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Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

Objet

Ce rapport a pour objet de décrire la méthodologie utilisée pour évaluer les coûts et bénéfices de la gestion
de la flexibilité de l’injection de la production photovoltaïque dans le réseau de distribution Français.

Financement, Cadre Institutionnel et Partenariats Techniques

Ces travaux ont été réalisés dans le cadre de France Relance 2030, avec un cofinancement de Roseau
Technologies. L’encadrement scientifique a été assuré par Robin Girard, directeur de recherche au centre
PERSEE (Procédés, Energies Renouvelables et Systèmes Energétiques) de Mines Paris PSL.

En complément de son rôle de financeur, Roseau Technologies a apporté un soutien technique précieux en
mettant à disposition :

• son expertise technique pour l’encadrement des travaux
• des données nécessaires pour les analyses
• son solveur d’écoulement de charges,Roseau Load Flow, utilisé pour les simulations de renforcement

du réseau et d’écrêtement de la production

Table des matières 1
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CHAPITRE 1

Introduction

1.1 Contexte

La transition énergétique est devenue un enjeu central dans les politiques environnementales et écono-
miques mondiales. Face aux impératifs de réduction des émissions de gaz à effet de serre et à la nécessité
de diversifier les sources de production d’énergie, les énergies renouvelables occupent une place croissante
dans le mix énergétique. Parmi celles-ci, l’énergie photovoltaïque (PV) s’est imposée comme une techno-
logie clé, en raison de la baisse continue de ses coûts de production et de sa capacité à être déployée à
différentes échelles, des installations résidentielles aux parcs solaires industriels.

Fig. 1.1 – Evolution de la production photovoltaïque installée entre 2000 et 2060 pour différents scénarios
(source : RTE, « Futurs énergétiques 2050)

Toutefois, cette montée en puissance s’accompagne de défis techniques et économiques, en particulier
pour les gestionnaires des réseaux de distribution. En effet, le réseau de distribution d’électricité, conçu his-
toriquement pour gérer des flux d’énergie unidirectionnels – de la production centralisée vers les consom-

3
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mateurs – doit aujourd’hui s’adapter à une production plus décentralisée et intermittente. Cette nouvelle
configuration peut créer des besoins de renforcement des infrastructures pour garantir la stabilité et la qua-
lité de l’approvisionnement en toute circonstance. Pour les scénarios de déploiement photovoltaîque les plus
ambitieux, les investissements nécessaires pour moderniser et étendre ces réseaux s’avèrent significatifs
et impactent fortement les besoins de financement de cette transition.

Enedis, « Eléments de prospective du réseau public de distribution d’électricité à l’horizon 2050»

Le scénario Rupture est, quant à lui, construit suivant les hypothèses d’une transition écologique très
exigeante pour le réseau de distribution. Nous considérons ainsi une production installée de 261 GW à
la maille du réseau de distribution géré par Enedis. Les investissements associés aux raccordements de
nouvelles installations seraient compris dans ces hypothèses entre 6 et 8 milliards d’euros par an sur la
période 2020-2050.

1.2 Rôle potentiel de la flexibilité

Dans ce contexte, la flexibilité de la production photovoltaïque émerge comme une solution potentielle pour
limiter ou différer les investissements dans les infrastructures de distribution. En effet, en limitant la produc-
tion PV lorsque des contraintes sont rencontrées dans l’opération du réseau, il est possible d’éviter ou de
repousser les actions de renforcement qui auraient été autrement nécessaires.

1.3 Objectif

L’objectif de cette étude est d’évaluer les bénéfices et les coûts liés à l’intégration de la flexibilité de la
production photovoltaïque au sein des réseaux de distribution. Pour ce faire, nous modéliserons les besoins
de renforcement induits par des scénarios de déploiement PV associés à des stratégies de contrôle de la
flexibilité, ce qui permettra d’obtenir, par différence, les bénéfices associés à chaque stratégie. En ce qui
concerne les coûts, la modélisation se concentre sur les coûts associés à l’énergie photovoltaïque perdue
du fait de l’activation de la flexibilité.

1.4 Structure du rapport

Le présent rapport est structuré de la manière suivante :

1. Description du réseau de distribution : nous proposerons une description succinte de l’architecture
du réseau de distribution et de ses principes de fonctionnement

2. Définition de la flexibilité étudiée : nous décrirons les différentes capacités de gestion de tension
des onduleurs photovoltaïques définies dans les standards internationaux, puis nous présenterons
quelques exemples de codes réseau nationaux intégrant des exigences de mise en oeuvre de ces
capacités

3. Stabilité de la gestion de tension par réactif et/ou actif : la gestion de tension par modulation de
la puissance active ou réactive basé sur une boucle de contrôle locale asservie à la tension locale
est susceptible de provoquer des instabilités dans le réseau. Nous proposons une revue de littérature
permettant de caractériser cette instabilité potentielle et d’établir des critères de stabilité en fonction,
notamment de paramètres de la régulation. A partir d’un tel critère, nous définissons et validons
expérimentalement une configuration du contrôle assurant la stabilité.
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4. Cadre d’analyse des coûts et bénéfices de la flexibilité de la production dans le réseau de
distribution : nous proposons ici une revue de litérature de l’analyse des coûts et bénéfices de la
flexibilité de la production suivi d’une description du cadre d’analyse retenu pour l’étude

5. Sélection des départs représentatifs : afin de permettre la réduction du nombre de simulations à
réaliser, l’étude sera conduite sur un échantillon représentatif de départs HTA. Nous présenterons la
méthode de sélection et de validation des départs représentatifs.

6. Scénarios de déploiement de la production photovoltaïque : nous décrirons ici la manière dont
nous avons scénarisé la localisation et la temporisation du déploiement des centrales photovol-
taïques.

7. Simulation de la consommation : Afin de modéliser quelle énergie est effectivement écrêtée du
fait de la flexibilité, il est nécessaire de connaitre les courbes de charges électriques soutirées aux
noeuds des réseaux étudiés. La méthodologie mise en oeuvre pour simuler ces courbes de charges
à partir de données ouvertes sera décrite en détail.

8. Modélisation du renforcement du réseau : nous décrirons l’heuristique de sélection des renforce-
ments nécessaires à lever les contraintes de réseau, en tenant compte d’un contrôle paramétrable
de la flexibilité

9. Modélisation de l’énergie non injectée : afin de modéliser l’énergie réellement non injectée, il suffit
d’obtenir la consommation et la production à chaque noeud et à chaque pas de temps et d’appliquer
l’algorithme de contrôle défini à l’étape précédente. Nous proposons et décrivons ici une méthode de
sélection de pas de temps représentatif qui permet de diminuer drastiquement le nombre de simula-
tions.

10. Comparaison des coûts et bénéfices : la comparaison entre coûts et bénéfices nécessite d’utiliser
un référentiel temporel commun. Nous présentons ici les choix méthodologiques que nous mettons
en oeuvre.

11. Résultats : présentation des principaux résultats et analyses

12. Discussion : points d’attention et recommandations

13. Conclusion

1.4. Structure du rapport 5
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CHAPITRE 2

Le réseau de distribution d’électricité

2.1 Introduction

Le réseau de distribution d’électricité constitue la dernière étape du système électrique, reliant le réseau de
transport aux utilisateurs finaux. Il est conçu pour acheminer l’énergie depuis les postes source jusqu’aux
consommateurs, tout en respectant des critères de continuité, de qualité d’alimentation et de sécurité. Ce
réseau, souvent géré par les gestionnaires de réseaux de distribution (GRD), joue un rôle clé dans la tran-
sition énergétique en permettant l’intégration des énergies renouvelables décentralisées et des nouveaux
usages comme les véhicules électriques.

2.2 Architecture

2.2.1 Poste source

Le poste source est le point de jonction entre le réseau de transport (généralement à 63 kV ou 225 kV) et le
réseau de distribution haute tension (HTA), souvent à 20 kV ou 15 kV. Ce poste comprend des transforma-
teurs permettant de réduire la tension et des dispositifs de protection pour isoler les éventuelles défaillances.

2.2.2 Réseau HTA

Le réseau HTA transporte l’énergie électrique à une tension intermédiaire, entre le poste source et les
postes de distribution HTA/BT ou les postes alimentant des clients raccordés en HTA. Il se distingue par sa
conception maillée et son schéma d’exploitation radial. Ainsi, la conception maillée permet de garantir une
redondance et une robustesse accrue tandis que l’exploitation - en général - radiale simplifie le contrôle et
diminue les courants de défaut.
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2.2.3 Réseau BT

Le réseau basse tension (BT) distribue l’énergie aux utilisateurs finaux à une tension nominale de 230/400
V. Contrairement au réseau HTA, il n’est en général pas maillé et suit une structure radiale stricte, chaque
point de consommation étant alimenté par une seule ligne.

2.3 Objectifs opérationnels

2.3.1 Continuité d’alimentation

L’objectif principal est d’assurer une alimentation la plus continue possible aux utilisateurs finaux. Cette
continuité d’alimentation est mesurée grâce à deux indicateurs principaux :

• Critère B : Ce critère définit une durée maximale d’interruption acceptable pour les clients. Il est
utilisé afin de valider le respect des engagements du GRD auprès de ses usagers et évaluer les
performances du réseau à différentes échelles.

• Energie non distribuée : il s’agit de la différence entre l’énergie effectivement livrée et l’énergie qui
aurait été théoriquement livrée s’il n’y avait pas eu de défaillance. La valeur de cette énergie est fixée
par arrêté (actuellement 33000€/MWh) et est utilisée dans la planification des investissements du
GRD. Ainsi, l’amélioration de la continuité, par exemple par l’installation d’ouvrages de secours (déri-
vations, postes mobiles), est évaluée selon une analyse coûts/bénéfices. Cela permet de déterminer
si les gains en continuité (diminution de l’énergie non distribuée) justifient les coûts supplémentaires.

2.3.2 Qualité d’alimentation

• Clients HTA : La tension moyenne sur 10 minutes doit rester dans une plage acceptable fixée contrac-
tuellement à ±5 % autour de la tension nominale (Contrat d’Accès au Réseau Public de Distribution
pour une Installation de Consommation raccordée en HTA – Conditions Générales).

• Tension BT : La tension moyenne sur 10 minutes doit rester dans une plage acceptable fixée régle-
mentairement à ±10 % autour de la tension nominale (Arrêté du 24 décembre 2007 relatif aux niveaux
de qualité et aux prescriptions techniques en matière de qualité des réseaux publics de distribution
et de transport d’électricité). De plus, sa sensibilité à la puissance doit être limitée.

