cours de la dernière décennie, passant de 1 100 USD/kWh en 2010 à 156 USD/kWh en

2019, soit une baisse de 87% [47]. Cette tendance témoigne de la compétitivité croissante
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des technologies de stockage électrochimique.

Tableau 3-3 : Coûts des batteries obtenus à travers la littérature

Année Coûts d’investissement (USD/kWh)
2010 1100
2019 156
2023 100

Pour obtenir le coût des batteries à l’année d’étude et l’année de renouvellement on

déterminera l’équation de coût de la batterie :

Figure 3.4 : Courbes des coûts d’investissements PV

Nous remarquons que le coût des batteries lithium a connu une énorme baisse de son

coût d’achat de 2010 à 2019, certainement due à la forte demande de cette technologie qui

est la plus fiable. De 2019 à 2023 elle a légèrement baissé, la courbe de tendance nous

montre les prochaines chutes dans les prochaines années. A travers la courbe de tendance

nous avons ainsi obtenu l’équation du coût des batteries à travers l’équation suivante :

La fonction de coût du kWh des batteries suivant l’année x est ainsi déduite :

Cbatt(x) =−81,654x+165176 USD [USD/kWh] (3.3)
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Cbatt(x) =−110,23x+222987,6 CAD [CAD/kWh] (3.4)

N.B: Il convient de noter que cette équation de tendance n’est valide que sur la période

de données utilisée pour son établissement (2010–2024). Son extrapolation au-delà de cet

intervalle peut conduire à des estimations non réalistes et doit donc être interprétée avec

prudence.

Dans notre étude on prendra la valeur de 100 USD soit 134 CAD dans nos calculs. Le coût

du kW de PV est égal à :

CPV(x) =Cinv +COM +CR,0 +Cinst +Cbatt(x)+CR,batt(x) (3.5)

Avec COM, le coût de maintenance, CR,0, le coût de remplacement de l’onduleur tous les

8 ans, et CR,batt(x), le coût de remplacement des batteries prévu également tous les 8 ans à

partir de l’année de référence d’étude (2024).

3.4.4 La taxe carbone

La taxe Carbone est un impôt environnemental direct, proportionnel aux quantités de

dioxyde de carbone (CO2) émises lors de la production d’énergies. Au canada chaque

province possède sa politique de taxation de carbone. La taxe carbone appliquée dans les

Territoires du Nord-Ouest a connu une augmentation graduelle, passant de 20 CAD/t de

CO2 au 1er septembre 2019 à 50 CAD/t de CO2 au 1er juillet 2022, afin de respecter

les exigences minimales de tarification du carbone imposées par le cadre réglementaire

fédéral canadien [48]. La taxe sur le carbone est ajoutée au prix de détail au point d’achat,

elle ne s’applique pas aux personnes suivantes :

• Les Indiens et les bandes indiennes, tels que définis dans la loi sur les indiens

fédéraux, lorsqu’ils achètent ou prennent livraison de carburants dans les réserves des
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(T.N.O) ;

• Le carburant acheté par les forces militaires étrangères en vertu de la loi sur les forces

étrangères (Canada) ;

• L’utilisation de carburant pour l’aviation ;

• Et le carburant dans des contenants scellés et préemballés de dix litres ou moins.

À compter du 1er avril 2023 cette taxe a augmenté à la valeur de (65$/tonne) pour tous les

carburants de type essence, diesel, propane, naphta, butane, gaz naturel commercialisable

[48]. L’exploitation des groupes électrogènes cause une énorme émission de gaz à effet de

serre. Dans notre étude il serait intéressant de calculer le coût de pollution.

Connaissant le débit de CO2 l’émission horaire est donnée par la formule :

CCO2/h = ṁCO2 ×3600 (3.6)

Avec CCO2/h s’exprimant en kg/h.

t = τg ×24 (3.7)

avec τg la part fractionnelle de la génératrice diesel.

La consommation annuelle est donnée par la formule :

CCO2/annuel = ṁCO2 ×3600× t ×365 (3.8)

Avec CCO2/annuel s’exprimant en kg/an.

Le coût sur la durée de vie du projet est donné par la formule suivante:

CCO2/projet =
CCO2/annuel ×N ×100

1000
(3.9)
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Avec CCO2/projet s’exprimant en CAD.

Étant donné que le gouvernement des territoires du Grand Nord a appliqué une loi de

remboursement pour les producteurs d’électricité [48]. Cette loi stipule un remboursement

au point de vente versé aux services publics d’un montant équivalent à celui de la taxe

sur le carbone applicable au carburant utilisé pour produire l’électricité distribuée à leurs

clients. De ce fait le coût d’émission ne serait pas considéré dans notre étude.

Le débit de CO2 correspondant est donné par la relation :

ṁCO2 =
12×MCO2 × ṁC

MC12H23

(3.10)

ṁCO2 =
12×44× ṁC

MC12H23

(3.11)

On a finalement:

ṁCO2 =
528× ṁC

MC12H23

(3.12)

où :

• ṁCO2 : débit massique de dioxyde de carbone émis (kg/h) ;

• ṁC : débit massique de carbone contenu dans le carburant (kg/h) ;

• MCO2 : masse molaire du dioxyde de carbone, égale à 44 g/mol ;

• MC12H23 : masse molaire du carburant assimilé au dodécane (C12H23), exprimée en

g/mol ;

• 12 : nombre d’atomes de carbone contenus dans une molécule de C12H23 ;

À noter que la formule du gasoil (diesel) varie approximativement de C10H20 à C15H28.

Nous prendrons la moyenne qui est la suivante : C12H23.
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3.4.5 Les groupes électrogène

Un groupe électrogène est une machine permettant de transformer en électricité un

combustible primaire comme le fioul, le gaz, le biodiesel, les huiles végétales, etc [49]. Il

est constitué de deux composants principaux :

• Un moteur thermique transformant l’énergie primaire en énergie mécanique ;

• Un alternateur transformant l’énergie mécanique développée par le moteur thermique

en énergie électrique.

• Les générateurs diesel sont responsables de plusieurs émissions d’effluents. Dans les

gaz d’échappement d’un générateur diesel, les gaz les plus fréquents sont :

- Les oxydes d’azote (NOx) dont la teneur est exprimée en NO2 ;

- Le monoxyde de carbone exprimé en CO ;

- Le dioxyde de soufre exprimé en SO2 ;

- Les imbrûlés exprimés en CH4 ;

- Les poussières.

* Le coût d’opération et de maintenance “OM” du groupe thermique

Tout système de groupe thermique nécessite un suivi rigoureux pour son

opérationnalisation et une maintenance durant son cycle de vie. Selon [14] le coût de

maintenance d’un groupe de 77 kW est 0,71 C/h (1,09 CAD/kW) celui d’un groupe de

67 kW coûte 0,64 C/h (0,98 CAD/kW) et de 21 kW à 0,32 C/h (0,49 CAD/kW). À partir

de ces données, une courbe de tendance est tracée. L’équation du coût de maintenance est
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finalement obtenue :

COM(X) = 0,01393X +0,03024 C (3.13)

Avec 1C=1,49CAD et X la puissance de la géneratrice diesel en kW.

COM(X) = 0,021X +0,045 CAD (3.14)

Le groupe thermique ayant une durée de vie plus longue, il ne sera pas renouvelé pendant

notre projet.

COM/ j =COM(X)× t (3.15)

Avec t = τg ×24 et CO&M/ j le coût de maintenance journalier.

Le coût de maintenance final serait égal à :

COM/total =COM/ j(X)×365×N (3.16)

où N est le nombre d’années d’études.

* Le coût de fonctionnement du groupe thermique

Ce coût fait référence au coût de carburant utilisé pour la marche du système. Il serait

objet de calcul comme suit :

Peff = τg ×Pt (3.17)

où :

• Pt : est la puissance totale de la centrale PV-diesel (kW) ;

• Pe f f : puissance effective ou puissance électrique utile fournie par la génératrice
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diesel (kW) ;

• ηg : rendement global de la génératrice diesel.

Ensuite, la puissance calorifique du carburant est calculée en faisant le rapport de la

puissance effective par le rendement global du moteur, suivant l’expression suivante. Cette

puissance est obtenue pendant la combustion du carburant dans la chambre de combustion.

PCC =
Pe f f

ηg
(3.18)

Avec :

Pour un bon moteur, ce rendement est de l’ordre de 40 %. Cette valeur est couramment

admise dans la littérature pour les moteurs diesel modernes fonctionnant à proximité de

leur point de fonctionnement nominal. Cette hypothèse est cohérente avec les travaux de

l’ICCT [50], qui rapportent un rendement de conversion énergétique de 39,1 % pour un

moteur diesel de référence.

⇒ PCC =
τg ×Pt

0,4
(3.19)

On déterminera le débit massique ainsi par la relation :

ṁc =
Pcc

Pgasoil
(3.20)

Avec ṁc en kg/s,

Sachant que le pouvoir calorifique du gasoil est de 44800 kJ/kg,
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Le débit volumique du gasoil est :

ṁV =
ṁc

0,82
(3.21)

Avec 0,82 kg/L la densité du gasoil et ṁV le débit volumique en L/s.

La consommation en heure du gasoil est égale à :

Choraire = ṁV ×3600 (3.22)

Avec Choraire en L/h.

Le temps de fonctionnement étant :

t = τg ×24

Le coût annuel de fonctionnement du gasoil est :

Cfonc =Choraire × t ×365× cdiesel (3.23)

Avec : cdiesel en CAD, le coût d’un litre de gasoil.

Cfonc/total =Choraire × t ×365×N (3.24)

Le coût sur la durée de vie du projet serait égal à :

Ctotal/GE =Cinv +COM(x)+Cfonc/total (3.25)

Le coût total des équipements serait égal :

Ctotal =CPV (x)+Ctotal/GE
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Ctotal =Cinv +COM +CR,0 +Cinst +Cbatt(x)+CR,batt(x)+COM(x)+Cfonc/total(3.26)

• Ctotal : coût total du système hybride PV–diesel sur la durée de vie du projet (CAD)

;

• CPV (x) : coût d’investissement du champ photovoltaïque pour l’année considérée x

(CAD) ;

• Ctotal/GE : coût total associé au groupe électrogène diesel, incluant les coûts

d’investissement, d’exploitation et de maintenance (CAD) ;

• Cinv : coût d’investissement de l’onduleur (CAD) ;

• COM : coût d’exploitation et de maintenance du système photovoltaïque (CAD) ;

• CR,0 : coût de remplacement de l’onduleur, supposé être effectué tous les huit ans

(CAD) ;

• Cinst : coût d’installation et de mise en service du système photovoltaïque (CAD) ;

• Cbatt(x) : coût d’investissement initial du système de stockage par batteries pour

l’année considérée x (CAD) ;

• CR,batt(x) : coût de remplacement des batteries au cours de la durée de vie du projet

(CAD) ;

• Cfonc/total : coût total de fonctionnement du système, comprenant notamment les

dépenses en carburant, les opérations courantes et les autres frais d’exploitation

(CAD).

3.5 Conclusion

Dans ces chapitres, nous avons d’abord mis en évidence le potentiel du Grand Nord

canadien pour l’intégration des systèmes hybrides PV–diesel, en prenant comme cas

d’étude la communauté de Colville Lake dans les Territoires du Nord-Ouest. L’analyse

des conditions climatiques, des ressources solaires disponibles et des contraintes liées à
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l’approvisionnement énergétique a montré que cette région présente des caractéristiques

favorables au déploiement de solutions hybrides permettant de réduire la dépendance aux

groupes électrogènes diesel tout en améliorant la durabilité énergétique des communautés

isolées.

Par ailleurs, une méthodologie de dimensionnement technico-économique a été

développée afin d’évaluer les performances du système hybride envisagé. Les différents

composants du système, notamment les panneaux photovoltaïques, les batteries, les

convertisseurs et le groupe électrogène, ont été caractérisés et leurs coûts exprimés sur

une base normalisée en CAD/kW. Cette approche a permis d’établir un cadre cohérent

pour l’analyse économique et environnementale du projet.

L’ensemble des modèles et paramètres définis servira de base à la mise en œuvre

d’une plateforme de simulation sous MATLAB Simulink. Cette modélisation permettra

d’estimer le coût global du système, d’évaluer les réductions d’émissions de CO2 associées

à l’intégration de la production photovoltaïque et de déterminer la configuration optimale

du système hybride. Le chapitre suivant sera ainsi consacré à la modélisation détaillée du

système sous MATLAB Simulink ainsi qu’à l’analyse des résultats de simulation visant

à identifier le compromis optimal entre performances techniques, viabilité économique et

bénéfices environnementaux.



Chapitre 4 - Adoption de la stratégie d’optimisation

Dans ce chapitre, nous procéderons à l’optimisation des systèmes hybrides PV–diesel

dans le contexte du grand nord canadien. Pour atteindre cet objectif, nous évaluerons le

coût du système sur plusieurs cycles de durée du projet afin de déterminer le point optimal.

Cette méthodologie sera ensuite validée sur MATLAB Simulink afin de vérifier les parts

optimales du système hybride entre les deux sources d’énergie.

4.1 Hypothèses de calculs

Nous procédons aux calculs du coût des différents systèmes solaires en posant les

hypothèses suivantes :

• Le rendement global du moteur, noté ηg, est égal à 40%.

• La formule brute du gasoil (diesel) est : C12H23.

• Le pouvoir calorifique inférieur (PCI) du gasoil est de 44800 kJ/kg.

• La densité du gasoil est de 0.82 kg/l.

• Le prix du litre de gasoil est de 2.34 CAD à Colville Lake (NT), avec un taux de

carbone s’élevant à 0.213 CAD [48].

• Le système est dimensionné de telle sorte que la fraction d’utilisation du groupe

thermique soit inférieure à 1
3 . τPV + τg = 1

τg < 0,25
(4.1)

4.2 Réalisation du schéma Simulink de calculs des coûts du système

Le schéma Simulink réalisé est présenté dans l’annexe A du document, nous utiliserons

trois plages de puissances 500 kW ; 1 MW ; 10 MW. Ce schéma est constitué des différents
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blocs suivants :

• Les coûts liés à l’investissement, la maintenance, le fonctionnement, au

renouvellement des convertisseurs et des batteries du système photovoltaïque (PV);

• Les coûts liés à l’investissement, à la maintenance et au fonctionnement du groupe

électrogène ;

• La quantité de CO2 émise.

4.2.1 Pour une puissance P = 500 kW

Le tableau suivant présente l’évolution du coût global du système hybride PV–diesel

ainsi que des émissions de CO2 évitées pour une puissance totale installée de 500 kW. Les

résultats sont présentés pour différents couples de répartition de la production d’énergie

entre les sources photovoltaïque et diesel.
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Tableau 4-1 : Synthèse des coûts du système PV–diesel et des émissions de CO2 évitées pour une
puissance de 500 kW

Couple (τg,τPV ) Année Coût PV–diesel (CAD) CO2 évité (t)
(0,05; 0,95) 2024 1 088 011,32 0,09

2029 1 157 304,58 0,45
2034 1 263 063,66 0,90
2039 1 349 680,23 1,36
2044 1 394 520,56 1,81

(0,10; 0,90) 2024 1 055 310,88 0,36
2029 1 142 210,42 1,83
2034 1 268 969,84 3,66
2039 1 377 594,26 5,49
2044 1 504 353,68 7,33

(0,15; 0,85) 2024 1 022 900,82 0,82
2029 1 128 568,11 4,11
2034 1 277 779,72 8,22
2039 1 409 863,84 12,34
2044 1 559 075,45 16,45

(0,20; 0,80) 2024 990 792,94 1,47
2029 1 116 436,68 7,33
2034 1 289 611,36 14,67
2039 1 446 666,04 22,00
2044 1 619 840,72 29,33

(0,25; 0,75) 2024 958 970,69 2,28
2029 1 105 733,49 11,44
2034 1 304 299,48 22,88
2039 1 487 752,97 34,32
2044 1 686 318,96 45,76

(0,30; 0,70) 2024 927 455,36 3,30
2029 1 096 564,78 16,50
2034 1 322 056,56 33,00
2039 1 533 443,34 49,49
2044 1 758 935,12 65,99

(0,33; 0,67) 2024 908 676,46 3,98
2029 1 091 715,11 19,94
2034 1 334 013,93 39,88
2039 1 562 812,25 59,82
2044 1 805 111,07 79,76
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Les différents coûts du GE et PV pour la puissance de 500 kW calculés ci-dessus sont

présentés à la figure 4.1 :

Figure 4.1 : Coûts pour une puissance de 500 kW

4.2.2 Pour une puissance P = 1 MW

Le tableau suivant présente l’évolution du coût global du système hybride PV–diesel

ainsi que des émissions de CO2 évitées pour une puissance totale installée de 1 MW. Les

résultats sont présentés pour différents couples de répartition de la production d’énergie

entre les sources photovoltaïque et diesel.
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Tableau 4-2 : Synthèse des coûts du système PV–diesel et des émissions de CO2 évitées pour une
puissance de 1 MW

Couple (τg,τPV ) Année Coût PV–diesel (CAD) CO2 évité (t)
(0,05; 0,95) 2024 2 175 630,79 0,18

2029 2 312 649,96 0,92
2034 2 522 208,92 1,83
2039 2 693 482,88 2,75
2044 2 903 041,84 3,66

(0,10; 0,90) 2024 2 110 227,57 0,73
2029 2 282 449,84 3,66
2034 2 533 997,68 7,33
2039 2 749 275,52 11,00
2044 3 000 823,36 14,67

(0,15; 0,85) 2024 2 045 414,53 1,65
2029 2 255 200,64 8,24
2034 2 551 688,28 16,50
2039 2 813 920,92 24,75
2044 3 110 408,56 33,00

(0,20; 0,80) 2024 1 981 191,67 2,93
2029 2 230 902,36 14,67
2034 2 575 280,72 29,33
2039 2 887 419,08 44,00
2044 3 231 797,44 58,67

(0,25; 0,75) 2024 1 917 555,00 4,58
2029 2 209 550,00 22,91
2034 2 604 770,00 45,83
2039 2 969 770,00 68,74
2044 3 364 990,00 91,66

(0,30; 0,70) 2024 1 854 516,51 6,59
2029 2 191 158,56 33,00
2034 2 640 171,12 65,99
2039 3 060 973,68 98,99
2044 3 509 986,24 132,00

(0,33; 0,67) 2024 1 816 974,31 7,98
2029 2 315 537,14 39,93
2034 2 664 241,68 79,85
2039 3 119 945,21 119,80
2044 3 602 649,75 159,70
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Les différents coûts du GE et PV pour la puissance de 1 MW calculés ci-dessus sont

présentés à la figure 4.2 :

Figure 4.2 : Coûts pour une puissance de 1MW

4.2.3 Pour une puissance P = 10 MW
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Tableau 4-3 : Synthèse des coûts du système PV–diesel et des émissions de CO2 évitées pour une
puissance de 10 MW

Couple (τg,τPV ) Année Coût PV–diesel (CAD) CO2 évité (t)
(0,05; 0,95) 2024 21 752 760,12 1,83

2029 23 108 760,60 9,16
2034 25 186 611,20 18,33
2039 26 881 611,80 27,50
2044 28 959 462,40 36,66

(0,10; 0,90) 2024 21 098 727,88 7,33
2029 22 806 759,40 36,66
2034 25 304 498,80 73,33
2039 27 439 538,20 110,00
2044 29 937 277,60 146,70

(0,15; 0,85) 2024 20 450 597,48 16,50
2029 22 534 267,40 82,49
2034 25 481 404,81 165,00
2039 28 085 992,21 247,50
2044 31 033 129,61 330,00

(0,20; 0,80) 2024 19 808 368,92 29,33
2029 22 291 284,60 146,70
2034 25 717 329,21 293,30
2039 28 820 973,82 440,00
2044 32 247 018,42 586,60

(0,25; 0,75) 2024 19 172 042,20 45,83
2029 22 077 811,00 229,10
2034 26 012 272,02 458,30
2039 29 644 483,02 687,40
2044 33 578 944,04 916,60

(0,30; 0,70) 2024 18 541 617,32 65,99
2029 21 893 846,61 330,00
2034 26 366 233,23 659,90
2039 30 556 519,84 989,90
2044 35 028 906,45 1 320,00

(0,33; 0,67) 2024 18 166 195,28 79,85
2029 21 797 632,39 399,30
2034 26 606 938,79 798,50
2039 31 146 235,18 1 198,00
2044 35 955 541,57 1 597,00
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Les différents coûts du GE et PV pour la puissance de 10 MW calculés ci-dessus sont

présentés à la figure 4.3 :

Figure 4.3 : Coûts pour une puissance de 10 MW

4.2.4 Conclusion

L’analyse des systèmes hybrides PV–diesel de différentes puissances (500 kW,

1 MW et 10 MW) montre que les coûts évoluent de manière similaire au fil des

années. A l’année 2024 correspondant au début du projet, les écarts de coûts entre les

différentes configurations restent relativement faibles. Cependant, à partir de l’année 2031,

les courbes se rejoignent puis se séparent progressivement, mettant en évidence une

divergence croissante des coûts selon la proportion de chaque source d’énergie.

On observe que les systèmes présentant une forte pénétration du générateur diesel
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entraînent une augmentation plus rapide des coûts au fil du temps, principalement en

raison des dépenses liées au carburant et à la maintenance. À l’inverse, les configurations

avec une plus forte pénétration photovoltaïque présentent des coûts plus faibles sur le long

terme.

Ainsi, bien que les systèmes à forte pénétration PV puissent nécessiter un

investissement initial plus important, ils deviennent progressivement plus avantageux sur

la durée du projet. Les résultats obtenus montrent également que l’augmentation de la part

du photovoltaïque permet de réduire à la fois les coûts globaux du système et les émissions

de CO2 associées. Nous procéderons à une analyse des écarts de coûts pour identifier la

configuration la plus optimale du système hybride.
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4.3 Détermination des écarts des coûts

4.3.1 Puissance de 500 kW

Le tableau 4-4 ci-dessous présente la synthèse des écarts de coûts du système

hybride PV–diesel de 500 kW pour différents couples (τg,τPV ) et pour les périodes

d’analyse considérées. Les écarts de coûts ont été calculés afin de quantifier l’influence

des hypothèses d’évolution des coûts des technologies PV et diesel sur la rentabilité

du système hybride. Ils permettent d’identifier les scénarios les plus favorables

économiquement et d’évaluer la robustesse des résultats obtenus.