2.3.3 Sécurité des ouvrages

La sécurité concerne la protection des équipements, du personnel et du public contre les risques électriques
(surcharges, courts-circuits). Elle est assurée par des dispositifs de protection (fusibles, disjoncteurs), un
dimensionnement adéquat des infrastructures et une gestion rigoureuse des interventions sur le réseau.
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2.4 Ecoulement des charges et plan de tension

2.4.1 Objectif du calcul et données d’entrée

L’objectif est de simuler les flux de puissance et les niveaux de tension pour garantir une exploitation fiable
du réseau. Les données incluent les consommations prévues, les injections de production, la topologie du
réseau, les caractéristiques des lignes et des transformateurs.

2.4.2 Différentes méthodes de résolution

• Algorithmes : Les méthodes les plus utilisées sont :
— Newton-Raphson : Méthode itérative précise mais exigeante en calcul.
— Backward-Forward Sweep : Méthode adaptée aux réseaux radiaux, moins complexe à implé-

menter.
• Approximations : Les simplifications comme le modèle DC, la linéarisation ou l’hypothèse triphasée

équilibrée permettent des calculs plus rapides, souvent au détriment de la précision.

2.5 Planification

2.5.1 Leviers d’action du GRD

Le gestionnaire de réseau dispose de plusieurs leviers pour optimiser le réseau :
• Renforcement des infrastructures existantes (lignes, postes)
• Création de nouvelles infrastructures
• Modification du schéma d’exploitation
• Introduction de solutions de gestion intelligente du réseau
• Recours aux flexibilités pour gérer les pics de consommation ou de production.

2.5.2 Analyse technico-économique

Dans une logique similaire à l’amélioration de la continuité, les différentes décisions d’investissement sont
comparées grâce à une analyse de leur efficacité économique qui repose sur le calcul de la valeur actuelle
nette pour chaque ouvrage, en intégrant les coûts d’investissement et d’exploitation actualisés sur la durée
de vie prévue.

2.4. Ecoulement des charges et plan de tension 9
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CHAPITRE 3

Définition de la flexibilité étudiée

3.1 Introduction

Dans ce chapitre, nous allons examiner les différentes capacités de gestion de tension offertes par les
onduleurs photovoltaïques, telles que définies dans les principaux standards internationaux. En croisant le
type de puissance mobilisée (active et/ou réactive) à la régulation attendue (facteur de puissance constant,
asservissement à la tension ou à la puissance active), cinq modes différents identifiés et les exigences
spécifiques répertoriés. Nous analyserons ensuite des exemples concrets de codes réseau nationaux qui
encadrent la mise en œuvre de ces capacités, en présentant les exigences spécifiques de certains pays
en matière de gestion de tension par les onduleurs photovoltaïques. Puis nous terminerons par spécifier le
type particulier de flexibilité dont la valorisation fait l’objet de cette étude.

3.2 Capacités de gestion de tension des onduleurs

Les capacités de gestion de tension minimales que les onduleurs photovoltaïques doivent être en mesure
de mettre en oeuvre en opération normale sont définies dans le standard IEEE 1547-2018 « Interconnection
and Interoperability of Distributed Energy Resources with Associated Electric Power Systems Interfaces».
Les capacités de gestion de tension sont séparées en deux catégories de performance attendue en fonction
du niveau de pénétration de la production décentralisée : catégorie A et catégorie B. Ces catégories sont
définies de la manière suivante en annexe B du standard :
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Fig. 3.1 – Définition des catégories de performance A et B (source : standard IEEE 1547-2018)

Le standard identifie ensuite 5 modes de gestion de tension possibles :
• Facteur de puissance constant
• Tension/réactif
• Actif/réactif (dont « Facteur de puissance constant» est un cas particulier)
• Réactif constant
• Tension/actif

L’ensemble des modes sont obligatoires en catégorie B, tandis que seuls les modes faisant appel exclusi-
vement au réactif sont obligatoires en catégorie A.

Fig. 3.2 – Définition des modes de gestion de tension (source : standard IEEE 1547-2018)

Le standard définit les capacités minimales d’absorption/injection de réactif comme une part constante de
la puissance apparente nominale quand la puissance active est entre 20 et 100% de la puissance active
nominale, et comme proportionnelle à la puissance active entre 5 et 20% :
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Fig. 3.3 – Capacités minimales d’absorption/injection de réactif (source : standard IEEE 1547-2018)

3.2.1 Mode facteur de puissance constant

Le facteur de puissance est le ratio entre la puissance active et la puissance apparente :

Fp =
P

S
= cosϕ (3.1)

où ϕ est l’angle de déphasage entre courant et tension.

Comme la consommation de réactif ne peut pas dépasser les capacités définies précédemment, les valeurs
minimales de Fp sont les suivantes :

• 0.968 pour la catégorie A
• 0.898 pour la catégorie B

Fp doit pouvoir être ajusté sur demande du gestionnaire de réseau.

3.2. Capacités de gestion de tension des onduleurs 13
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3.2.2 Mode tension/réactif

Dans ce mode, l’onduleur doit pouvoir ajuster la puissance réactive suivant une fonction linéaire par morceau
de la tension mesurée au point de connexion. La forme générale de la fonction est donnée ci-dessous :

Fig. 3.4 – Fonction déterminant la puissance réactive en fonction de la tension (source : standard IEEE
1547-2018)

Les valeurs possibles pour les différents paramètres de la fonction sont définies dans le tableau suivant :
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Fig. 3.5 – Paramètres possibles de la fonction déterminant la puissance réactive en fonction de la tension
(source : standard IEEE 1547-2018)

Note : Le standard spécifie qu’une sélection incorrecte des paramètres (niveau de tension d’activation du
contrôle) parmi les intervalles autorisés peut mener à une instabilité du système

Dans le graphique ci-dessous, nous présentons quatre variantes de fonction de contrôle :
• Les fonctions par défaut pour les catégories A et B
• Les fonctions avec les pentes les plus élevées (variantes dites « aggressives»)

3.2. Capacités de gestion de tension des onduleurs 15
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Fig. 3.6 – 4 variantes de fonction déterminant la puissance réactive en fonction de la tension (source :
standard IEEE 1547-2018). En ordonnée, la puissance réactive est exprimée en % de la puissance apparente
nominale.

3.2.3 Mode actif/réactif

Dans ce mode, l’onduleur doit pouvoir ajuster la puissance réactive suivant une fonction linéaire par morceau
de la puissance active injectée. La forme générale de la fonction est donnée ci-dessous :

Fig. 3.7 – Fonction déterminant la puissance réactive en fonction de la puissance active injectée (source :
standard IEEE 1547-2018). La partie de gauche de la courbe ne s’applique qu’au système pouvant absorber
de la puissance active (exemple : stockage).

Les valeurs possibles pour les différents paramètres de la fonction sont définies dans le tableau suivant :
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Fig. 3.8 – Paramètres possibles de la fonction déterminant la puissance réactive en fonction de la puissance
active (source : standard IEEE 1547-2018)

3.2.4 Mode réactif constant

Dans ce mode, l’onduleur doit injecter ou consommer une puissance réactive constante définie par le ges-
tionnaire de réseau dans les limites décrites dans Fig. 3.3.

3.2.5 Mode tension/actif

Dans ce mode de fonctionnement (exigé uniquement pour la catégorie B), l’onduleur doit pouvoir réguler
la tension en ajustant l’injection de puissance active. Ce mode doit pouvoir être activé à la demande du
gestionnaire de réseau mais est désactivé par défaut. Si il est activé, un des modes de gestion de tension
à l’aide du réactif doit l’être aussi. La forme générale de la fonction de contrôle est donnée ci-dessous :

Fig. 3.9 – Fonction déterminant la puissance active en fonction de la tension (source : standard IEEE 1547-
2018).

3.2. Capacités de gestion de tension des onduleurs 17
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Les valeurs possibles pour les différents paramètres de la fonction sont définies dans le tableau suivant :

Fig. 3.10 – Paramètres possibles de la fonction déterminant la puissance active en fonction de la tension
(source : standard IEEE 1547-2018)

Note : Le standard spécifie que le caractère dynamique oscillatoire du système doit être pris en compte
lorsque la durée de réponse en boucle ouverte est inférieure à 3 secondes.

Dans le graphique ci-dessous, nous présentons deux variantes de fonction de contrôle :
• La fonction par défaut
• La fonction avec la pente la plus élevée (variante dite « aggressive»)

Fig. 3.11 – 2 variantes de fonction déterminant la puissance réactive en fonction de la tension (source :
standard IEEE 1547-2018). En ordonnée, la puissance active est exprimée en % de la puissance active
nominale.
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3.3 Gestion de tension dans les codes réseaux

Afin de tirer parti des bénéfices apportés par la gestion de tension par onduleur dans un contexte de péné-
tration de plus en plus élevée de la production décentralisée, des évolutions des dispositions contractuelles
et réglementaires encadrant l’injection de production ont été introduites. Celles-ci se sont traduites soit par
des exigences de mise en oeuvre par le producteur, soit par des options d’activation qui lui sont proposées
lors de sa demande de raccordement. Dans cette section, nous présentons quelques exemples de modes
de contrôle ainsi définis.

3.3.1 Californie

Les exigences de contrôle de tension qui s’appliquent aux producteurs desservis par des gestionnaires de
distribution sous la juridiction de la California Public Utilities Commission sont définies dans le document
« Electric Rule NO. 21 : Generating Facility Interconnections», section Hh « Smart Inverter Generating Fa-
cility Design And Operating Requirements», paragraphe j « Dynamic Volt/VAR Operations» et paragraphe
m « *Voltage-Watt Default Settings Requirements»

En premier lieu est défini le facteur de puissance minimal auquel doit pouvoir opérer l’onduleur quand il
injecte plus de 20% de la puissance active nominale :

• 0.90 pour les systèmes de puissance nominale inférieure à 15 kW (soit Q
P ≃ 0.48)

• 0.85 pour les systèmes de puissance nominale supérieure à 15 kW (soit Q
P ≃ 0.62)

La courbe par défaut de contrôle du réactif en fonction de la tension est ensuite décrite de la manière
suivante :

Fig. 3.12 – Courbe de contrôle du réactif en fonction de la tension d’après « Electric Rule NO. 21 : Generating
Facility Interconnections»

Le document ne définit pas explicitement sur quelle référence est définie le 30% de puissance réactive.
Si on considère que la référence est la puissance réactive maximale qui peut être injectée en respectant
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le facteur de puissance minimal, on obtient une puissance réactive maximale mobilisable de 14.5% de la
puissance active pour les installations de moins de 15 kW et 18.5% pour les autres. En combinant cette
faible mobilisation de réactif avec une activation sur une plage de 4% de la puissance nominale (entre 103
et 107%), on obtient une pente relativement faible qui se situe entre les valeurs par défaut des pentes pour
les catégories A et B suivant le standard IEEE 1547-2018. Il est à noter que le document mentionne la
possibilité pour le gestionnaire de réseau d’exiger une courbe de contrôle différente pour les installations
supérieures à 100 kW.