Tableau 4-4 : Synthèse des écarts de coûts du système PV–diesel pour une puissance de 500 kW
(CAD)

Couple (τg,τPV ) 2029–2024 2034–2029 2039–2034 2044–2039
(0,05; 0,95) 125 644 173 175 157 055 173 175
(0,10; 0,90) 86 900 126 759 108 624 126 759
(0,15; 0,85) 105 667 149 212 132 084 149 212
(0,20; 0,80) 249 711 344 378 312 138 344 378
(0,25; 0,75) 146 763 198 566 183 453 198 565
(0,30; 0,70) 169 109 225 491 211 386 225 491
(0,33; 0,67) 498 562 348 704 455 703 482 704

Les différents écarts de coûts du GE et PV pour la puissance de 500 kW sont présentés à

la figure 4.4 :
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Figure 4.4 : Écarts des coûts du système PV-diesel de 500 kW

4.3.2 Puissance de 1 MW

* Calculs avec le couple (τg = 0,05; τPV = 0,95)

Les différents écarts de coûts du GE et PV pour la puissance de 1 MW calculés ci-dessus

sont présentés à travers l’histogramme de la figure 4.5 :
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Tableau 4-5 : Synthèse des écarts de coûts du système PV–diesel pour une puissance de 1 MW
(CAD)

Couple (τg,τPV ) 2029–2024 2034–2029 2039–2034 2044–2039
(0,05; 0,95) 137 019 209 559 171 274 209 559
(0,10; 0,90) 172 222 251 547 215 277 251 547
(0,15; 0,85) 209 786 296 487 262 232 296 487
(0,20; 0,80) 249 710 344 378 312 138 344 378
(0,25; 0,75) 291 996 395 220 364 995 395 220
(0,30; 0,70) 336 642 449 012 420 802 449 012
(0,33; 0,67) 498 562 348 704 455 703 482 704

Figure 4.5 : Écarts des coûts du système PV-diesel de 1 MW
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4.3.3 Puissance de 10 MW

Tableau 4-6 : Synthèse des écarts de coûts du système PV–diesel pour une puissance de 10 MW
(CAD)

Couple (τg,τPV ) 2029–2024 2034–2029 2039–2034 2044–2039
(0,05; 0,95) 1 356 000 2 077 850 1 695 000 2 077 850
(0,10; 0,90) 1 708 031 2 497 739 2 135 039 2 497 739
(0,15; 0,85) 2 083 669 2 947 137 2 604 587 2 947 137
(0,20; 0,80) 2 482 915 3 426 044 3 103 644 3 426 044
(0,25; 0,75) 2 905 768 3 934 461 3 632 211 3 934 461
(0,30; 0,70) 3 352 229 4 472 386 4 190 286 4 472 386
(0,33; 0,67) 3 631 437 4 809 306 4 539 296 4 809 306

Les différents écarts de coûts du GE et PV pour la puissance de 10 MW calculés ci-dessus

sont tracés à travers l’histogramme de la figure 4.6 :
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Figure 4.6 : Écarts des coûts du système PV-diesel de 10 MW

4.4 Conclusion

Les histogrammes des écarts de coûts montrent que pour une puissance de 500 kW ces

écarts n’ont pas une tendance linéaire. Cette non-linéarité s’explique par plusieurs facteurs,

notamment les coûts liés au groupe électrogène, tels que les frais de carburant et de

maintenance, qui varient fortement. Pour des puissances de 1 MW et de 10 MW, les écarts

observés présentent plutôt une tendance linéaire. Pour des pénétrations photovoltaïques de

95 % et 90 %, les écarts de coûts restent faibles en raison d’un faible recours au générateur

diesel. En revanche, lorsque la part du PV diminue de 85 % à 67 %, les écarts augmentent

progressivement. On peut ainsi considérer que, du point de vue économique, le niveau de

85 % de pénétration du PV correspond à un point d’inflexion. Le couple PV–diesel (85 %

; 15 %) peut donc être considéré comme le point économique optimal.



Chapitre 5 - Validation par simulation MATLAB à Colville Lake

(T.N.-O.)

Dans ce présent chapitre nous allons procéder à la modélisation et la simulation

du système hybride PV-diesel dans le contexte du grand nord canadien. Un modèle

de microgrid sera proposé en lui affectant une charge semblable à la ville de Colville

Lake afin de valider par simulation la possibilité d’hybridation d’un générateur diesel

en respectant le contexte climatique affectant la température et l’humidité qui pourrait

affecter les composants du solaire.

5.1 Topologies du microgrid

Dans la littérature, de nombreuses configurations de micro-réseaux sont proposées,

en fonction des sources d’énergie disponibles et des objectifs d’exploitation. Le groupe

électrogène diesel constitue une composante essentielle des micro-réseaux hybrides,

notamment dans les systèmes intégrant une production photovoltaïque intermittente. Son

rôle principal est d’assurer la continuité de l’alimentation électrique lorsque la production

renouvelable est insuffisante ou instable. Le schéma du micro-réseau retenu est celui

proposé dans [1], et il est présenté ci-dessous.
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Figure 5.1 : Configuration du microgrid [1]

5.2 Modélisation des composants du microgrid

– Principe de fonctionnement

La figure 5.1 présente l’architecture d’un micro-réseau hybride PV–diesel avec

stockage par batteries. L’énergie produite par les panneaux photovoltaïques est optimisée

par un algorithme MPPT puis transférée vers le bus continu à travers un convertisseur

DC-DC. Le banc de batteries assure le stockage de l’excédent d’énergie et fournit une

alimentation de secours lorsque la production photovoltaïque est insuffisante. L’onduleur

triphasé (VSC) convertit l’énergie continue en énergie alternative pour alimenter la

charge. En cas de déficit énergétique, le groupe électrogène diesel prend le relais via le

commutateur statique (STS) afin d’assurer la continuité de l’alimentation électrique.

– La machine synchrone

La machine synchrone utilisée en général est une machine synchrone à pôles saillants.
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Elle est capable de fonctionner aussi bien en mode moteur qu’en mode générateur.

Dans le cadre de notre étude, elle est exploitée en mode générateur. Son rôle principal

est d’assurer la conversion de la puissance mécanique fournie par le moteur diesel en

puissance électrique. La machine synchrone est essentiellement composée de deux parties

principales : le circuit inducteur, situé au niveau du rotor, et le circuit induit, localisé dans

le stator. La machine synchrone est schématisée [51] de manière ci-dessous :

Figure 5.2 : Disposition des enroulements pour une machine triphasée comportant une seule paire
de pôles

La machine étudiée comporte six enroulements distincts, répartis entre le stator et le

rotor. Les enroulements statoriques sont constitués des trois phases triphasées (a−a′, b−

b′, c−c′). Le rotor comprend l’enroulement d’excitation de l’inducteur (F−F ′) ainsi

que deux enroulements amortisseurs associés respectivement à l’axe direct et à l’axe en

quadrature (D−D′, Q−Q′). Par convention, les grandeurs électriques relatives au stator

sont notées à l’aide de lettres minuscules (a,b,c), tandis que les grandeurs associées au

rotor sont désignées par des lettres majuscules.
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– Équations électriques

Les équations différentielles régissant le comportement électrique de la machine

synchrone sont développées dans la section suivante. Dans un premier temps, les équations

des tensions et des flux sont établies dans le référentiel fixe. Elles sont ensuite transformées

à l’aide de la transformation de Park afin de faciliter l’analyse du fonctionnement de la

machine. Par la suite, les équations de la machine synchrone sont exprimées dans un

nouveau référentiel tournant solidaire du rotor.

La Figure 5.3 présente le schéma électrique équivalent de la machine synchrone

illustrée à la Figure 5.2 [51]. Dans ce schéma, les inductances mutuelles ne sont pas

représentées explicitement et les enroulements amortisseurs sont supposés en court-circuit,

ce qui implique des tensions nulles sur ces enroulements (VD =VQ = 0).

Figure 5.3 : Schéma électrique de la machine synchrone dans un référentiel fixe
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Les équations de flux sont données par les équations suivantes:



λa

λb

λc

λF

λD

λQ


=



Laa Lab Lac LaF LaD LaQ

Lba Lbb Lbc LbF LbD LbQ

Lca Lcb Lcc LcF LcD LcQ

LFa LFb LFc LFF LFD LFQ

LDa LDb LDc LDF LDD LDQ

LQa LQb LQc LQF LQD LQQ





ia

ib

ic

iF

iD

iQ


(5.1)

l’équation (5.1) peut ainsi être écrite plus simplement à travers (5.2) :

 λabc

λFDQ

=

Laa LaR

LRa LRR


 iabc

iFDQ

 (5.2)

où :

• Laa est la matrice des inductances stator–stator ;

• LaR et LRa désignent respectivement les matrices des inductances de couplage

stator–rotor et rotor–stator ;

• LRR est à la matrice des inductances rotor–rotor.
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Les équations des tensions dans le référentiel fixe sont données par l’équation suivante:



va

vb

vc

−vF

0

0


=



ra 0 0 0 0 0

0 rb 0 0 0 0

0 0 rc 0 0 0

0 0 0 rF 0 0

0 0 0 0 rD 0

0 0 0 0 0 rQ





ia

ib

ic

iF

iD

iQ


−



dλa

dt
dλb

dt
dλc

dt
dλF

dt
dλD

dt
dλQ

dt


(5.3)

On peut aussi exprimer l’équation (5.3) sous une forme plus compacte :

 vabc

vFDQ

=

rabc 0

0 rFDQ


 dλ abc

dt
dλ FDQ

dt

 (5.4)

Le système d’équations défini par les équations (5.1) à (5.4) est non linéaire en raison

de la dépendance des inductances à l’angle électrique du rotor. Afin de supprimer cette

non-linéarité, les grandeurs statoriques sont transformées dans un repère orthogonal à

l’aide de la transformation de Park (5.5) ci-dessous. Les grandeurs rotoriques ne sont

pas transformées puisqu’elles sont déjà définies selon des axes perpendiculaires. En

choisissant un repère tournant solidaire du rotor, on impose θ = θr et ω = ωr. La

transformation de Park est donnée par l’équation suivante :


fd

fq

f0

=
2
3


cos(θ) cos

(
θ − 2π

3

)
cos

(
θ +

2π

3

)
sin(θ) sin

(
θ − 2π

3

)
sin

(
θ +

2π

3

)
1
2

1
2

1
2




fa

fb

fc

= P


fa

fb

fc

 (5.5)
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• d, pour toutes les variables associées à l’axe direct ;

• q, pour toutes les variables associées à l’axe en quadrature ;

• o, pour toutes les variables associées à l’axe homopolaire.

Pour simplifier l’équation (5.4), on applique la transformation de Park à l’équation

décrivant le stator :P 0

0 I


 λ abc

λ FDQ

=

P 0

0 I


Laa LaR

LRa LRR


 iabc

iFDQ

 (5.6)

Dans cette équation, I est la matrice identité d’ordre 3× 3, ce qui permet de ne pas

modifier les équations du rotor. Après plusieurs manipulations algébriques et matricielles,

on obtient l’équation suivante :



λq

λd

λ ′
F

λ ′
D

λ ′
Q


=



−Lq 0 0 0 Lmq

0 −Ld Lmd Lmd 0

0 −Lmd L′
F Lmd 0

0 −Lmd Lmd L′
D 0

−Lmq 0 0 0 L′
Q





iq

id

i′F

i′D

i′Q


(5.7)

La composante homopolaire λ0 est nulle dans ce cas. On remarque également

l’apparition du symbole ( ′ ) en exposant sur l’ensemble des grandeurs relatives au rotor.

Ceci est dû au fait que toutes les grandeurs du rotor sont ramenées au stator.

On définit également un nouvel ensemble d’inductances, dans lequel l’inductance totale

de chaque circuit est composée d’une inductance de fuite et d’une inductance mutuelle

avec chacun des autres circuits appartenant au même axe (d ou q). Étant donné que les
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axes d et q sont orthogonaux, il n’existe aucun couplage magnétique entre eux. De plus,

on adopte l’hypothèse selon laquelle toutes les inductances mutuelles associées à un même

axe sont égales.

Pour l’axe d, on définit l’inductance mutuelle Lmd :

LDd = Ld f = LFd = LDF = LFD = Lmd (5.8)

LQq = LqQ = Lmq (5.9)

Ld = Lls +Lmd (5.10)

Lq = Lls +Lmq (5.11)

L′
F = L′

lF +Lmd (5.12)

L′
Q = L′

lQ +Lmq (5.13)

L′
D = L′

lD +Lmd (5.14)

Maintenant, nous appliquons la transformation de Park à l’équation des tensions (5.4) :

P 0

0 I


 vabc

v′FDQ

=

P 0

0 I


rabc 0

0 r′FDQ


 iabc

i′FDQ

+

P 0

0 I


 dλ abc

dt
dλ

′
FDQ

dt

 (5.15)
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

vq

vd

v′F

v′D

v′Q


=



−rs 0 0 0 0

0 −rs 0 0 0

0 0 r′F 0 0

0 0 0 r′D 0

0 0 0 0 r′Q





iq

id

i′F

i′D

i′Q


+



dλd

dt
dλq

dt
dλ ′

F
dt

dλ ′
D

dt
dλ ′

Q

dt


+ωm



λd

−λq

0

0

0


(5.16)

où

ra = rb = rc = rs. (5.17)

et

ωm : vitesse angulaire mécanique du rotor.

L’équation (5.16) décrit le comportement électrique de la machine synchrone. La

Figure 5.4 illustre le schéma électrique de la machine synchrone à pôles saillants dans

le référentiel tournant solidaire du rotor.

Finalement, le couple électromagnétique est donné par la relation suivante [52] :

Tem =
3
2

p
(
iqλd − idλq

)
(5.18)

– Équations mécaniques de la machine synchrone

La dynamique de la machine synchrone est décrite par l’équation (5.19) :

J
dωm

dt
= Tmech −Tem −Dωm (5.19)



60

Figure 5.4 : Schéma électrique de la machine synchrone à pôle saillant dans le référentiel tournant.

Dans cette équation, ωm est la vitesse angulaire du rotor, exprimée en rad/s. Tmech

représente le couple mécanique appliqué à l’arbre de la machine et provenant du moteur

diesel (MD), en N·m. Tem est le couple électromagnétique développé par la machine,

également en N·m. J désigne le moment d’inertie combiné du rotor de la machine et

du moteur diesel qui l’entraîne, exprimé en kg·m2, et D est le coefficient de frottement

visqueux, en N·m·s.

– Régulateur de tension

La machine synchrone a une tension qui nécessite d’être contrôlé, le modèle IEEE

Collaboration 1992 [53] est proposé pour réaliser ce contrôle il est illustré sur la figure

suivante:
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Figure 5.5 : Régulateur de tension type IEEE

Le régulateur de tension comprend quatre entrées : la tension de référence, les tensions

Vd et Vq issues de la machine synchrone, ainsi qu’une tension de stabilisation utilisée dans

les réseaux comportant plusieurs machines. La tension terminale est calculée à partir des

composantes Vd et Vq, puis filtrée par un filtre passe-bas. Cette valeur est comparée à la

tension de référence et, le cas échéant, à la tension de stabilisation. L’erreur obtenue est

ensuite traitée par un compensateur avance–retard, puis par un régulateur proportionnel.

La tension d’excitation est soumise à des limiteurs et à un filtre représentant la dynamique

de l’excitatrice, tandis qu’une non-linéarité permet de modéliser la saturation de la

génératrice.

5.2.1 Le générateur solaire photovoltaïque

– Modélisation du panneau photovoltaïque

L’unité fondamentale d’un système photovoltaïque est la cellule solaire. Il s’agit

d’un dispositif semi-conducteur optoélectronique capable de convertir directement le
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rayonnement solaire en énergie électrique. Afin d’augmenter la puissance produite,

plusieurs cellules sont regroupées pour constituer un module photovoltaïque. L’association

en série de cellules permet d’élever la tension tout en maintenant le même courant, tandis

que le raccordement en parallèle accroît le courant sans modifier la tension. Un panneau

solaire est ainsi obtenu par l’interconnexion, en série et/ou en parallèle, de plusieurs

modules photovoltaïques.

• Équations de la cellule photovoltaïque:

Le circuit équivalent d’une cellule photovoltaïque est présenté sur la figure 5.6 [54],

[55]. Il comprend une source de courant photoélectrique I, une diode, une résistance

parallèle Rsh, représentant le courant de fuite, ainsi qu’une résistance série Rs, modélisant

la résistance interne au passage du courant. À partir du schéma électrique de la figure 5.6,

le courant d’une cellule photovoltaïque exposée à la lumière peut s’exprimer ainsi :

IL

Id Ish

Diode Rsh

Rs

IIL

Figure 5.6 : Modèle du PV
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L’équation générale d’une cellule photovoltaïque s’écrit :

I = IL − Id −
V − IRs

Rsh
(5.20)

Id = I0

(
e

q(V+IRs)
nkT −1

)
(5.21)

En remplaçant Id = I0

(
e

q(V+IRs)
nkT −1

)
dans l’équation (5.20), on obtient :

I = IL − I0

(
e

q(V+IRs)
nkT −1

)
− V − IRs

Rsh
(5.22)

où :

• Iph est le courant généré par la cellule photovoltaïque, dépendant de l’irradiation

solaire ;

• I0 est le courant de saturation inverse de la diode (A)

• q est la charge de l’électron (1.6×10−19 C) ;

• Vest est la tension aux bornes de la cellule photovoltaïque (V) ;

• I est le courant de sortie de la cellule photovoltaïque (A) ;

• Rs est la résistance série, généralement faible (Ω) ;

• n est le facteur de qualité de la diode (sans unité) ;

• k est la constante de Boltzmann (1.38×10−23 J/K) ;

• T est la température de jonction de la cellule (K) ;

• Rsh est la résistance de shunt, généralement élevée (Ω) .
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– Stockage de batteries

L’accumulateur électrochimique est modélisé comme un générateur de tension idéal.

Dans ce document, nous adoptons la méthode de comptage de coulombs, la plus

couramment utilisée pour estimer l’état de charge (SOC) des batteries. Une estimation

fiable du SOC requiert la connaissance (ou l’estimation) de l’état initial, des durées de

charge et de décharge, ainsi que du courant traversant la batterie [56]. L’équation 5.23

donne alors l’expression du SOC pour une batterie idéale.

SOC(t) = SOC0 +
∫ t

t0

Ibat(τ)

Cbat
dτ (5.23)

• SOC0 : état de charge initial de la batterie ;

• ta : temps (en secondes) de l’état initial ;

• Cbat : capacité de la batterie (Ah) ;

• Ibat : courant de la batterie (A), calculé comme suit :

–Maximum PowerPoint Tracking

La recherche du point de puissance maximale est très important dans les systèmes

solaires car elle permet d’optimiser la production des modules solaires photovoltaiques.

Divers algorithmes de suivi du point de puissance maximale (MPPT) ont été proposés,

notamment la tension en circuit ouvert fractionnaire [57] [58], le courant de court-circuit

fractionnaire [59], [60], la perturbation et l’observation (P&O) [61], [62], la conductance

incrémentale (INC), [63], [64] simulation et les algorithmes basés sur l’intelligence

artificielle [65] , [66].

La technique MPPT par escalade de gradient la plus couramment utilisée est l’algorithme
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(P&O) [61], [62]. Cet algorithme perturbe le point de fonctionnement du générateur

photovoltaïque en augmentant ou en diminuant légèrement un paramètre de contrôle et

en mesurant la puissance de sortie du champ photovoltaïque avant et après la perturbation.

Si la puissance augmente, l’algorithme continue de perturber le système dans la même

direction ; sinon, il le perturbe dans la direction opposée.

Begin P�O
Algorith

Measure: V(k), I(k)

P(k)�V(k) � I(k)
�P � P(k)-P(k-1)

� �

� �

Update History
V(k-1) � V(k)
P(k-1) � P(k)

yes

yesyes

no

no

no

Figure 5.7 : Algortihme MMPT Perturb and Observ

Le schéma de modélisation de l’algorithme MPPT Perturb and Observe (P&O) a été

réalisé sous MATLAB/Simulink, il est présenté en annexe D1. Ce schéma illustre la

structure de commande utilisée pour l’extraction de la puissance maximale du champ

photovoltaïque dans le système étudié.
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5.2.2 Dimensionnement du système

Notre simulation se fera à travers la puissance électrique demandée dans la ville de

Colville Lake. Dans le système réel, les charges étudiées présentent trois niveaux de

puissance : une charge maximale de 161 kW, une charge moyenne de 73 kW et une

charge légère de 30 kW. Cependant, pour des raisons de stabilité numérique et afin de

réduire significativement le temps de calcul lors des simulations MATLAB/Simulink, ces

puissances ont été ramenées proportionnellement à des valeurs plus faibles : 30 kW, 13

kW et 1 kW, respectivement. L’énergie annuelle de la ville était de 640MWh soit une

équivalence de 277,95 kWh/j journalière. Cette réduction d’échelle n’affecte pas la validité

des résultats, car le modèle a été formulé en utilisant des grandeurs relatives (per-unit).

Nous avons pris la valeur de charge de 10kW pour effectuer notre simulation. Ce choix de

10 kW dans la simulation ne vise pas à représenter directement toute la demande électrique

de la ville de Colville Lake, dont la charge réelle est beaucoup plus élevée. Il s’agit

plutôt d’un modèle réduit utilisé pour valider le fonctionnement dynamique du système

hybride PV–diesel, notamment la commande du convertisseur, la régulation du bus DC,

la commutation entre le mode photovoltaïque et le mode diesel, ainsi que la qualité des

tensions et courants fournis à la charge. Les équations électriques, mécaniques et les

stratégies de commande conservent la même dynamique indépendamment de l’échelle

de puissance. Ainsi, un générateur, un convertisseur ou une charge fonctionnant à 10 kW

en simulation reproduit fidèlement le comportement physique du système réel de 161 kW.

Les résultats obtenus peuvent donc être extrapolés linéairement au cas réel, garantissant

la représentativité des performances du système tout en optimisant l’efficacité des calculs

numériques.
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• Hypothèses de dimensionnement :

Les principales hypothèses retenues pour le dimensionnement du système PV–batterie

sont les suivantes :

• Durée moyenne d’ensoleillement : H = 6 h/j ;

• Coefficient global de performance du champ PV : ηPV = 80 % ;

• Taux de décharge maximal de la batterie (Depth of Discharge) : DOD = 80 % ;

• Autonomie visée : 1 jour (parce que le générateur diesel fonctionne également);

• Nombre de jours critiques (faible ensoleillement) : 1 à 2 jours ;

• Énergie journalière moyenne demandée par la charge :

Eload = 277,95 kWh/j.

En tenant compte d’un rendement global de la conversion d’énergie estimé à η = 85 %,

l’énergie à fournir par le champ photovoltaïque devient :

EPV =
Eload

η
=

277,95
0,85

= 327 kWh/j (5.24)

La puissance crête du champ photovoltaïque nécessaire pour couvrir cette énergie, avec

une durée d’ensoleillement utile de H = 5 h/j, est donc :

PPV =
EPV

H
=

327
6

≈ 55,6 kWc. (5.25)

On suppose que la batterie doit couvrir 40 % de l’énergie journalière (cas de faible

ensoleillement ou fonctionnement en autonomie). L’énergie à stocker dans la batterie est
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alors :

Ebatt = EPV × 40
100

= 277,95×0,40 ≈ 111,18 kWh. (5.26)

• Modèle du champ photovoltaïque

Le champ photovoltaïque étudié est constitué de modules CS6U-345M de la société

Canadian Solar Inc. Les principaux paramètres électriques sont résumés dans le

tableau 5-1.

Tableau 5-1 : Paramètres électriques d’un module PV CS6U-345M

Puissance maximale Pmod 345,186 W
Tension en circuit ouvert Voc,mod 46,4 V
Courant de court-circuit Isc,mod 9,56 A
Tension au MPP Vmp,mod 38,1 V
Courant au MPP Imp,mod 9,06 A
Nombre de cellules par module Ncell 72

Le champ PV est constitué de Ns = 12 modules en série par chaîne et de Np = 12 chaînes

en parallèle. Les grandeurs électriques d’une chaîne et du champ complet s’écrivent :

Voc,string = NsVoc,mod = 12×46,4 = 556,8 V, (5.27)

Vmp,string = NsVmp,mod = 12×38,1 = 457,2 V, (5.28)

Isc,champ = Np Isc,mod = 12×9,56 = 114,72 A, (5.29)

Imp,champ = Np Imp,mod = 12×9,06 = 108,72 A. (5.30)

La puissance crête totale du champ photovoltaïque est :

PPV,tot = Ns Np Pmod = 12×12×345,186 = 49706,784 W ≈ 49,7 kWc. (5.31)
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• Dimensionnement des paramètres du boost converter

• Tension d’entrée (au MPP du champ PV) : Vin =Vmp,string = 457,2 V

• Tension du bus continu souhaitée : Vout = 700 V

• Fréquence de découpage : fsw = 25 kHz

• Ondulation maximale du courant : 20%

• Ondulation maximale de la tension du bus DC : 2%

• Courant au MPP du module : Imp,mod = 9,06 A

• Courant d’entrée (MPP du champ) : Iin ≈ Imp,champ = NpImp,mod = 108,72 A

• Calcul du rapport cyclique

Pour un convertisseur Boost idéal, le rapport cyclique est donné par :

D = 1− Vin

Vout
(5.32)

En considérant les conditions nominales du générateur photovoltaïque (Vin = 457,2 V)

et une tension de bus continu fixée à Vout = 700 V, on obtient :

D = 1− 457,2
700

= 0,3469 ≈ 34,7 % (5.33)

Cette valeur représente le rapport cyclique au point de fonctionnement nominal utilisé

pour le dimensionnement initial du convertisseur. En pratique, le rapport cyclique n’est

pas constant. Il est ajusté en temps réel par l’algorithme MPPT afin de maintenir le champ

photovoltaïque au voisinage de son point de puissance maximale malgré les variations

d’irradiance et de température.
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Cette valeur représente le rapport cyclique au point de fonctionnement nominal utilisé

pour le dimensionnement initial du convertisseur. En pratique, le rapport cyclique n’est

pas constant. Il est ajusté en temps réel par l’algorithme MPPT afin de maintenir le champ

photovoltaïque au voisinage de son point de puissance maximale malgré les variations

d’irradiance et de température.