Le contrôle de tension par puissance active (qui est activé sur accord du gestionnaire avec le producteur)
consiste à diminuer la puissance active à partir de 106% de tension jusqu’à atteindre une puissance active
nulle à 110% :

Fig. 3.13 – Courbe de contrôle de l’actif en fonction de la tension d’après « Electric Rule NO. 21 : Generating
Facility Interconnections»

Le temps de réponse en boucle ouvert n’est pas défini pour cette fonctionnalité.

3.3.2 Hawaii

Les exigences de contrôle de tension qui s’appliquent aux productions décentralisées de Hawaii sont définies
dans le document « Rule NO. 14 : Service Connections and Facilities on Customer’s Premises», section
4A « Inverter-Based Generating Facility Operating Requirements». Elles consistent à reprendre les valeurs
par défaut définies dans le standard IEEE 1547-2018, tout en imposant l’activation des modes de gestion
tension-actif et tension-réactif. Il n’est néanmoins pas préciser si les valeurs par défaut correspondent à la
catégorie A ou à la catégorie B. On peut calculer le critère de stabilité de [Andren et al., 2015] dans les deux
cas :

20 Chapitre 3. Définition de la flexibilité étudiée



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

Tableau 3.1 – Stabilité pour catégories A et B

A B
∆UPV 0.15 pu 0.15 pu
T 150 ms 150 ms
R
X 0.6 0.6
τ 10 s 5 s
∆Udroop 0.1 0.06
tanφ 0.25 0.4
critère 0.045 ≤ 7.61 0.09 ≤ 0.983

3.3.3 France

Gestion du réactif en HTA

Pour les réseaux de distribution HTA qu’il opère, ENEDIS définit les conditions de mise en oeuvre en HTA
d’une régulation par le réactif dans « Principe et conditions de mise en oeuvre d’une régulation locale
de puissance réactive pour les Installations de Production raccordées au Réseau Public de Distribution
HTA». Ce texte impose à la puissance réactive mobilisable des limites proportionnelles à la puissance de
raccordement demandée :

Fig. 3.14 – Limites à la puissance réactives mobilisables (source : ENEDIS, « Principe et conditions de mise
en oeuvre d’une régulation locale de puissance réactive pour les Installations de Production raccordées au
Réseau Public de Distribution HTA»)

Deux modes de contrôle de tension sont possibles : tanφ = Q
P fixe ou Q = f(U). Dans le second cas, la

fonction de contrôle du réactif suivante doit être implémentée :
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Fig. 3.15 – Fonction de contrôle de la puissance réactive en fonction de la tension (source : ENEDIS, « Prin-
cipe et conditions de mise en oeuvre d’une régulation locale de puissance réactive pour les Installations de
Production raccordées au Réseau Public de Distribution HTA»)

Il est du ressort du demandeur de raccordement de solliciter l’étude de la possibilité d’intégrer une régulation
Q = f(U). L’étude de raccordement permettra alors de statuer sur le type de régulation à mettre en oeuvre
pour constituer l’Offre de Raccordement de Référence.

Gestion de puissance active en HTA

La gestion de la puissance active injectée en HTA est possible pour les installations relevant d’un SRRRER
dans le cadre d’une Offre de Raccordement Alternative sollicitée par le demandeur. Les conditions de mise
en oeuvre sont décrites au paragraphe 3.2.3 « Offre alternative à modulation de puissance» de « Procé-
dure de traitement des demandes de raccordement d’une Installation de Production en BT de puissance
supérieure à 36 kVA et en HTA, au Réseau Public de Distribution géré par Enedis».

Il est à noter que cette modulation de puissance n’a pas seulement vocation à limiter des problèmes locaux
de tension avec une régulation locale :

Enedis, « Procédure de traitement des demandes de raccordement d’une Installation de Produc-
tion en BT de puissance supérieure à 36 kVA et en HTA, au Réseau Public de Distribution géré par
Enedis»

Enedis est susceptible de solliciter le Demandeur (…) pour qu’il limite à certains moments, en situa-
tion normale des réseaux, une partie de la puissance injectée par son Installation afin de respecter les
contraintes de transit et/ou de tension sur les ouvrages HTA et/ou BT du Réseau Public de Distribution.
Les engagements, les modalités de mise enœuvre et les responsabilités liés à ces limitations seront alors
contractualisés (…). En particulier, la mise en œuvre d’un Dispositif d’Echanges d’Informations d’Exploi-
tation (DÉIE) entre Enedis et le Site Producteur est obligatoire

Les conditions de mise en oeuvre de cette modulation sont encadrées par l’arrêté du 12 juillet 2021 d’appli-
cation de l’article D. 342-23 du code de l’énergie, à la fois en termes de puissance et d’énergie et à l’échelle
de l’installation considérée et du gestionnaire de réseau de distribution :

• 70% de la puissance de raccordement maximale sont garantis

22 Chapitre 3. Définition de la flexibilité étudiée



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

• L’énergie annuelle non injectée ne peut pas dépasser 5% du productible annuel de l’installation
• La puissance non garantie en injection ne peut pas dépasser 1% de la capacité totale des EnR

raccordées au gestionnaire de distribution
• L’énergie annuelle non injectée sur le périmètre d’un gestionnaire ne doit pas excéder 0.1% de la

production des énergies renouvelables de l’année précédente
Au titre de la gestion de la puissance en HTA, on peut aussi mentionner l’expérimentation REFLEX décrite
dans « REFLEX (Flexibilités des énergies Renouvelables) – Note méthodologique de l’expérimentation»
dans laquelle une gestion de la puissance injectée a été mise en place pour éviter des contraintes de transit
dans les transformateurs des postes source.

BT

Pour les réseaux de distribution BT qu’il opère et les installations de plus de 36 kW, ENEDIS impose,
depuis le 1er février 2023, une consommation de réactif proportionnelle à l’injection de puissance active
tanφ = −0.35. Cette règle est définie dans le document « Avenant L. 342-2 à la Proposition Technique
et Financière (PTF) pour le raccordement d’une Installation de Production ou susceptible d’injecter et de
soutirer de puissance comprise entre 36 et 250 kVA au Réseau Public de Distribution d’Électricité BT hors
Schéma Régional de Raccordement au Réseau des Énergies Renouvelables (SRRRER) en application des
dispositions de l’article L. 342-2 du Code de l’énergie».

3.4 Flexibilité étudiée

Comme le montrent les sections précédentes, la flexibilité photovoltaïque la plus courante consiste à moduler
la puissance réactive pour gérer des contraintes locales de tension, une forme de transcription au réseau
de distribution de la manière dont le réseau de transport est opéré. Dans la suite, nous nous intéresserons à
un type de flexibilité moins souvent considéré et qui peut être défini comme l’extension de l’Offre alternative
à modulation de puissance à l’ensemble des installations photovoltaïques connectées au réseau public de
distribution, et sans limites appliquées à l’échelle des gestionnaires de réseau :

• La puissance active injectée est limitée pour éviter des contraintes de transit et/ou de tension dans
les lignes HTA et BT et les transformateurs HTA/BT

• Les contraintes de transit sont évitées en limitant l’injection des installations en aval de l’ouvrage
en contrainte, avec une répartition de la puissance non injectée proportionnelle à la puissance de
l’installation

• Les contraintes de tension sont évitées par la mise en place d’une régulation P = f(U)
• Cette gestion est applicable à l’ensemble des installations sans limite de puissance et de niveau de

tension
• 70% de la puissance maximale productible par l’installation est garantie
• Du fait de la gestion des contraintes de transit, un dispositif de communication entre les systèmes du

gestionnaire du réseau de distribution et les onduleurs photovoltaïques est nécessaire
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CHAPITRE 4

Stabilité de la gestion de tension par réactif et/ou actif

Afin que les bénéfices attendus du recours à la gestion de tension par réactif et/ou actif avec des fonctions
Q = f(U) ou P = f(U) puissent se réaliser, la boucle de contrôle doit être configurée de manière à assurer la
stabilité de son opération. Dans cette section, nous proposons une revue de littérature sur la modélisation de
cette boucle de contrôle, des exemples réels d’instabilité et des critères analytiques garantissant la stabilité
a priori. Ensuite nous choissisons un critère de stabilité défini pour le contrôle Q = f(U) simple à mettre
en oeuvre, l’adaptons au cas P = f(U) qui nous intéresse, calculons les marges de stabilité dans un cas
d’étude, et enfin évaluons sa validité par expérimentation.