• Dimensionnement de l’inductance L

Afin de limiter l’ondulation du courant d’entrée à 20% :

∆I = 0,2 Iin = 0,2×108,72 = 21,744 A. (5.34)

L’inductance du Boost est donnée par :

L =
Vin D
fsw ∆I

. (5.35)

Donc :

L =
457,2×0,3469
25000×21,744

= 2,917×10−4 H ≈ 0,292 mH. (5.36)

• Dimensionnement de la capacité de sortie Cout

L’ondulation de tension est limitée à 2% :

∆V = 0,02×700 = 14 V. (5.37)
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En Boost idéal, le courant de sortie peut s’estimer par :

Iout ≈ Iin(1−D) = 108,72× (1−0,3469)≈ 71,01 A. (5.38)

La capacité de sortie est :

Cout =
Iout D
fsw ∆V

. (5.39)

Numériquement :

Cout =
71,01×0,3469

25000×14
= 7,04×10−5 F ≈ 70,4 µF. (5.40)

5.2.3 Reconstruction des tensions de phase à partir des tensions ligne–ligne

Dans les systèmes triphasés sans conducteur neutre, tels que les micro-réseaux à

base d’onduleurs, les tensions disponibles à la mesure sont généralement les tensions

ligne–ligne. Toutefois, les algorithmes de commande, notamment le calcul des puissances

active et réactive ainsi que les transformations dans les repères abc et dq, nécessitent la

connaissance des tensions de phase. Il est donc indispensable de reconstruire les tensions

de phase à partir des tensions ligne–ligne mesurées.

Dans un système triphasé équilibré, la somme des tensions de phase est nulle, ce qui

s’exprime par :

va + vb + vc = 0 (5.41)
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Les tensions ligne–ligne sont définies par les relations suivantes :

vab = va − vb

vbc = vb − vc

vca = vc − va

(5.42)

Pour un système équilibré, les tensions de phase peuvent être reconstruites à partir des

tensions ligne–ligne en utilisant la transformation matricielle suivante :


vdga

vdgb

vdgc

=
1
3


2 1 0

−1 1 0

−1 −2 0




vdgab

vdgbc

0

 (5.43)

où vdgab et vdgbc représentent les tensions ligne–ligne mesurées, tandis que vdga, vdgb

et vdgc correspondent aux tensions de phase reconstruites. La troisième composante du

vecteur d’entrée est nulle en raison de la contrainte d’équilibre du système triphasé.

Le facteur 1
3 résulte de l’inversion du système d’équations sous la contrainte exprimée par

l’équation (5.41). Cette normalisation garantit la cohérence énergétique et la conservation

correcte des amplitudes des tensions de phase.

Cette transformation est largement utilisée dans les systèmes de conversion d’énergie

à base d’onduleurs triphasés, en particulier dans les micro-réseaux hybrides, afin de

permettre le calcul précis des puissances active et réactive et l’implémentation des

stratégies de commande dans les repères abc et dq.

Les tensions triphasées instantanées vdga, vdgb et vdgc sont normalisées afin d’obtenir
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des signaux unitaires uaa, uab et uac. Cette normalisation est réalisée à l’aide de la grandeur

Vtg, qui représente l’amplitude équivalente du système triphasé :


uaa

uab

uac

=
1

Vtg


vdga

vdgb

vdgc

 (5.44)

avec :

Vtg =

√
2
3

(
v2

dga + v2
dgb + v2

dgc

)
(5.45)

Cette normalisation rend les signaux indépendants des variations d’amplitude de la

tension, facilitant ainsi la commande et la synchronisation du système.

L’algorithme adaptatif Weighted Zero-Attracting Leaky Least Mean Square

(WZA-LLMS) [1] est principalement utilisé pour améliorer la qualité de l’énergie

dans les micro-réseaux. Il permet notamment de compenser la puissance réactive, de

réduire les harmoniques et de limiter le déséquilibre des courants dans un système

triphasé [1]. Cet algorithme combine trois approches : le Least Mean Square (LMS), le

Leaky-LMS (LLMS) et le Zero-Attracting LMS (ZA-LMS).

- Le LMS qui ajuste les coefficients du filtre en minimisant l’erreur quadratique moyenne

entre la sortie réelle et la sortie estimée.

- Leaky-LMS introduit un facteur de fuite (leakage factor) pour mettre à jour les

coefficients pour stabiliser l’algorithme pour des signaux d’entrée corrélés et de limiter

leur croissance excessive.
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- Le ZA-LMS favorise l’annulation des coefficients de faible amplitude en ajoutant un

terme d’attraction vers zéro.

La valeur mise à jour du coefficient de pondération de la composante fondamentale active

du courant de charge de la phase « a » à l’instant d’échantillonnage (p+1) est donnée par

l’équation (5.16):

Iaa(p+1) = (1− τσ) Iaa(p)+ τ eaa(p)uaa(p)−δ
sgn(Iaa(p))

1+ ε |Iaa(p)|
(5.46)

où :

• Iaa(p+ 1) est le coefficient adaptatif de la phase a à l’instant d’échantillonnage

(p+1) ;

• Iaa(p) est le coefficient adaptatif de la phase a à l’instant d’échantillonnage p ;

• τ est le pas d’adaptation (step size) de l’algorithme ;

• σ est le facteur de fuite (leakage factor) permettant d’améliorer la stabilité de

l’algorithme ;

• eaa(p) est le signal d’erreur de la phase a à l’instant d’échantillonnage p ;

• uaa(p) est le signal d’entrée de la phase a à l’instant d’échantillonnage p ;

• δ est le paramètre de pénalisation favorisant la parcimonie des coefficients ;

• sgn(·) désigne la fonction signe définie par :

sgn(x) =


1, x > 0,

0, x = 0,

−1, x < 0,
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• ε est une constante positive de régularisation introduite pour éviter toute division

par zéro ;

• p représente l’indice d’échantillonnage.

L’erreur entre la sortie réelle et la sortie souhaitée de la phase a, notée eaa, à l’instant

d’échantillonnage pth est donnée par :

eaa(p) = iLa(p)−uaa(p) Iaa(p) (5.47)

Les erreurs instantanées associées aux phases « b » et « c » sont respectivement définies

par :

eab(p) = iLb(p)−uab(p) Iab(p) (5.48)

eac(p) = iLc(p)−uac(p) Iac(p) (5.49)

De manière similaire, les valeurs mises à jour des coefficients de pondération de la

composante fondamentale active des courants de charge des phases « b » et « c » à l’instant

d’échantillonnage (p+1) sont données par :

Iab(p+1) = (1− τσ) Iab(p)+ τ eab(p)uab(p)−δ
sgn(Iab(p))

1+ ε |Iab(p)|
(5.50)

Iac(p+1) = (1− τσ) Iac(p)+ τ eac(p)uac(p)−δ
sgn(Iac(p))

1+ ε |Iac(p)|
(5.51)

5.2.4 Contrôle du convertisseur à source de tension (VSC) en fonctionnement avec

générateur diesel (DGM) [1]
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Équations 
(5.43) à 
(5.45) 
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Figure 5.8 : Contrôle VSC en mode génératrice DGM

La figure 5.8 ci-dessus présente une stratégie de commande adaptative triphasée basée

sur l’algorithme WZA-LLMS appliquée à un micro-réseau isolé. Le caractère adaptatif de

cette commande repose sur la mise à jour continue des coefficients de pondération à partir

de l’erreur d’estimation, permettant ainsi à l’algorithme de suivre les variations de charge

et les perturbations du réseau en temps réel.

Pour chaque phase (a, b et c), le bloc WZA-LLMS reçoit le courant de charge

mesuré ainsi qu’un signal unitaire synchronisé avec la tension du réseau. À partir de ces

informations, il estime la composante fondamentale active du courant de charge en ajustant

ses coefficients à chaque période d’échantillonnage.

Les coefficients estimés pour les trois phases sont ensuite combinés afin d’obtenir

une valeur moyenne ILavg, représentant la demande globale de courant actif du système

triphasé. Cette grandeur est utilisée pour générer les courants de référence du convertisseur

de source de tension (VSC), lequel injecte les courants compensateurs nécessaires pour

maintenir la qualité de l’énergie, réduire les distorsions harmoniques et assurer l’équilibre
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du système.

La valeur moyenne ILavg, obtenue à partir des composantes fondamentales actives

estimées pour les trois phases, est appliquée à un limiteur de courant. Ce limiteur permet

de générer la référence du courant actif du groupe électrogène Idg tout en imposant

des bornes de fonctionnement compatibles avec sa puissance nominale. Ainsi, le groupe

électrogène est maintenu dans une plage de fonctionnement comprise entre 80 % et 100 %

de sa puissance nominale, ce qui favorise une meilleure efficacité énergétique, réduit la

consommation spécifique de carburant et améliore la durée de vie de l’équipement [1].

Les courants de référence du DG sont ensuite générés en multipliant Idg par les signaux

unitaires triphasés pour obtenir des références équilibrées. Les références sont ensuite

comparées aux courants réels du DG, les erreurs obtenues de cette comparaison sont

traitées par les régulateurs de courant. Les signaux de commande obtenus sont finalement

utilisés pour la génération des impulsions de commande de l’onduleur.

Cette stratégie permet d’assurer un suivi précis des courants, tout en compensant la

puissance réactive, en réduisant les harmoniques et en équilibrant les courants triphasés,

assurant ainsi une amélioration importante de la qualité de l’énergie dans le micro-réseau.

La valeur moyenne de la composante fondamentale active des courants de charge est

estimée comme suit :

ILavg =
1
3


Iaa

Iab

Iac

 (5.52)
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Les courants de référence du groupe électrogène diesel (DG) sont estimés comme suit :


i∗dga

i∗dgb

i∗dgc

= Idg


uaa

uab

uac

 (5.53)

La comparaison entre les courants de référence et les courants mesurés du groupe

électrogène permet de générer les impulsions de modulation de largeur d’impulsion

(PWM) pour le convertisseur à source de tension (VSC) dans le module de gestion

du groupe électrogène diesel (DGM). Le schéma du contrôleur DGM réalisé sous

MATLAB/Simulink est présenté en annexe E5.

5.2.5 Contrôle du convertisseur à source de tension (VSC) en fonctionnement

autonome (Standalone Mode SAM)
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Figure 5.9 : Contrôle VSC en mode génératrice SAM

La figure 5.9 décrit la stratégie de commande du convertisseur à source de tension
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(VSC) basée sur la méthode de l’angle synchrone (SAM). Le schéma de ce contrôle est

réalisé sous MATLAB/Simulink et présenté en annexe E3. Le but de cette commande est

d’effectuer un suivi précis des courants de référence triphasés en le synchronisant avec la

tension du système.

Pour cela l’angle de synchronisation θ est extrait à partir de la tension mesurée au

point de couplage commun (PCC) comme indiqué sur la figure. Cet angle est utilisé pour

générer trois signaux sinusoïdaux déphasés de 120◦, correspondant aux phases a, b et c.

Les signaux obtenus sont multipliés par l’amplitude de la tension de référence V ∗
L pour

obtenir enfin les tensions de référence triphasées.

Les tensions de référence sont comparées aux tensions mesurées, et les erreurs

obtenues sont traitées par des régulateurs proportionnels-intégraux (PI). Les sorties de

ces régulateurs génèrent les courants de référence i∗La, i∗Lb et i∗Lc, correspondant aux

composantes désirées du courant injecté par le VSC.