4.1 Revue de littérature

4.1.1 Description de la boucle de contrôle

Un onduleur mettant en oeuvre un contrôle de tension par injection/absorption de réactif dépendant du
niveau de tension au point d’injection est à considérer comme un système de contrôle en boucle fermée. Les
formes de courbes de contrôle Q = f(U) P = f(U) décrites dans le chapitre précédent en font un contrôle
non-linéaire proportionnel. Dans [Andren et al., 2015], les auteurs proposent les deux représentations ((a)
complète et (b) simplifiée) du système onduleur/contrôle réactif/réseau :
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Fig. 4.1 – Schéma bloc du système onduleur/contrôle réactif/réseau ((a) complet et (b) simplifié), source
[Andren et al., 2015]

Dans le schéma simplifié, les composants représentés sont les suivants :
• KDroop représente la fonction de contrôle Q = f(U)
• HInv répresente la dynamique de réponse de l’onduleur qui est généralement une fonction de trans-

fert du 1er ordre ou un limiteur de variation de puissance
• GGrid représente le réseau, modélisé comme une source de tension derrière une impédance
• HDelay représente le délai après la mesure de tension et inclut tout le traitement du signal et les délais

de communication le cas échéant
• wU représente la perturbation appliquée à la tension de sortie (exemple : déconnection d’une charge

importante)

4.1.2 Mécanisme introduisant l’instabilité

Dans le cas idéal d’une absence de délai dans le traitement du signal et la communication, un tel système est
généralement stable car il ne contient qu’un seul pôle associé à HInv. Concrètement, sans délai de mesure,
la consigne de réactif est continuellement mise à jour pendant la période transitoire, ce qui empêche tout
dépassement et donc oscillation. [Wang et al., 2020] simule la réponse d’un tel système lorsque le délai de
mesure (appelé ici τ1) est négligeable :
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Fig. 4.2 – Tension, consigne de réactif et réactif réel, délai de mesure négligeable, source [Wang et al., 2020]

En pratique, les délais inévitablement introduits par le traitement du signal de tension et la communication
peuvent entrainer un comportement instable. En effet, au lieu de calculer la consigne de réactif à partir de la
tension courante U(t), celle-ci est calculée à partir de U(t−τ1). Par conséquent, si la tension varie suffisam-
ment entre t et t − τ1, la consigne peut être dépassée entrainant l’apparition d’oscillations potentiellement
non atténuées. [Wang et al., 2020] illustre ce phénomène par simulation (délai de 50 ms, réponse en boucle
ouverte de 1 s, pente de Q = f(U) de 20 pu(var)/pu(volt), impédance de 0.56 pu).
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Fig. 4.3 – Tension, consigne de réactif et réactif réel, délai de mesure de 50 ms, source [Wang et al., 2020]

Afin de mettre en évidence les facteurs qui influencent l’apparition d’oscillation, [Wang et al., 2020] repré-
sente la 1ère moitié de la 1ère oscillation dans le plan U-Q, en introduisant le concept de pente de Q = f(U)
effective. Cette pente effective correspond à la pente de Q = f(U) atténuée par le fait que la lenteur de la
réponse en réactif (relativement au délai de mesure) ne permet pas d’atteindre la consigne (Qc1 dans le
graphe ci-dessus). Ainsi, plus le délai de mesure est faible relativement au temps de réponse en boucle
ouverte, plus la pente est atténuée.

Fig. 4.4 – 1ère moitié de la 1ère oscillation dans le plan U-Q, délai de mesure de 50 ms, source [Wang et
al., 2020]

Grâce à ce modèle simplifié, [Wang et al., 2020] en déduit que la stabilité du contrôle est assurée si la pente
effective en valeur absolue du contrôle Q = f(U) est inférieure à la pente du modèle de réseau (f(U,Q))
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autour du point de fonctionnement (cette dernière pente varie avec le point de fonctionnement du fait de
la non-linéarité du modèle de réseau). D’un point de vue qualitatif, on peut donc considérer que le risque
d’instabilité augmente lorsque :

• Le délai de mesure et de communication augmente
• La temps de réponse en boucle ouverte diminue
• La valeur absolue de la pente de Q = f(U) augmente (contrôle plus « agressif »)
• La réactance équivalente du réseau augmente (diminution de la pente de f(U,Q))

4.1.3 Exemples d’oscillations liées au contrôle de tension par onduleur observées en
conditions réelles

Dans [NERC, 2017], la North American Electric Reliability Corporation (NERC) propose un cadre méthodo-
logique pour détecter, identifier l’origine et remédier à l’apparation d’oscillation « forcées» (par opposition
aux oscillations « naturelles» du systèmes liées à des déséquilibres offre/demande instantanés). [NERC,
2017] identifie quatre familles de causes possibles d’oscillations forcées :

• Dysfonctionnements de contrôle ou défaillances mécaniques dans des moyens de production tra-
ditionnels (fossiles, hydraulique ou nucléaire).

• Contrôles « rapides» (relativement aux moyens traditionnels) présents dans les moyens de pro-
duction variable notamment connectés par onduleurs.

• Charges industrielles alimentant des process cycliques
• Dysfonctionnement d’éléments de contrôle du réseau (banc de condensateurs, STATCOM, etc.)

Bien que les systèmes SCADA standard à résolution temporelle faible peuvent permettre de détecter des os-
cillations forcées, [NERC, 2017] préconisent la mise en oeuvre de synchrophaseurs (Phasor Measurement
Units ou PMU) à des points stratégiques du réseau (grandes centrales de production, noeuds à consom-
mation élevée et organes de contrôle du réseau) afin de permettre l’identification précise de la cause des
oscillations. Le graphique ci-dessous montre l’enregistrement du même évènement d’oscillation forcée avec
un SCADA et un PMU :

Fig. 4.5 – Mesures de tension par SCADA et PMU avec oscillation forcée (source : [NERC, 2017])

En annexe B, [NERC, 2017] propose un échantillon de 24 événements d’oscillations forcées couvrant les
différentes types et origines d’oscillations possibles. Le graphique suivant présente les mesures de tension
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et de puissance (active et réactive) de l’événement dont l’origine est spécifiquement liée au contrôle de
tension de moyens de production variables. Les oscillations ont été réduites à un niveau acceptable après
la mise à jour des paramètres de contrôle de tension par l’opérateur de la centrale éolienne incriminée
(centrale de type 4 avec onduleurs similaires aux centrales photovoltaïque).

Fig. 4.6 – 2 exemples d’oscillations forcées liées au contrôle de tension dans une centrale éolienne (source :
[NERC, 2017])

En complément de la vision généraliste de [NERC, 2017], [Cheng et al., 2022] proposent une revue et une
analyse de 19 événements d’oscillations forcées dans lesquelles sont directement impliqués des moyens de
production variables connectés au réseau par des onduleurs. [Cheng et al., 2022] classent les événements
d’oscillations sous-synchrones (SSO : Sub-Synchronous Oscillations) en deux catégories :

• Series Capacitor SSO : des bancs de condensateurs en série avec une centrale éolienne de type
générateur asynchrone à double alimentation entrainent l’apparition d’oscillations (4 cas sur les 19)

• Weak Grid SSO : des conditions de « faiblesse» du réseau (caractérisées en général par un faible
ratio de court circuit) combinées à des paramètres de contrôle des onduleurs mal ajustés entrainent
l’apparition d’oscillations. [Cheng et al., 2022] cite en particulier les événements n°4, 5 et 16 comme
impliquant directement le contrôle de tension tandis que les événements 8 et 14 sont attribués au
contrôle de la boucle à verrouillage de phase.
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Fig. 4.7 – Evénement 4 dans [Cheng et al., 2022] : (2011) Texas 4-Hz Oscillations in a WPP

Fig. 4.8 – Evénement 5 dans [Cheng et al., 2022] : (2015) Hydro One 20-Hz Oscillations in Solar PVs
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En s’appuyant sur la littérature la plus récente, l’auteur de [Fan, 2023] propose une classification plus fine que
[Cheng et al., 2022] des causes d’événéments d’oscillations liées à la production connectée par onduleur
en condition de réseau faible. Cette classification rend compte notamment des interactions possibles entre
différents niveaux de contrôle (exemple : le contrôle de tension crée des oscillations du fait d’une mauvaise
performance de la boucle de verrouillage de phase).

Fig. 4.9 – Classifications des causes d’oscillations liées à la production connectée par onduleur (source :
[Fan, 2023])

[Fan et al., 2022] propose un des exemples les plus illustratifs d’oscillations liées à un contrôle de tension
par réactif dans un groupe de 4 centrales photovoltaïques. Cet événement présente deux caractéristiques
particulières qui rendent peu probable la possibilité d’instabilité liée à la boucle de contrôle de courant et à la
boucle de verrouillage de phase : d’une part, les oscillations sont présentes dans le réactif et la tension mais
pas dans l’actif, d’autre part, les oscillations sont lentes (fréquence de 0.1 Hz qui ne peut être expliquée que
par un délai très élevé dans le traitement et la communication du signal de tension).
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Fig. 4.10 – Puissance active, réactive et tension, pour les 4 centrales (a), puis agrégées (b) (source : [Fan
et al., 2022])
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Fig. 4.11 – Puissance réactive et tension, pour les 4 centrales (source : [Fan et al., 2022])

Les auteurs de [NationalGridESO, 2021] décrivent les résultats d’un démonstrateur de système de manage-
ment de l’énergie dans lequel les capacités d’injection/absorption de réactif de moyens de production éolien
et PV connectés au réseau moyenne tension sont utilisées pour contrôler la tension au noeud du réseau
de transport où est présent le poste source alimentant le réseau moyenne tension. Est notamment mise
en évidence la nécessité de réduire le gain du contrôle de tension de certaines centrales pour permettre
l’opération stable :

Fig. 4.12 – Puissance réactive et tension, pour différents gains du contrôle de tension (source : [NationalGri-
dESO, 2021])

Dans le cadre d’une campagne de test en conditions réelles ([Grid, 2020]), le gestionnaire de réseau Na-
tional Grid a sélectionné 5 centrales PV de 1 MW chacune dans le but d’évaluer la mise en oeuvre de
fonctionnalités de contrôle avancés des onduleurs (inclus gestion de tension par réactif dans la phase 1).
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Pour deux des cinq centrales, l’activation de la fonction de contrôle tension/réactif avec les paramètres par
défaut a entrainé l’apparition d’oscillations :

Fig. 4.13 – Tension (BT et MT), avec et sans activation de la gestion de tension par réactif (source : [Grid,
2020])

Note : A notre connaissance, il n’existe pas de situations où des oscillations liées au contrôle de tension
dans le réseau public de distribution basse tension ont été observées en conditions réelles d’opération,
malgré le fait que, théoriquement, les mêmes mécanismes pouvant créer l’instabilité sont présents. Deux
raisons peuvent expliquer ceci : d’une part, le contrôle a initialement été déployé sur des centrales de grande
taille connectées aux réseaux haute et moyenne tension et, d’autre part, le réseau basse tension n’est pas,
en général, observé avec le même niveau de résolution temporelle (quand il est observé).

4.1.4 Modélisation du comportement transitoire du contrôle de tension

Afin de pouvoir prédire (et ainsi éviter) les conditions dans lesquelles des comportements instables sont
susceptibles d’apparaitre ou définir des stratégies correctives lorsque ceux-ci sont constatés, de nombreux
modèles dynamiques du comportement du système onduleur/contrôleur/réseau ont été développés dans la
littérature. Comme il est d’usage dans les études de stabilité du système électrique, on peut regrouper ces
modèles en deux grandes catégories :

• Les modèles « petits signaux», pour lesquels l’ensemble des équations sont linéarisées. Ces mo-
dèles peuvent être ensuite utilisés pour des simulations dans le domaine temporel (résolution tempo-
relle en général supérieur à 10 kHz) et/ou dans le cadre de caractérisation analytique de la stabilité
(exemple : analyse des valeurs propres de la matrice d’état du système en boucle fermée). On peut
citer [Abusara et al., 2015, Amanipoor and Golsorkhi, 2022, Andren et al., 2015, Baker et al., 2018,
Coelho et al., 1999, Coelho et al., 2002, Mohanty et al., 2014, Wang et al., 2022, Zhu et al., 2022],
comme exemples de ce type d’approche. L’avantage de l’approche « petits signaux» est de produire
des modèles plus efficaces d’un point de vue computationel et plus facilement exploitables dans une
approche analytique au prix d’une perte de précision lorsqu’on s’éloigne du point de fonctionnement
autour duquel le modèle est linéarisé.
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• Les modèles « grands signaux», par opposition, ont vocation à conserver les non-linéarités pré-
sentes dans les équations utilisées. Bien qu’il existe des différences de modélisation de l’onduleur
et du système de contrôle (prise en compte ou non de filtres sur la mesure, séparation du contrôle
courant-tension, etc.), celles-ci sont limitées comparées aux différences de finesse de modélisation
du réseau. Certaines références ont recours à des modèles du transitoire électromagnétique [Cha-
kraborty et al., 2015, Constantin et al., 2012, Duckheim et al., 2013, Kashani et al., 2016] tandis que
[Bao et al., 2021, Braslavsky et al., 2019, Fan et al., 2022, Krahmer et al., 2022, Krahmer et al., 2018,
Pan et al., 2019, Schoene et al., 2017, Wang et al., 2020] utilisent des modèles de powerflow statiques
alors que [Eggli et al., 2021] va jusqu’à linéariser les équations de powerflow, ne conservant ainsi que
les non-linéarités liées à la boucle de contrôle. A notre connaissance, toutes les approches analy-
tiques applicables aux systèmes non-linéaires sont dérivées de l’évaluation de la stabilité au sens
de Liapounov, du critère de Popov ou du critère du cercle (équivalent du critère de Nyquist étendu
aux systèmes non linéaires) dont [Andrade et al., 2014, Krahmer et al., 2022, Krahmer et al., 2018,
Mansour et al., 2021, Saha et al., 2021] sont des exemples.

Fig. 4.14 – Résultats de simulations « petits signaux» (mode tension/actif) dans le domaine temporel réali-
sées dans [Wang et al., 2022]. Le passage de la pente de P = f(U) de 50 à 100 entre la simulation du haut
et celle du bas entraine l’apparition d’oscillations.
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Fig. 4.15 – Résultats de simulations dans le domaine temporel tenant compte des transitoires électromagné-
tiques réalisées dans [Kashani et al., 2016]. On peut observer que l’augmentation de la pente de Q = f(U),
de l’impédance du réseau ou du délai de traitement et de communication entraine l’apparition d’oscillations,
instables dans le cas de l’impédance élevée.

Fig. 4.16 – Placement des pôles obtenus pour le système en boucle fermée modélisé dans [Amanipoor and
Golsorkhi, 2022]. La présence de pôles à valeur réelle positive indique une potentielle instabilité du système.
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Fig. 4.17 – Placement des pôles obtenus par [Andren et al., 2015] en faisant varier le délai de mesure (figure
du haut) et le gain en boucle ouverte (qui inclut la pente de Q = f(U)). On peut observer que le risque
d’instabilité augmente avec ces deux paramètres.

4.1.5 Validation expérimentale des modèles

Une bonne partie des références qui modélisent le comportement transitoire du contrôle de tension par on-
duleurs proposent une validation en laboratoire des modèles : [Andrade et al., 2014, Andren et al., 2015, Bao
et al., 2021, Coelho et al., 1999, Coelho et al., 2002, Constantin et al., 2012, Kashani et al., 2016, Mansour et
al., 2021, Pan et al., 2019, Wang et al., 2022, Wang et al., 2020]. En règle générale, cette validation consiste
à mettre en oeuvre un ou plusieurs onduleurs du commerce alimentés par des sources de puissance DC
contrôlables et connectés à un simulateur de réseau par l’intermédiaire de modules d’impédances paramé-
trables. En ce qui concerne le contrôle de tension, il peut s’agir soit du contrôle natif de l’onduleur, soit d’un
contrôle externe programmable (exemple : carte de contrôle DSpace).
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Fig. 4.18 – Environnement de test utilisé dans [Andren et al., 2015]

Fig. 4.19 – Environnement de test utilisé dans [Pan et al., 2019]

Fig. 4.20 – Environnement de test utilisé dans [Wang et al., 2022]
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Les auteurs définissent ensuite un programme de test (puissance PV injectée, valeurs des impédances,
paramètres du contrôle) qui peut être à la fois mis en oeuvre dans l’environnement de test et dans le modèle
de simulation développé. Au vu de l’objectif de caractérisation du risque d’instabilité, les programmes de test
vont inclure des combinaisons de paramètres destinées spécifiquement à créer un comportement instable.
Les résultats en termes de puissances active et réactive produites par l’onduleur et de tension au point
de couplage sont ensuite comparés pour juger de la pertinence du modèle. Tous les auteurs n’ont pas le
même niveau d’exigence pour considérer qu’un modèle est valide. Les auteurs de [Coelho et al., 2002,
Pan et al., 2019], par exemple, considèrent que le modèle doit suivre finement l’évolution temporelle des
grandeurs physiques mesurées tandis que [Andren et al., 2015, Constantin and Lazar, 2012, Kashani et al.,
2016, Mansour et al., 2021, Wang et al., 2020] considèrent que le modèle doit seulement rendre compte
fidèlement des conditions qui créent l’instabilité.

Fig. 4.21 – Comparaison simulation/mesures expérimentales en laboratoire de [Andren et al., 2015]

Fig. 4.22 – Comparaison simulation/mesures expérimentales en laboratoire de [Constantin and Lazar, 2012]
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Fig. 4.23 – Comparaison simulation (à gauche)/mesures expérimentales (à droite) en laboratoire de [Pan et
al., 2019]
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Fig. 4.24 – Comparaison simulation (à droite)/mesures expérimentales (à gauche) en laboratoire de [Bao et
al., 2021] pour deux jeux de paramètres du contrôle (le second visant explicitement à créer des oscillations)

42 Chapitre 4. Stabilité de la gestion de tension par réactif et/ou actif



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

Fig. 4.25 – Comparaison simulation/mesures expérimentales en laboratoire de [Wang et al., 2020] pour un
programme de test de variation de la tension AC fixée par le simulateur de réseau.

Fig. 4.26 – Comparaison simulation/mesures expérimentales en laboratoire de [Wang et al., 2020] pour un
programme de test à tension source constante mais où la pente du contrôle est suffisante pour déclencher
des oscillations.

A notre connaissance, les auteurs de [Constantin and Lazar, 2012, Constantin et al., 2012] sont les seuls à
être « sortis du laboratoire» pour volontairement provoquer une instabilité du contrôle Q = f(U) sur une
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centrale photovoltaïque de 12 MVA connectée au réseau de transport (description détaillée dans [Kjær et
al., 2011]). Pour se faire, le contrôle Q = f(U) a été activé sur une section de 1.8 MVA puis la pente du
contrôle a été augmentée par palier jusqu’à déclencher l’instabilité.

Fig. 4.27 – Schéma de connexion de la centrale photovoltaïque de Busenwurth, utilisée dans l’expérimen-
tation de [Constantin and Lazar, 2012]. Les modules PV sont connectés à des onduleurs Danfoss TLX 15k
PRO+ (15 kVA) qui produisent en basse tension (400 V). Ces onduleurs sont connectés par groupe de
120 à des transformateurs qui élevent la tension à 20 kV. Une ligne moyenne tension de 5 kms dessert un
transformateur qui permet l’injection sur le réseau de transport.

Fig. 4.28 – Evolution par palier de la pente du contrôle Q = f(U) (de plus en plus agressif) dans le test
« grandeur nature» de [Constantin et al., 2012]
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Fig. 4.29 – Mesures de tension dans le test « grandeur nature» de [Constantin et al., 2012]. On voit les
oscillations instables apparaitre quand la pente du contrôle est maximale.

4.1.6 Types de critères de stabilité

Une des applications des modèles de transitoire fin (type EMT par exemple) dans un contexte préventif est
de permettre la simulation avec une grande précision de la stabilité des paramètres de contrôle envisagés
en phase d’étude de raccordement. Cette approche très intensive en ressources humaines (collecte des
données, paramétrisation, validation et exécution des modèles) est envisageable lors d’étude de raccorde-
ment de centrales de grande tailles au réseau de transport. Néanmoins, il ne semble pas réaliste de vouloir
la transposer à court terme au raccordement en basse et moyenne tension, du fait du nombre de demandes
à traiter et des délais plus courts. C’est pourquoi nous nous concentrons, dans cette section, sur les réfé-
rences qui ont pour objectif l’établissement de critères de stabilité dont la mise en oeuvre est suffisamment
simple pour être intégrée aux études de raccordement au réseau de distribution. De plus, nous souhaitons
obtenir une expression analytique du critère de stabilité, ce qui exclut l’utilisation de méthodes graphiques
comme le critère de Nyquist.

On peut distinguer dans la littérature plusieurs types de critères analytiques de stabilité suivant le domaine
d’analyse (fréquentiel ou temporel) et le caractère linéaire ou non des modèles adoptés :

• fréquentiel/linéaire : Pour qu’un système linéaire invariant dans le temps soit stable, les pôles de
sa fonction de transfert (zéros du dénominateur ou équation caractéristique) doivent tous avoir une
partie réelle négative. Les délais de mesure et de communication sont linéarisés en utilisation l’ap-
proximation de Padé et l’ordre retenu impacte l’ordre du système complet. En limitant l’approximation
aux 1er ordres, des expressions analytiques simples de critère de stabilité peuvent être dérivées,
comme dans [Andren et al., 2015].

• fréquentiel/non linéraire : il est possible d’étendre l’analyse fréquentielle aux systèmes non-linéaires
quand les non-linéarités sont circonscrites à la boucle de retour (ici le délai de mesure) en utilisant
des techniques comme le critère de Popov ou le critère du cercle ([Krahmer et al., 2022, Krahmer et
al., 2018]). Les auteurs de [Thomas et al., 2019] utilisent un résultat spécifique aux modèles linéaires
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avec délai dans la boucle de retour pour obtenir une condition assurant que les zéros de l’équation
caractéristique ont tous une partie réelle négative.