Les courants de référence sont ensuite comparés aux courants réels mesurés. Les

erreurs issues de cette comparaison alimentent le bloc de génération des impulsions de

commande, qui produit les signaux de gâchette S1 à S6 nécessaires à la commande des

interrupteurs du VSC.

Cette stratégie assure une commande efficace et stable du convertisseur, avec un

suivi des courants de référence, la synchronisation avec le système électrique et une

amélioration globale de la qualité de l’énergie, notamment en termes de stabilité et de

performance dynamique. En mode autonome, le convertisseur à source de tension (VSC)

fonctionne comme une source de tension contrôlée. Les tensions de référence triphasées

sont générées sous forme sinusoïdale équilibrée, déphasées de 120◦ afin d’imposer
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l’amplitude et la fréquence au point de couplage avec la charge.


v∗La

v∗Lb

v∗Lc

=V ∗
t


sin(ω0t)

sin
(
ω0t − 2π

3

)
sin

(
ω0t + 2π

3

)
 (5.54)

où V ∗
t est l’amplitude de la tension de référence et ω0 la pulsation électrique nominale du

système.

Pour un réseau triphasé de tension nominale VLL = 400 V, la tension efficace

phase–neutre est donnée par :

Vph =
VLL√

3
=

400√
3
≈ 230,94 V (5.55)

La fréquence nominale du système est fixée à 50 Hz, ce qui correspond à la pulsation

électrique suivante :

ω0 = 2π f0 = 2π ×50 ≈ 314,16 rad/s (5.56)

Les tensions phase–neutre de la charge sont reconstruites à partir des tensions

ligne–ligne mesurées selon la relation suivante :


vLa

vLb

vLc

=
1
3


2 1 0

−1 1 0

−1 −2 0




vLab

vLbc

0

 (5.57)

Cette transformation permet d’obtenir des tensions équivalentes phase–neutre qu’on

utilisera dans la boucle de régulation du VSC. L’erreur de tension est définie comme la
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différence entre les tensions de référence et les tensions mesurées à la charge :

ev =


v∗La − vLa

v∗Lb − vLb

v∗Lc − vLc

 (5.58)

Cette erreur constituera l’entrée principale du régulateur de tension, et génère ensuite les

signaux de commande du modulateur PWM du VSC.

• Principe de fonctionnement

La puissance instantanée du champ photovoltaïque est calculée à chaque instant

d’échantillonnage selon :

P(n) =Vdc(n) Idc(n), (5.59)

où Vdc et Idc représentent respectivement la tension et le courant du bus DC côté

photovoltaïque.

La variation de puissance est donnée par :

∆P(n) = P(n)−P(n−1). (5.60)

La loi de décision du P&O est définie comme suit :

• si ∆P(n)> 0, la perturbation de la tension est maintenue dans le même sens ;

• si ∆P(n)< 0, la perturbation est inversée ;

• si ∆P(n) = 0, le point de puissance maximale est atteint.

Cette logique permet d’estimer progressivement la tension de référence MPPT, notée

V ∗
dc.
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• Régulation de la tension du bus DC

La tension de référence issue du MPPT est comparée à la tension mesurée du bus DC.

L’erreur de tension est définie par :

Vde(n) =V ∗
dc(n)−Vdc(n). (5.61)

Cette erreur est traitée par un régulateur PI de tension dont la sortie fournit la référence

du courant batterie I∗b :

I∗b (n+1) = I∗b (n)+Kpd
(
Vde(n+1)−Vde(n)

)
+KidVde(n+1), (5.62)

où Kpd et Kid sont respectivement les gains proportionnel et intégral du régulateur de

tension.

• Régulation du courant batterie

Le courant de référence de la batterie I∗b est comparé au courant mesuré Ib, ce qui

permet d’obtenir l’erreur de courant suivante :

Ibe(n) = I∗b (n)− Ib(n). (5.63)

Cette erreur est traitée par un régulateur PI de courant dont la sortie correspond au

rapport cyclique D du convertisseur DC–DC bidirectionnel :

D(n+1) = D(n)+Kpb
(
Ibe(n+1)− Ibe(n)

)
+KibIbe(n+1), (5.64)
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où Kpb et Kib représentent les gains du régulateur PI de courant.

• Résultats et performances attendues

La structure de commande MPPT basée sur la méthode P&O permet :

• l’extraction efficace de la puissance maximale du champ photovoltaïque ;

• la stabilisation de la tension du bus DC autour de la valeur optimale V ∗
dc ;

• une gestion appropriée de la charge et de la décharge de la batterie via le

convertisseur DC–DC bidirectionnel.

Cependant, cette méthode présente des oscillations résiduelles autour du point de

puissance maximale et une sensibilité accrue aux variations rapides d’irradiance, ce

qui justifie son comparatif avec des algorithmes MPPT plus avancés dans les systèmes

hybrides.

5.2.6 Commutation avec le Solid transfer switch (STS)

PL�PPV 

Y1=1, else Y1=0

PL

PPV

SOC� SOCl 

Y2=1, else Y2=0SOC

�min� �e � �max 

Y3=1, else Y3=0
�dg

�L

sin
�e

Vtgmin� Vtg � Vtgmax 

Y4=1, else Y4=0
Vtg

fdgmin� fdg � fdgmax 

Y5=1, else Y5=0
fdg

AND
Gate

STSY

Y = 1 DGM
Y = 2 SAM

+-

Y1

Y2

Y3

Y4

Y5

Figure 5.10 : Commutation du STS [1]

La commande du commutateur de transfert statique (STS) est basée sur cinq conditions
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logiques Y1 à Y5, définies comme suit :

• Condition de puissance active (Y1) :

Y1 =


1, si PL > Ppv

0, sinon
(5.65)

La commande vérifie si la puissance photovoltaïque disponible est insuffisante pour

satisfaire la demande de la charge.

• Condition d’état de charge de la batterie (Y2) :

Y2 =


1, si SOC < SOC1

0, sinon
(5.66)

La commande vérifie l’état de charge de la batterie si celle-ci n’est pas

excessivement déchargée avant d’autoriser l’appel au groupe électrogène.

• Condition de synchronisation angulaire (Y3) :

Y3 =


1, si θmin < θe < θmax

0, sinon
(5.67)

Cette condition est capitale car elle garantit que le déphasage entre les sources est

suffisamment faible et acceptable pour permettre une commutation synchronisée.

• Condition de tension (Y4) :

Y4 =


1, si Vtg,min <Vtg <Vtg,max

0, sinon
(5.68)



85

Cette condition permet de vérifier que la tension du système se situe dans une plage

admissible avant le transfert.

• Condition de fréquence (Y5) :

Y5 =


1, si fdg,min < fdg < fdg,max

0, sinon
(5.69)

Cette condition garantit une compatibilité entre la fréquence du groupe électrogène

et le reste du système avant le déclenchement du STS.

La sortie de commande du STS est ensuite obtenue par une porte logique AND :

Y = Y1 ∧Y2 ∧Y3 ∧Y4 ∧Y5 (5.70)

où Y = 1 correspond au mode DGM (Diesel Generator Mode) et Y = 0 au mode SAM

(Solar Assisted Mode). Le schéma de contrôle du Solid Transfer Switch (STS) implémenté

sous MATLAB/Simulink est présenté en annexe C1. Ce schéma illustre la logique de

commande utilisée pour assurer la commutation entre les différentes sources du système.

5.2.7 Réglage des régulateurs PI pour la régulation du bus DC et du courant batterie

La commande du convertisseur DC–DC bidirectionnel (BDC) est réalisée par une

structure en cascade : (i) une boucle externe de régulation de la tension du bus DC,

fournissant la référence de courant batterie, et (ii) une boucle interne de régulation du

courant batterie, générant directement le rapport cyclique D appliqué au modulateur PWM

(fréquence de découpage fPWM = 25 kHz). La tension de référence du bus DC est fixée à

V ∗
dc = 700 V.
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• Boucle externe : régulation de la tension du bus DC

L’erreur de tension du bus DC est définie par :

ev(k) =V ∗
dc(k)−Vdc(k), (5.71)

où V ∗
dc = 700 V.

Le bus DC est modélisé par un condensateur Cdc. La dynamique de la tension du bus

est donnée par la loi du condensateur :

ib(t) =Cdc
dVdc(t)

dt
. (5.72)

En passant dans le domaine de Laplace, on obtient :

Ib(s) =Cdc sVdc(s). (5.73)

La fonction de transfert reliant le courant batterie à la tension du bus DC s’écrit alors :

Gv(s) =
Vdc(s)
Ib(s)

=
1

Cdcs
. (5.74)

avec Cdc = 3×10−3 F.

La bande passante de la boucle de tension est fixée à fv = 62,5 Hz, de manière à garantir

une séparation suffisante entre les dynamiques de la boucle de tension et celles de la boucle

de courant. Cette valeur permet d’assurer un fonctionnement stable du système tout en



87

maintenant une bonne rapidité de réponse.

ωv = 2π fv = 2π ×62,5 ≈ 392,7 rad/s. (5.75)

Le correcteur PI (forme continue) est :

Cv(s) = Kpd +
Kid

s
. (5.76)

Pour le modèle du bus continu représenté par un intégrateur pur Gv(s) = 1/(Cdcs), le

gain proportionnel est déterminé en imposant la bande passante souhaitée de la boucle de

tension :

Kpd =Cdc ωv, (5.77)

Le zéro du correcteur PI est placé à une pulsation égale à ωv/5, conformément à une

pratique couramment utilisée pour assurer un compromis entre rapidité de réponse et

marge de stabilité. Il en résulte :

Kid =Cdc
ω2

v
5
, (5.78)

(le facteur 1/5 correspond à un placement standard du zéro du PI à ωv/5).

En remplaçant Cdc = 3×10−3 F et ωv = 392,7 rad/s :

Kpd = 0,003×392,7 ≈ 1,178 ⇒ Kpd ≈ 1,18, (5.79)

Kid = 0,003× (392,7)2

5
≈ 92.56 ⇒ Kid ≈ 92,56. (5.80)

La sortie de cette boucle est la référence de courant batterie I∗b (k).
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• Boucle interne : régulation du courant batterie

L’erreur de courant batterie est :

ei(k) = I∗b (k)− Ib(k). (5.81)

La dynamique de la boucle courant (modèle moyen) est déduite de l’inductance du

BDC :

L
dib(t)

dt
+Req ib(t) = vL(t), (5.82)

ce qui conduit, dans le domaine de Laplace, à :

Gi(s) =
Ib(s)
VL(s)

=
1

Ls+Req
. (5.83)

Dans cette étude, la résistance équivalente est dominée par la résistance interne de

la batterie. Elle représente l’ensemble des pertes résistives vues par l’inductance du

convertisseur bidirectionnel DC/DC. Cette résistance prend également en compte les

résistances parasites associées aux composants de puissance et aux connexions électriques.

Afin de reproduire le comportement dynamique observé dans le système simulé, la valeur

suivante a été retenue :

Req ≈ Rbat = 0.21 Ω,

L’inductance du convertisseur bidirectionnel DC/DC (BDC) est fixée à :

L = 1×10−5 H (5.84)

cette valeur correspond à l’inductance de filtrage du convertisseur bidirectionnel DC/DC
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utilisée dans le modèle Simulink. Elle a été retenue afin de représenter la dynamique du

convertisseur dans le modèle moyen servant à la synthèse du régulateur PI de courant.

Comme la sortie du PI de courant commande directement le rapport cyclique D, on

utilise la relation (moyennée) :

VL(s)≈Vdc D(s), (5.85)

d’où la fonction de transfert duty-cycle → courant :

Gid(s) =
Ib(s)
D(s)

=
Vdc

Ls+Req
, (5.86)

avec Vdc ≈ 700 V.

La bande passante de la boucle courant est choisie à partir de la fréquence PWM :

fi =
fPWM

20
=

25000
20

= 1250 Hz, ωi = 2π fi ≈ 7854 rad/s. (5.87)

Le correcteur PI (forme continue) est :

Ci(s) = Kpb +
Kib

s
. (5.88)

Un réglage simple (annulation du pôle Req/L) donne les gains « non normalisés » :

Kpb = Lωi, Kib = Req ωi. (5.89)
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En remplaçant L = 10−5, Req = 0,21 et ωi = 7854 :

Kpb = 10−5 ×7854 ≈ 0.07854, Kib = 0,21×7854 ≈ 1649,34. (5.90)

Puisque la sortie du PI agit sur D via VL ≃ VdcD, les gains appliqués au PI de courant

(duty-cycle) sont normalisés par Vdc = 700 V :

Kpb,D =
Kpb

Vdc
=

0,07854
700

≈ 1,12×10−4, (5.91)

Kib,D =
Kib

Vdc
=

1649,34
700

≈ 2,36. (5.92)

Ainsi, les gains retenus pour la boucle courant (commande directe du rapport cyclique)

sont :

Kpb,D ≈ 1,12×10−4 et Kib,D ≈ 2,36.

Finalement les gains sont:

• Boucle tension (bus DC) : Kpd = 1,18, Kid = 92,56 ;

• Boucle courant (sortie = duty-cycle D) : Kpb,D = 1,12×10−4, Kib,D = 2,36.

5.3 Présentation des résultats de la simulation

5.3.1 Puissance champ PV

Le système PV a été simulé sous Matlab Simulink la courbe ainsi obtenue est la figure

5.11 suivante:
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Figure 5.11 : Puissance PV en kWc

La Figure ci-dessus présente l’évolution temporelle de la puissance délivrée par le

champ photovoltaïque suite à une variation brusque de l’irradiation solaire. Initialement,

nous avons fixé l’ensoleillement à 1000 W/m2, permettant au générateur PV d’atteindre

son régime permanent nominal. Au démarrage, la puissance augmente progressivement

pour atteindre une valeur d’environ 43,5 kW à 0,1 s ensuite elle se stabilise à la valeur

de 43 kW jusqu’à 0,4s. Cette phase transitoire correspond à l’action de l’algorithme

MPPT qui ajuste le rapport cyclique du convertisseur boost afin d’amener le champ

photovoltaïque au point de puissance maximale.

À l’instant t = 0,4 s, une diminution brusque de l’irradiation (de 1000 à 100 W/m2) est

appliquée. On observe alors une chute immédiate de la puissance, qui se stabilise autour

de 3 à 4 kW. Cette valeur est cohérente avec la réduction d’irradiation (environ 10 % de
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la valeur initiale), ce qui confirme la proportionnalité quasi linéaire entre la puissance

produite et l’ensoleillement.

La puissance maximale obtenue (43,5 kW) reste inférieure à la puissance crête

théorique du champ photovoltaïque (49,7 kWc). Le rendement du champ PV est estimé

ainsi à (86%) notre modèle de MPPT (P.O) démontre ainsi sa robustesse avec un

rendement moyen de 86%.

5.3.2 Boucle tension (bus DC)

La courbe de tension du bus continu est régulé, on peut observer la régulation à travers la

figure 5.12 ci-dessous:

Figure 5.12 : Tension du réglage

La figure 5.12 montre l’évolution de la tension du bus continu comparée à sa valeur de

référence fixée à environ 700 V.

Au démarrage, la tension atteint rapidement sa valeur de consigne avec un dépassement

jusqu’à la valeur de 750 V, indiquant une bonne performance dynamique du contrôleur.

Entre 0,3 s et 0,4 s, une perturbation transitoire est observée, caractérisée par une chute

temporaire de la tension d’environ 100 V. Cette variation correspond à la phase de

commutation de source (STS), entraînant un déséquilibre momentané de puissance. Après
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les perturbations observées entre 0,33 s et 0,40 s, la tension du bus continu converge

vers une valeur stable. La figure montre néanmoins la présence d’une erreur statique

non nulle, la tension mesurée demeurant légèrement supérieure à la valeur de référence.

Cette différence suggère qu’un ajustement des paramètres du régulateur pourrait permettre

d’améliorer la précision du suivi de consigne.

5.3.3 Déphasage génératrice diesel-réseau

Les déphasages entre les angles électriques θL (charge) et θg (générateur) sur une

période de 1 s sont représentés à travers la figure 5.13 ci-dessous:

(a) Déphasage à la synchronisation (b) Déphasage total

Figure 5.13 : Angles électriques du réseau et de la charge

Les deux signaux présentent une évolution périodique en dent de scie entre 0 et 2π

radians, ce qui correspond à une fréquence nominale de 50 Hz. Les deux courbes sont

quasiment superposée, témoignant de la synchronisation complète entre la charge et la

source. L’écart angulaire ∆θ = θL−θg reste négligeable sur toute la durée de la simulation.

Nos résultats sont presque identiques que ceux obtenus dans [1]. Ces résultats confirment

le bon fonctionnement du système de synchronisation (PLL) et garantit une commutation

sans choc de phase dans les deux travaux.

5.3.4 État de charge de la batterie

Le système a été simulé avec un SOC initial de 25% nous observons la courbe à travers la

figure 5.14 ci-dessous:
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Figure 5.14 : Décharge de la batterie

La figure ci-dessous montre une légère diminution de l’état de charge (SOC) de la

batterie, passant de 25% à environ 24.99% sur une durée d’une seconde au moment de

la commutation. On observe que le SOC passe brièvement en dessous du seuil minimal

fixé à 25%, ce qui indique une légère décharge transitoire avant l’activation complète de

la stratégie de priorité au diesel.

Cette variation très faible confirme que la batterie ne participe que marginalement

au soutien de puissance durant cette phase. Le seuil minimal de décharge étant fixé à

25%, le système bascule prioritairement vers la génératrice diesel dès que cette limite est

atteinte. La légère chute observée du SOC peut s’expliquer par la dynamique transitoire

du système, notamment le temps de réponse du contrôleur et l’inertie électromécanique de

la génératrice, et ne traduit pas une décharge significative de la batterie.
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En comparaison, dans [1], aucune variation notable du SOC n’est observée dans la

seconde suivant la commutation, ce qui traduit une transition idéalement compensée par

la génératrice principale. La différence observée dans notre cas peut s’expliquer par une

modélisation plus détaillée des dynamiques transitoires ou par des paramètres de contrôle

légèrement différents.

5.3.5 Courant de la batterie

La figure 5.15 ci-dessus présente l’évolution du courant de la batterie comparé à sa

valeur de référence.

Figure 5.15 : Courant de la batterie

Au démarrage, un pic de courant d’environ 145 A est observé, qui correspond à la

charge initiale du bus continu. à partir de 0,1 s la batterie commence à se décharger

jusqu’à atteindre un courant d’environ −35 A afin de compenser le déficit de puissance du

système.

Dans l’intervalle de 0,35 s et 0,42 s, des oscillations transitoires apparaissent, liées à

la phase de commutation de source (STS). Après la commutation au DGM le courant se

stabilise autour de zéro, on peut donc dire que la batterie ne distribue plus du courant au

système pendant le régime de fonctionnement DGM.
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En comparaison avec les résultats de [1] où le courant de la batterie varie entre

±10 A, elle intervient seulement pendant la phase transitoire, notre modèle présente une

sollicitation plus importante de la batterie.

5.3.6 Courant champ PV

La figure 5.16 présente l’évolution du courant du champ PV:

Figure 5.16 : Courant du champ PV

Nous pouvons distinguer deux régimes de fonctionnement sur la figure.

Entre 0 s et 0,4 s, le champ photovoltaïque délivre un courant optimal d’environ 115 A,

correspondant à une irradiation de 1000 W/m2. Durant cette phase, le système fonctionne

au voisinage du point de puissance maximale, assurant une production stable et optimale.

À t = 0,4 s, lorsque l’irradiation chute brusquement à 100 W/m2, le courant diminue

proportionnellement pour atteindre environ 15 A. Cette variation confirme la relation

quasi linéaire entre le courant photovoltaïque et l’irradiation solaire. Par conséquent, cette

diminution du courant entraîne également une baisse significative de la puissance générée

par le champ PV.
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5.3.7 Courant du convertisseur de source de tension (VSC)

Le convertisseur injecte un courant triphasé dans la source. Les formes d’onde

correspondantes sont présentées à la figure 5.17.

(a) Courants observé en régime PV au VSC (b) Courants zoomés

Figure 5.17 : Courants du PV observé au VSC

La figure 5.17 présente les courants délivrés par le convertisseur de source de tension

(VSC). Nous observons des formes d’ondes sinusoïdales régulières, d’amplitude d’environ

±21 A. Les courants sont équilibrés et stables, traduisant un fonctionnement correct du

convertisseur.

Cette amplitude de courant est suffisante pour alimenter une charge d’environ 10 kW,

ce qui confirme que le VSC fournit adéquatement la puissance apparente requise. La

qualité sinusoïdale des signaux témoigne également d’une bonne performance du système

de commande et du filtrage en sortie.

5.3.8 Génération des impulsions de commande du convertisseur

Les signaux de commande générés par les blocs Gate Pulse Generation assurent le

pilotage des interrupteurs de puissance (IGBT) des convertisseurs côté DGM et SAM.
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Pour chaque régime de fonctionnement, ces signaux se présentent sous la forme de

commandes logiques binaires (0/1) correspondant aux impulsions de gâchette appliquées

aux interrupteurs S1 à S6. Ces impulsions déterminent les instants d’ouverture et de

fermeture des IGBT afin de synthétiser les tensions et courants souhaités. Il s’agit de

signaux de commande internes au convertisseur ; ils ne représentent pas directement les

courants injectés dans le réseau, mais contrôlent le fonctionnement des interrupteurs qui

les génèrent.

Les impulsions sont obtenues à partir de la régulation en courant basée sur l’erreur :

e(t) = i∗dg(t)− idg(t) (5.93)

où i∗dg représente le courant de référence et idg le courant mesuré. L’erreur de courant

est traitée par un correcteur PI numérique afin de générer le signal de commande du

convertisseur. Les impulsions de commande des interrupteurs S1 à S6 sont ensuite obtenues

à partir de cette loi de commande et appliquées au VSC. Après filtrage par l’inductance

de couplage, le courant injecté présente une forme quasi sinusoïdale et suit la référence

imposée.. Ainsi, l’aspect « dense » des impulsions sur l’intervalle de simulation résulte

de la rapidité des commutations par rapport à l’échelle temporelle globale. Le courant

de sortie résultant, après filtrage (inductance de couplage), présente quant à lui une

forme quasi sinusoïdale et suit la consigne imposée (par exemple ≈ 21 Arms dans notre

étude), une fois le régime transitoire dissipé. L’absence d’interruption ou d’irrégularités

majeures dans les impulsions confirme le bon fonctionnement de la chaîne de commande

du convertisseur côté DGM avant la phase de commutation via le STS.
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5.3.9 Puissance de la charge

La puissance fournie à la charge est observée sur la figure 5.18. La figure montre que

...

Figure 5.18 : Puissance de la charge

En mode SAM, la puissance active de la charge atteint rapidement sa valeur nominale

de 10 kW. Une faible surtension de puissance est observée entre 0,1 s et 0,4 s, avec

un maximum d’environ 10,4 kW, avant un retour à la valeur nominale. Ces résultats

témoignent de la stabilité du système et de la bonne régulation de la puissance fournie

à la charge.
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5.3.10 Tension et courant à la sortie du générateur diesel

Les figures 5.19 et 5.20 sont présentées afin d’évaluer le comportement du micro-réseau

lors de la transition du mode autonome (SAM) vers le mode groupe diesel (DGM) à t =

0,4 s. L’objectif est de vérifier la continuité de l’alimentation, la stabilité des tensions et

le bon transfert de puissance vers le groupe diesel.

Figure 5.19 : Courbes des tensions et du courant vues au STS en mode DGM



101

Figure 5.20 : Signaux zoomés

Nous remarquons que les tensions conservent une forme sinusoïdale équilibrée

d’amplitude d’environ 565 V crête correspondant à 400 V efficace ligne-ligne tout au

long de la simulation, ce qui indique une bonne stabilité en tension.