• temporel/linéaire : un système linéaire en temps continu est stable si les valeurs propres de la
matrice d’état ont une partie réelle négative ([Mohanty et al., 2014, Wang et al., 2022]). Pour un
système en temps discret, les valeurs propres doivent être à l’intérieur du cercle unitaire “[Baker
et al., 2018, Braslavsky et al., 2019, Robbins et al., 2013, Singhal et al., 2019]). Il est à noter que
l’approximation en temps discret consiste à utiliser la tension au pas de temps précédent pour calculer
la consigne d’actif/réactif au pas de temps de courant, ce qui revient à considérer que la réponse du
contrôle de puissance est infiniment plus rapide que la mesure de tension. Cela a pour conséquence
une sous-estimation de la stabilité des systèmes réels pour lesquels la réponse en boucle ouverte
est en général plus longue que le délai de mesure et de communication de la tension.

• temporel/non linéaire : le critère de stabilité est obtenu en appliquant la méthode directe de Liapou-
nov à des modèles en temps discret ([Eggli et al., 2021, Farivar et al., 2013]) ou en temps continu
([Andrade et al., 2014, Mansour et al., 2021, Saha et al., 2021])

4.2 Critère de stabilité sélectionné

Le critère le plus simple à mettre en oeuvre est celui proposé dans [Andren et al., 2015] :

T

τ
≤ 1

aζ · ∆UPV

∆Udroop
· tan φ

R
X

+ bζ
(4.1)

où :
• T est le délai de mesure et de communication
• τ est le temps caractéristique du contrôleur (le temps de réponse en boucle pour atteindre la consigne

à +/-5% est égal à trois fois le temps caractéristique)
• ∆UPV est la variation de tension induite par la puissance active injectée
• ∆Udroop est la largeur de la bande de tension pour laquelle le contrôle passe de 0 à 100%. Plus cette

valeur est faible, plus la pente du contrôle est élevée
• tanφ correspond au ratio entre puissance réactive maximale et puissance active
• R est la résistance totale du réseau entre l’onduleur et la sous-station
• X est la réactance totale du réseau entre l’onduleur et la sous-station
• aζ et bζ sont des constantes permettant de définir le niveau d’atténuation souhaité (voir table ci-

dessous)

Fig. 4.30 – Coefficients permettant d’ajuster le niveau d’atténuation (source : [Andren et al., 2015])

Ce critère peut être étendu au cas où N onduleurs contribuent au contrôle de la tension :

N∑
i=1

Koli

Koleq

· Ti

τi
≤ 1

aζ ·Koleq + bζ
(4.2)

où :
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• Ti est le délai de mesure et de communication de l’onduleur i
• τi est le temps de réponse en boucle ouverte de l’onduleur i
• Koli est le gain en boucle ouverte de l’onduleur i
• Koleq est la somme de tous les gains en boucle ouverte

[Andren et al., 2015] valide ce critère en faisant une simulation paramétrique de la stabilité (Matlab et Power-
Factory) d’un système à deux onduleurs. Dans les graphes ci-dessous, chaque point représente un résultat
de simulation dont la couleur dépend du ratio d’atténuation (bleu pour un système instable) et la courbe
noire correspond au critère de stabilité :

Fig. 4.31 – Stabilité d’un système à deux onduleurs en fonction des ratio délai sur temps de réponse (source :
[Andren et al., 2015])

Fig. 4.32 – Stabilité d’un système à deux onduleurs en fonction de la largeur de la bande de tension pour
laquelle le contrôle passe de 0 à 100% (source : [Andren et al., 2015])
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4.3 Adaptation du critère à la gestion de puissance active

Dans l’équation (4.1), ∆Udroop · tan φ
R
X

représente la sensibilité de la tension au réactif. Afin d’adapter le critère
de stabilité à la gestion de puissance active, il suffit de ne retenir que la sensibilité de la tension à la puissance
active, ce qui donne le critère suivant :

T

τ
≤ 1

aζ · ∆UPV

∆Udroop
+ bζ

(4.3)

4.4 Validation expérimentale

Afin de nous assurer de la validité de l’adaptation du critère de stabilité à la gestion de puissance active, nous
avons validé celui-ci expérimentalement sur une maquette de réseau basse tension conçue et opérée par
Roseau Technologies. Cette maquette émule un départ BT dont la charge peut être contrôlée. Un préalable
à la validation du critère de stabilité est de déterminer les caractéristiques invariantes de la maquette qui
influencent la stabilité : ∆UPV et τ . Pour se faire, la manipulation suivante est mise en oeuvre : variation
à vitesse maximale de la puissance injectée par l’onduleur et mesure de la tension au niveau du point de
connexion. Les résultats obtenus sont présentés ci-dessous :

Fig. 4.33 – Mesure de tension et de puissance injectée sans contrôle

Si on se ramène en per unit (tension nominale de 230V), on obtient une valeur de ∆UPV = 0.05p.u.. En ce
qui concerne le temps de réponse de l’onduleur, on constate un gradient moyen de 15 W/s, ce qui correspond
à une valeur de τ = 10s.

Afin de mettre en évidence l’instabilité, nous sélectionnons les valeurs aζ = 0.71 et bζ = −0.49. Si on fixe
une valeur de ∆Udroop = 0.01p.u. et qu’on remplace ces valeurs dans l’équation du critère de stabilité, on
obtient alors l’inégalité suivante :

T

τ
≤ 3.26s

Par conséquent, selon le critère de stabilité adapté à la puissance, les valeurs suivantes devraient entrainer
une instabilité non atténuée :

• ∆Udroop = 0.01p.u.
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• τ = 4s
Ce sont donc les valeurs que nous utiliserons pour l’expérimentation visant à mettre en évidence l’existence
d’une instabilité.

Les trois graphiques présentent l’évolution de la tension, de la puissance injectée et de la puissance de
consigne.

Fig. 4.34 – Mesure de tension, de puissance injectée et de puissance de consigne avec contrôle prédit
comme instable par le critère retenu

Si, a contrario, on fixe ∆Udroop = 0.1p.u., le contrôle devient stable.

Fig. 4.35 – Mesure de tension, de puissance injectée et de puissance de consigne avec contrôle prédit
comme stable par le critère retenu

4.5 Conclusion

Dans ce chapitre, nous avons proposé un état de l’art de la littérature sur la stabilité du contrôle de tension.
En s’appuyant sur cette littérature, nous définissons un critère de stabilité applicable à la gestion de tension
P = f(U) qui nous intéresse, que nous validons expérimentalement et à partir duquel nous pouvons définir
une configuration de la courbe de contrôle P = f(U) qui garantit la stabilité dans le domaine d’application
que nous envisageons.
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CHAPITRE 5

Cadre d’analyse des coûts et bénéfices de la flexibilité de la production dans le
réseau de distribution

5.1 Introduction

Dans ce chapitre, nous présenterons une revue de la litérature sur les méthodes d’analyses des coûts et
bénéfices occasionnés par la gestion de la flexibilité de la production dans le réseau de distribution. A partir
de cette revue, nous proposerons un cadre d’analyse dont la mise en oeuvre sera décrite en détail dans les
chapitres suivants.

5.2 Revue de litérature

L’analyse des coûts et bénéfices que pourrait apporter la gestion de tension dans le réseau de distribution
dans différentes conditions de mise en oeuvre (caractéristiques du réseau, taux de pénétration EnR, etc.) et
de paramétrisation (type de contrôle, paramètres de la courbe de contrôle, etc.) a fait l’objet de nombreuses
références dans la littérature dont [Abad and Ma, 2021, Bletterie et al., 2017, Bletterie et al., 2016, Bletterie
et al., 2015, Horowitz et al., 2020, Mahat et al., 2020, Minaud et al., 2013, Resch et al., 2021, Stetz et al.,
2014, Stetz et al., 2013, Ullah, 2023] sont des exemples.

En diminuant les surtensions associées aux niveaux de production élevés, la gestion de tension permet
d’augmenter le nombre et/ou la taille des installations de production qui peuvent être raccordées à un ré-
seau donné en respectant ses contraintes d’opération (en tension et en intensité). Dans une partie de la
littérature, ce bénéfice technique est traduit en un bénéfice économique en évaluant le coût du renforce-
ment de réseau qui aurait été nécessaire pour atteindre le même niveau de production raccordée sans
gestion de tension. A ce bénéfice principal sont parfois additionnés des bénéfices auxiliaires comme la ré-
duction des pertes lorsque la consommation est élevée ou la baisse de consommation par réduction de
tension (CVR : Conservation Voltage Reduction).

En fonction des conditions de mise en oeuvre et de la paramétrisation, les coûts induits considérés peuvent
inclure :
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• L’investissement supplémentaire pour surdimensionner l’onduleur en cas de gestion de la puissance
réactive

• L’écrêtement de la production photovoltaïque
• L’augmentation des pertes réseau
• Des coûts additionnels de maintenance d’autres organes de gestion de tension (régleurs en charge,

bancs de condensateurs) induits par l’augmentation de leur fréquence d’utilisation
• Des coûts d’intégration de la flexbilité lorsque celle-ci ne repose pas uniquement sur les capacités

intrinsèques des onduleurs
Afin de réaliser l’analyse coûts/bénéfices, les auteurs des références cités précédemment mettent en oeuvre
tout ou partie des méthodes ci-dessous :

• Une sélection de réseaux de distribution est définie. Celle-ci peut être représentative ou non du réseau
de distribution d’une zone géographique donnée.

• Des scénarios d’expansion de la production décentralisée sont modélisés. Ces scénarios incluent
à la fois les caractéristiques des centrales (puissance crête, inclinaison, orientation) et le noeud de
raccordement envisagé

• Des simulations d’écoulement des charges pour les différentes stratégies de contrôle (y compris sans
contrôle pour servir de référence) et à chaque étape des scénarios d’expansion sont réalisées. Ces
simulations sont réalisées uniquement en cas de production de pointe ou sur l’ensemble de l’année.

• Le respect des contraintes d’opération du réseau est évalué à chaque étape
• En cas de non-respect des contraintes, deux options sont possibles :

— L’expansion du photovoltaïque est stoppée à l’étape précédant l’apparition de la contrainte, ce qui
permet de calculer la capacité d’accueil du réseau étudié.