Entre 0 et 0.4 s, le système fonctionne en mode SAM. Durant cette phase, le courant

triphasé est nul, ce qui signifie que la génératrice diesel n’alimente pas encore la charge. À

partir de 0.4 s, au moment de la commutation, une courte période transitoire est observée,

caractérisée par un léger pic dynamique. Après cette phase, le courant s’établit sous forme

sinusoïdale équilibrée d’amplitude d’environ 21 A jusqu’à 1 s.

Ce comportement est cohérent avec celui présenté dans [1], où l’activation progressive

du courant après la transition confirme une synchronisation correcte et une stabilité

dynamique satisfaisante.
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5.3.11 Tension et courant à la sortie de charge

Nous avons zoomé les signaux de la charge sur les figures 5.21 et 5.22 :

Figure 5.21 : Signaux de tension et courant observés à la charge en SAM
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Figure 5.22 : Signaux de tension et courant observés à la charge en DGM

Nous observons que les tensions restent sinusoïdales et globalement équilibrées sur

l’ensemble de la simulation, avec une perturbation transitoire limitée au moment de la

transition. Le courant de charge est présent avant et après la commutation, ce qui confirme

la continuité d’alimentation de la charge (transition sans coupure).

En comparaison avec [1], où la tension nominale est de 415 V et les courants sont

de l’ordre de 10 A, notre résultat présente un comportement similaire en termes de

maintien de la forme sinusoïdale et de stabilité après commutation. Les écarts observés

sur l’amplitude (tension et courant) s’expliquent principalement par des niveaux de

puissance/charge différents et par les paramètres du modèle (impédance de charge,

réglages des contrôleurs et conditions initiales). Malgré ces différences d’échelle, la

dynamique transitoire reste courte et le régime permanent est rapidement rétabli, indiquant

une commutation maîtrisée.
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5.3.12 Analyse d’harmonique

Nous observons ici les différents harmoniques de tensions et de courant observées en

deux phases lors du fonctionnement du système en mode SAM et en mode DGM.

• THD et FFT de courant observés en régime SAM

Les figures 5.23 5.24 nous montre le signal FFT et les harmoniques de courant en

fonctionnement SAM.
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Figure 5.23 : Signal FFT du courant en SAM
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Fundamental (50Hz) = 20.92 , THD= 5.47%
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Figure 5.24 : Taux de distorsion harmonique du courant (T HDI) en SAM

En faisant une analyse par transformée de Fourier rapide (FFT) du courant on peut

remarquer une composante fondamentale à 50 Hz d’amplitude efficace égale à 20,92 A.

Les harmoniques observées sont de rang 5 et 7 et correspond aux onduleurs de type PWM.

Le taux de distorsion harmonique total obtenu est de THDI = 5,47%. Rappelons que

la valeur recommandée IEEE 519 pour les réseaux de basse tension est de 5 %, (voir

Annexe G) qui est inférieure à la valeur obtenue ici. Toutefois, elle peut-être acceptable

dans le contexte d’un système photovoltaïque intégrant un convertisseur d’électronique de

puissance.

• THD et FFT de tension observés en régime SAM

Les figures 5.25 5.26 nous montre le signal FFT et les harmoniques de tension en

fonctionnement SAM.
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Figure 5.25 : Signal FFT de tension en SAM

Figure 5.26 : Taux de distorsion harmonique du courant (T HDV ) en SAM
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En faisant une analyse nous avons une composante fondamentale de 50 Hz d’amplitude

560,9 V avec un taux de distorsion harmonique total observé de 5,55 %. Les composantes

d’harmoniques sont d’ordres 5, 7, 11 et 13 dans ce cas.

Une fois encore nous observons que cette valeur est légèrement supérieure à la limite

de 5 % recommandée par la norme IEEE 519 en basse tension. La différence n’est pas

aussi élevée qu’elle peut être acceptable pour un contexte de système hybride.

• THD et FFT de courant observés en régime DGM

La figure 5.27 5.28 nous montre le signal FFT et les harmoniques de courant en

fonctionnement DGM.
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Figure 5.27 : Signal FFT de courant en DGM
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Fundamental (50Hz) = 20.52 , THD= 0.00%
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Figure 5.28 : Taux de distorsion harmonique du courant (T HDI) en DGM

L’analyse FFT montre une composante fondamentale à 50 Hz de 20,52 A avec un taux

de distorsion harmonique total 0,00 %. Ceci témoigne la qualité des signaux de courant

d’un générateur diesel comparé au système PV. Les composantes harmoniques observées

sont de l’ordre de 10−3 % de la fondamentale, ce qui indique un signal pratiquement

sinusoïdal. Cette valeur est largement inférieure à 5 % de la norme IEE 519 pour les BT.

• THD et FFT de tension observés en régime DGM

Les figures 5.29 5.30 nous montre le signal FFT et les harmoniques de tension en

fonctionnement DGM.

En analysant les signaux de tension en fonctionnement DGM nous observons une

composante fondamentale à 50 Hz de 558,5 A avec un taux de distorsion harmonique

total 0,00 %. Nous observons un signal presque sinusoidal les harmoniques observées sont

négligeables de l’ordre de 10−4 %
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Figure 5.29 : Signal FFT de tension en DGM

Fundamental (50Hz) = 558.5 , THD= 0.00%
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Figure 5.30 : Taux de distorsion harmonique du tension (T HDV ) en DGM
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Ce résultat confirme que le générateur diesel, modélisé par une machine synchrone,

fournit une tension de très haute qualité harmonique, largement conforme aux exigences

de la norme IEEE 519. Ce résultat est cohérent avec le fonctionnement d’une

machine synchrone qui génère naturellement une tension sinusoïdale, contrairement aux

convertisseurs électroniques à modulation PWM. Le fonctionnement en mode DGM

respecte largement les exigences de la norme IEEE 519 pour les réseaux basse tension.

5.4 Conclusion

Nous avons ainsi obtenu des harmoniques admissible dans la norme IEEE, ils peuvent

encore être réduites avec un dimensionnement optimisé du filtre de sortie ou par un

ajustement de la fréquence de découpage. Cependant les THD observées au niveau du

générateur diesel sont nuls n’est pas une performance obtenue par la commande. Il résulte

du fait que le générateur diesel a été modélisé comme une source idéale.



Conclusion générale et perspectives

Notre étude a porté sur l’optimisation technico-économique d’un système hybride

photovoltaïque–diesel destiné à l’alimentation de charges en milieu isolé. L’objectif

principal était d’analyser le comportement dynamique du système, d’évaluer ses

performances électriques, ainsi que d’identifier une configuration optimale en termes de

coût et de qualité de l’énergie.

L’analyse économique, réalisée sur différentes plages de puissance, a permis de mettre

en évidence une évolution significative des coûts en fonction du temps. Il ressort que, bien

que le système photovoltaïque nécessite un investissement initial plus élevé, il devient plus

avantageux sur le long terme. À l’inverse, le générateur diesel, bien que moins coûteux à

l’installation, engendre des dépenses d’exploitation importantes liées principalement au

carburant et à la maintenance, ce qui conduit à une augmentation progressive du coût

global du système.

L’étude a permis d’identifier une configuration optimale caractérisée par une

pénétration de 85 % de la source photovoltaïque et 15 % du générateur diesel. Cette

combinaison offre un compromis pertinent entre performance économique, continuité de

service et réduction des coûts d’exploitation.

La modélisation et la simulation du système sous MATLAB/Simulink ont permis

de valider les performances dynamiques du système hybride. Les résultats obtenus

montrent un bon comportement global, notamment en régime permanent, où les grandeurs

électriques sont équilibrées et stables. L’analyse harmonique a révélé une réduction

significative du taux de distorsion harmonique (THD), avec des valeurs proches des limites

imposées par la norme IEEE, ce qui atteste de la qualité de l’énergie produite.
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L’intégration de l’algorithme adaptatif WZA-LLMS a joué un rôle déterminant dans

l’amélioration des performances du système, en contribuant efficacement à la réduction

des harmoniques. De plus, les filtres utilisés ont permis d’atteindre des niveaux de qualité

conformes aux exigences attendues.

Cependant, l’étude met également en évidence certaines limites. Une différence notable

subsiste entre les performances observées en mode SAM et en mode DGM, notamment

en termes de qualité du signal et de contenu harmonique. Le mode DGM présente encore

un niveau de distorsion plus élevé, traduisant la nécessité d’améliorer les stratégies de

commande et de filtrage associées à cette source.

En termes de perspectives, plusieurs axes d’amélioration peuvent être envisagés. Il

serait pertinent d’optimiser davantage les techniques de commande afin de réduire le

THD en mode DGM et d’atteindre des performances comparables à celles du mode SAM.

L’intégration de stratégies de synchronisation plus avancées, ainsi que l’amélioration des

filtres actifs ou passifs, pourrait également contribuer à améliorer la qualité de l’énergie.

Des méthodes de dimensionnement basées sur la fiabilité, telles que le LPSP ou le LLP,

pourraient être intégrées afin d’améliorer la précision du dimensionnement du système

hybride. De plus, une analyse probabiliste de la continuité de service permettrait d’évaluer

plus rigoureusement le risque de perte d’alimentation sur l’ensemble de la durée de vie

du micro-réseau. Ces approches contribueraient à renforcer la robustesse et la fiabilité des

résultats obtenus.

Enfin, cette étude montre que les systèmes hybrides PV–diesel représentent une

solution efficace pour l’électrification des zones isolées, en combinant viabilité

économique, réduction des émissions de CO2 et amélioration de la qualité de l’énergie,

tout en contribuant aux objectifs de développement durable.
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Annexe A - Fichier de calcul des coûts

FIGURE A.1 : Fichier Simulink des fonctions coûts



Annexe B - Paramètres du PV

FIGURE B.1 : Paramètres PV
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Annexe C - Contrôle du Solid Transfer Switch (STS)

FIGURE C.1 : Control STS

FIGURE C.2 : Paramètres STS
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Annexe D - Algorithme P&O
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FIGURE D.1 : Algorithme MPPT
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Annexe E - Contrôle DGM/SAM

FIGURE E.1 : Contrôle DGM/SAM(externe)
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FIGURE E.2 : Contrôle DGM/SAM(interne)

FIGURE E.3 : Contrôleur en SAM
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FIGURE E.4 : Paramètres gain

FIGURE E.5 : Contrôleur en DGM

FIGURE E.6 : Contrôleur en DGM (modèle mathématique)
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Annexe F - Normes IEE 519

Tableau F.1 : Limites du taux de distorsion harmonique de la tension selon IEEE 519-2014

Niveau de tension au PCC THD tension max. Harmonique individuelle max.
V ≤ 1 kV 5 % 3 %

1 kV <V ≤ 69 kV 5 % 3 %
69 kV <V ≤ 161 kV 2,5 % 1,5 %

V > 161 kV 1,5 % 1 %
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Annexe G - Paramètres des différents régulateurs
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Tableau G.1 : Paramètres du modèle hybride PV–DG–Batterie sous Simulink

Sous-système Paramètre Valeur
DGM (Diesel Generator Model)

DGM τ 0.015
DGM σ 0.0001
DGM ∆ 2×10−3

DGM ε 10

DGM Imin/max
dg [-15 15] A

DGM εhyst_on [10−3 10−3 10−3]

DGM εhyst_o f f [10−3 10−3 10−3]

SAM (Synchronisation & Control)
SAM Kp,V [0.5 0.5 0.5]
SAM Ki,V [0.1 0.1 0.1]
SAM Kp,θ 5
SAM Ki,θ 0.5
SAM εhyst_on [10−3 10−3 10−3]

SAM εhyst_o f f [10−3 10−3 10−3]

Branche RLC (Charge)
RLC Résistance R 1 Ω

RLC Inductance L 6×10−2 H
BDC Control (Boost DC/DC)

BDC Kp,d 1
BDC Ki,d 4500
BDC Kp,b 1
BDC Ki,b 4500
BDC Fréquence PWM 25 kHz

Batterie Lithium-Ion
Batterie Tension nominale 630 V
Batterie Capacité nominale 30 Ah
Batterie SOC initial 100 %
Batterie Temps de réponse 30 s