— Une heuristique permettant de sélectionner des renforcements successifs est mise en oeuvre
jusqu’à la disparation de toutes les contraintes. Dans les cas où l’heuristique de renforcement
comporte une liste finie de mesures et que celles-ci ne permettent pas de lever l’ensemble des
contraintes, une capacité d’accueil incluant le renforcement peut être définie.

• Les coûts et bénéfices sont calculés par différence entre les cas avec et sans contrôle
• Une approche d’analyse comptable (souvent la valeur actuelle nette) est utilisée pour agréger les

coûts et bénéfices à différents horizons de temps
Les graphiques suivants sont extraits des références précitées et présentent les résultats de comparaison
entre différentes méthodes de contrôle et un scénario de référence sans contrôle :
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Fig. 5.1 – Distributions de l’augmentation de la capacité d’accueil pour différentes stratégies (source : [Stetz
et al., 2014])

Fig. 5.2 – Coût actuel net total pour différentes stratégies (source : [Stetz et al., 2014]). La dernière ligne
correspond à la référence sans contrôle de tension.
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Fig. 5.3 – Coût actuel net total pour différentes stratégies (source : [Resch et al., 2021], inclut un cas avec
stockage). La première ligne correspond à la référence sans contrôle de tension.

Pour le cas de la France, les auteurs de [Minaud et al., 2013] proposent une modélisation des coûts et
bénéfices de la gestion de la puissance active et réactive à l’échelle du réseau de distribution complet pour
des scénarios de développement du photovoltaïque allant jusqu’à 25 GW de puissance installée, en évaluant
ceux-ci de manière séparée suivant la typologie de l’installation :

Fig. 5.4 – Coût moyen d’intégration au réseau du photovoltaïque (scénario 25 GW), source : [Minaud et al.,
2013]

Leur étude, basée sur plus de 3000 départs HTA réels, permet de mettre en évidence la variabilité importante
des coûts d’intégration en fonction du contexte local :
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Fig. 5.5 – Impact de la localisation sur le coût d’intégration (scénario 25 GW), source : [Minaud et al., 2013]

On peut aussi constater l’impact significatif de la valeur de l’énergie photovoltaïque non injectée sur l’équilibre
économique de la gestion de la puissance active :

Fig. 5.6 – Différence de coût entre la solution de référence et la solution avec activation de la flexibilité,
source : [Minaud et al., 2013]

En ce qui concerne l’analyse coût/bénéfice de la gestion de puissance active et réactive des producteurs
HTA, on peut aussi citer le rapport Enedis/ADEeF « Valorisation économique des Smart Grids» (2017),
en gardant à l’esprit que les niveaux de développement de la production décentralisée envisagée était
relativement limités (17 GW de PV, 1.4 GW d’éolien) :

Fig. 5.7 – Bénéfices et coûts des solutions étudiées (encadré 2), source : Enedis/ADEeF « Valorisation
économique des Smart Grids»

5.2. Revue de litérature 55



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

Fig. 5.8 – Coûts d’insertion des productions renouvelables de taille moyenne (entre 1 et 7,5 MW) pour les
départs présentant une contrainte dans la situation de référence, source : Enedis/ADEeF « Valorisation
économique des Smart Grids»

Bien qu’il ne s’agisse pas d’une analyse économique en tant que tel, on peut néanmoins considérer comme
éléments de cadrage les informations communiquées par la Commission de Régulation de l’Energie dans
son « Rapport d’évaluation de la performance des gestionnaires de réseaux sur le développement d’un
réseau électrique intelligent» (2023) :

CRE, « Rapport d’évaluation de la performance des gestionnaires de réseaux sur le développe-
ment d’un réseau électrique intelligent»

Sur les 3 PTF émises et acceptées en 2022, Enedis évalue les économies réalisées sur les coûts de
raccordement à 3,3 M€. Le gestionnaire de réseau réséda a également expérimenté le raccordement d’un
parc éolien intégrant des limitations ponctuelles à l’injection afin d’optimiser le rapport entre investissement
et productible injectable. Cette offre de raccordement a permis une économie de 730 k€ par rapport au
raccordement de référence, soit 42 % des coûts de raccordement. Lorsqu’elles sont possibles, ces offres
permettent ainsi des économies importantes de coûts et de délais..

5.3 Définition du cadre d’analyse retenu

En combinant les méthodologies préconisées dans la littérature avec l’objectif fixé pour cette étude et les
données dont nous disposons, nous faisons le choix de recourir au cadre d’analyse :

• Définition d’une sélection de départs HTA représentatifs du réseau de distribution français
• Etablissement de scénarios de déploiement photovoltaïques année par année sur 25 ans, incluant

plusieurs niveaux d’ambition, des répartitions variables des typologies d’installation (résidentiel,
grandes toitures, au sol), le noeud d’injection de chaque centrale ainsi qu’une simulation de la pro-
duction au pas de temps horaire

• Simulation des consommations par noeuds HTA et BT au pas de temps horaire pour l’ensemble des
départs HTA sélectionnées

• Calcul des besoins et coûts de renforcement année par année à partir d’une heuristique itérative
basée sur un calcul d’écoulement de charge HTA et BT triphasé déséquilibré à la pointe incluant la
possibilité de mettre en oeuvre la flexibilité définie au chapitre précédent. Ces calculs sont mis en
oeuvre pour l’ensemble des scénarios PV, avec et sans flexibilité.
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• Calcul de l’énergie non injectée heure par heure sur 25 ans et pour l’ensemble des scénarios PV
grâce à une simulation d’écoulement de charge HTA et BT en triphasé déséquilibré réalisée sur une
sélection de pas de temps représentatifs

• Comparaison des coûts et bénéfices cumulés sur la période d’étude
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CHAPITRE 6

Sélection des départs représentatifs

6.1 Introduction

La sélection de départs représentatifs constitue une étape clé de la méthodologie, permettant de réduire
la charge computationnelle tout en garantissant une représentation fidèle des réseaux de distribution ana-
lysés. Cependant, la fiabilité des départs représentatifs nécessite une validation rigoureuse, et l’approche
traditionnelle d’évaluation basée uniquement sur des critères internes présente des limitations. Afin de pal-
lier ces limites, une approche combinée d’évaluation interne et externe a été développée et testée dans le
cadre de cette étude, dans le but d’orienter l’ensemble des choix de conception de l’algorithme de clustering.
Dans ce chapitre, nous présenterons la méthodologie de production des données d’entrée, l’évaluation des
choix de conception de l’algorithme de clustering et les résultats obtenus.

6.2 Production des données d’entrée

La première étape cruciale dans la sélection de réseaux représentatifs consiste à obtenir un jeu de don-
nées suffisamment large, homogène et cohérent, incluant la topologie du réseau, les caractéristiques des
équipements et la répartition des charges. Dans le cadre de cette étude, nous nous basons sur des jeux
de données ouverts disponibles en France, conformément à la loi de 2016 régissant la mise à disposition
des données produites par les entités publiques. Toutefois, comme ces jeux de données ne contiennent pas
toutes les informations nécessaires, des connaissances expertes seront mobilisées pour les compléter.

59



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

6.2.1 Sources de données

Trois jeux de données ouverts sont utilisés pour la création du jeu de données réseau :

1. Schéma du réseau de distribution : Ce jeu de données contient les positions géographiques des
postes source et des postes HTA/BT, ainsi que les géométries des lignes HTA et BT. Les lignes
aériennes et souterraines y sont différenciées, mais aucune autre caractéristique n’est précisée.

2. Données locales de consommation d’énergie : Ce jeu de données contient les consommations
annuelles d’électricité et de gaz naturel, ainsi que le nombre de clients par secteur (résidentiel, in-
dustrie, tertiaire, agriculture) et par IRIS, une division territoriale infracommunale utilisée pour les
statistiques publiques.

3. BD TOPO® : Ce jeu de données fournit les géométries des bâtiments (empreinte au sol et hauteur)
et leur usage (résidentiel, industrie, tertiaire, agriculture).

6.2.2 Création de la topologie du réseau et allocation des caractéristiques des lignes

Pour établir la topologie (c’est-à-dire la manière dont les lignes et les bus sont connectés), la première étape
consiste à créer l’ensemble des départs alimentés par un poste source donné, en sélectionnant les lignes
les plus proches du poste source. Ensuite, les départs sont créés itérativement en connectant les lignes
successives selon la proximité de leurs extrémités. Si une ligne peut être connectée à plusieurs départs,
elle est rattachée au plus court. Les noeuds sont créés aux points de connexion entre deux lignes, et si une
sous-station HTA/BT se trouve à proximité d’un noeud, elle est fusionnée avec celui-ci.

L’algorithme utilisé pour l’allocation des caractéristiques des lignes a été conçu et mis en œuvre par Roseau
Technologies, en se limitant à un nombre réduit de types de conducteurs.

Tableau 6.1 – Longueur totale de lignes HTA par type

Type Longueur (en kms)
Aérien 54 mm² 295807
Aérien 148 mm² 77871
Souterrain 150 mm² 360679
Souterrain 240 mm² 22146
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Fig. 6.1 – Tracé des lignes HTA colorées en fonction du type de ligne

6.2.3 Attribution des charges annuelles et de pointe

Pour attribuer les charges annuelles et de pointe à chaque noeud, nous utilisons les jeux de données sur la
consommation d’énergie locale et la BD TOPO® de la manière suivante :

1. Déterminer les bâtiments à l’intérieur de chaque IRIS en effectuant une jointure spatiale entre les
empreintes des bâtiments et les contours des IRIS en utilisant la relation « within» (à l’intérieur).
Pour les empreintes de bâtiments qui intersectent plusieurs IRIS, les assigner à l’IRIS pour lequel
l’intersection a la plus grande surface.

2. Pour chaque bâtiment, calculer la surface de plancher en multipliant la surface de l’empreinte par le
nombre d’étages. Si ce dernier est inconnu, supposer qu’il y a un étage.

3. Pour chaque IRIS et chaque secteur, allouer la charge annuelle et le nombre de clients à chaque
bâtiment du même IRIS et secteur proportionnellement à sa surface de plancher. Appliquer une
limite supérieure par secteur à l’intensité énergétique en MWh/m² (voir table ci-dessous).

4. Calculer les consommations de puissance active de pointe en appliquant un ratio par secteur à la
consommation annuelle. Calculer la puissance réactive en multipliant la puissance active par 0.33.

5. Définir les bâtiments connectés directement au réseau HTA comme ceux dont la puissance apparente
de pointe dépasse 250 kVA
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6. Définir un noeud comme alimentant un client HTA lorsqu’un poste HTA est présent mais qu’aucun
réseau BT public n’y est connecté.

7. Effectuer une jointure spatiale entre les empreintes des bâtiments alimentés en BT et les bus BT en
utilisant la relation « plus proche», avec une distance maximale de 300 mètres. Agréger les charges
annuelles et de pointe et le nombre de clients si un noeud est le plus proche de plusieurs bâtiments.
Procéder de la même manières pour les bâtiments alimentés en HTA et les noeuds clients HTA, avec
une distance maximale de 2000 mètres.

Tableau 6.2 – Limite d’intensité énergétique

Secteur Intensité énergétique maximale
Résidentiel 0.5 MWh/m²
Agriculture 1 MWh/m²
Tertiaire 2 MWh/m²
Industrie 4 MWh/m²

Tableau 6.3 – Heures équivalentes à la puissance de pointe

Secteur Nombre d’heures
Résidentiel 4000
Agriculture 5000
Tertiaire 4000
Industrie 7000

Note : Les nombres d’heures équivalentes à la puissance de pointe par secteur ont été obtenues à par-
tir des courbes de consommation demi-horaire par profil de client au périmètre ENEDIS. Par conséquent,
les puissances de pointe qui en sont issues tiennent déjà compte du foisonnement des puissances entre
les clients d’un même secteur. C’est pourquoi la somme des puissances de pointes apparentes des bâti-
ments modélisés est de 127 GVA, une valeur bien plus faible que la somme des puissances souscrites par
l’ensembles clients ENEDIS (environ 390 GVA).
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Fig. 6.2 – Extrait de la BDTOPO pour l’agglomération stéphanoise. Les bâtiments sont colorés en fonction
de leur usage.
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Fig. 6.3 – Résultat du croisement entre la BDTOPO et les données locales de l’énergie, en termes de densité
de consommation d’électricité. La résolution est de 5x5 kms. L’échelle est une échelle logarithmique modifiée
pour ne pas tendre vers l’infini à 0.

Fig. 6.4 – Résultat du croisement entre la BDTOPO et les données locales de l’énergie, en termes de den-
sité de consommation d’électricité. La résolution est de 100x100 m. L’échelle est une échelle logarithmique
modifiée pour ne pas tendre vers l’infini à 0. Région Ile de France.
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Fig. 6.5 – Résultat du croisement entre la BDTOPO et les données locales de l’énergie, en termes de den-
sité de consommation d’électricité. La résolution est de 100x100 m. L’échelle est une échelle logarithmique
modifiée pour ne pas tendre vers l’infini à 0. Région Occitanie.

Fig. 6.6 – Extrait des résultats de la jointure géographique entre les bâtiments et les noeuds du réseau.
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6.2.4 Sélection des puissances nominales des transformateurs HTA/BT

La connaissance de la puissance nominale des transformateurs HTA/BT est un prérequis indispensable à
toute étude de planification du réseau de distribution d’électricité. Afin de pallier à l’absence de ces données
dans les jeux de données publics, nous nous appuyons sur l’estimation des consommations de pointe par
noeud décrite précédemment en la combinant avec des données sur la répartition des puissances nominales
des transformateurs standards (comprises entre 50 kVA et 1000 kVA) dans le parc existant.

Tableau 6.4 – Répartition des puissances nominales des transfor-
mateurs HTA/BT

Puissance nomimale (en KVA) Fréquence (en %)
50 11.0
100 23.0
160 20.5
250 19.3
400 15.1
630 9.4
1000 1.7

Tableau 6.5 – Répartition des puissances nominales des transfor-
mateurs alimentant des clients HTA

Puissance nomimale (en KVA) Fréquence (en %)
400 20.2
630 53.2
1000 26.6

Pour attribuer une puissance nominale à chaque poste HTA/BT alimentant des clients BT, la procédure
suivante est mise en oeuvre pour chaque région :

1. Agrégation des puissances apparente de pointe des noeuds BT desservis par chaque poste HTA/BT

2. Classement des postes HTA/BT par ordre croissant de puissance apparente de pointe aggrégée

3. Création d’un échantillon de puissances nominales dont la taille est le nombre de postes HTA/BT et
dont la répartition est conforme à Tableau 6.4. Cet échantillon est ordonné par puissance nominale
croissante.

4. Association entre les postes HTA/BT et l’échantillon de puissances nominales

5. Si la puissance apparente de pointe est supérieure à la puissance nominale maximale (ici 1 MVA), la
puissance nominale est fixée au premier multiple de 1 MVA supérieur à la puissance apparente de
pointe

Le même traitement à partir de l’étape 2 est appliqué aux postes alimentant des clients HTA.

L’intérêt de cette procédure est de garantir que la répartition des puissances nominales inférieures à 1
MVA respecte la répartition cible, au risque d’induire des situations où la puissance apparente agrégée des
noeuds BT est supérieure à la puissance nominale du transformateurs HTA/BT.

A posteriori, il s’est avéré que le choix pragmatique (limitation du besoin de mémoire) d’appliquer cette
procédure région par région plutôt qu’à l’échelle nationale a créé un biais dans l’adéquation entre puissances
apparentes agrégées des noeuds BT et puissances nominales des transformateurs HTA/BT. En effet, dans
les régions à dominante urbaine, la densité élevée de consommation combinée à la structure du réseau
induit des puissances agrégées par poste HTA/BT plus élevées que dans les régions rurales. Or, comme
la répartion par puissances nominales des transformateurs est la même pour chaque région, ces régions
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urbaines se retrouvent plus souvent avec des transformateurs sous-dimensionnés. A l’inverse, les régions
rurales se retrouvent plus souvent avec des transformateurs sur-dimensionnés. Ce biais est illustré dans
les graphiques suivants qui présentent la distribution des puissances de pointes aggrégées suivi de leur
adéquation avec les puissances nominales des transformateurs, pour trois types de région : rurale, mixte et
urbaine.

Fig. 6.7 – Distribution des puissances de pointe aggrégées pour une région relativement rurale, le Centre
Val de Loire.
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Fig. 6.8 – Adéquation entre puissance nominale et puissance de pointe pour le Centre Val de Loire. La
ligne pointillée noire représente l’égalité entre puissance nominale et puissance de pointe. On constate
que la puissance nominale est systématiquement supérieure à la puissance de pointe, avec des marges
conséquentes aux puissances faibles.

Fig. 6.9 – Distribution des puissances de pointe aggrégées pour une région mixte, les Hauts de France.
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Fig. 6.10 – Adéquation entre puissance nominale et puissance de pointe pour les Hauts de France. La ligne
pointillée noire représente l’égalité entre puissance nominale et puissance de pointe. On constate que la
puissance nominale est, dans une grande majorité des cas, supérieure à la puissance de pointe, mais avec
des marges réduites comparativement au cas précédent.

Fig. 6.11 – Distribution des puissances de pointe aggrégées pour une région urbaine, l’Ile de France.
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Fig. 6.12 – Adéquation entre puissance nominale et puissance de pointe pour l’Ile de France. La ligne poin-
tillée noire représente l’égalité entre puissance nominale et puissance de pointe. On constate que la puis-
sance nominale est insuffisante dans une part significative des situations.

6.3 Calcul des attributs descriptifs des réseaux

L’application de la procédure décrite dans la section précédente nous permet d’obtenir un jeu de données
de 28798 départs HTA comprenant la topologie du réseau HTA et BT, les caractéristiques des lignes et des
transformateurs HTA/BT ainsi que la répartition des consommations d’électricité par noeud et par secteur.
Ces données ne peuvent pas directement être utilisées en entrée d’un algorithme de clustering car elles
présentent des nombres de dimensions qui varient d’un départ à l’autre. Il est donc nécessaire de com-
presser ces représentations complexes en les encodant dans une série d’attributs scalaires applicables à
l’ensemble de ces départs. Dans cette étude, nous calculons une sélection de 40 attributs issus de la littéra-
ture pertinente (notamment [Bletterie et al., 2018, Schneider et al., 2009]) et pour lesquels nous disposons
des données d’entrée nécessaires. Afin de faciliter leur description, nous les regroupons en 4 catégories
basées sur la nature des méthodes de calcul utilisées.

6.3.1 Attributs électrotechniques

Il s’agit des attributs qui peuvent être calculés simplement à partir des caractéristiques des équipements :
• Tension nominale
• Part d’aérien
• Longueur moyenne de ligne aérienne
• Longueur moyenne de ligne souterraine
• Minimum de limite d’intensité de ligne
• Maximum de limite d’intensité de ligne
• Moyenne de limite d’intensité de ligne
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• Déviation de limite d’intensité de ligne
• Minimum de limite de capacité de ligne
• Maximum de limite de capacité de ligne
• Moyenne de limite de capacité de ligne
• Déviation de limite de capacité de ligne
• Moyenne de résistance linéïque
• Déviation de résistance linéïque
• Moyenne de réactance linéïque
• Déviation de réactance linéïque
• Moyenne de ratio R/X
• Déviation de ratio R/X
• Nombre de noeuds HTA
• Nombre de noeuds HTA en bout de ligne
• Nombre de postes HTA/BT desservis
• Total de la puissance nominale des postes HTA/BT desservis
• Longueur totale des lignes du départs
• Distance maximale entre un noeud HTA et le poste source

Fig. 6.13 – Distribution des longueurs totales des lignes des départs
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Fig. 6.14 – Distribution des puissances nominales agrégées des postes HTA desservis par les départs

Fig. 6.15 – Distribution de la part d’aérien des départs
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6.3.2 Attributs liées à la consommation

• Energie annuelle secteur résidentiel
• Energie annuelle secteur tertiaire
• Energie annuelle secteur industriel
• Energie annuelle secteur agricole

Fig. 6.16 – Distribution de la consommation totale du secteur résidentiel par départ

6.3.3 Attributs issus de la théorie des graphes

• Nombre moyen de noeuds voisins
• Distance moyenne aux voisins
• Diamètre du graphe mesuré en distance
• Diamètre du graphe mesuré en impédance
• Centralité de proximité moyenne mesurée en distance
• Centralité de proximité moyenne mesurée en impédance
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Fig. 6.17 – Distribution du diamètre mesuré en impédance

6.3.4 Attributs composites

Ces attributs sont conçus pour combiner la répartition des consommations avec les longueurs d’achemine-
ment (mesurés en distance ou en impédance) afin de rendre compte du lien entre la densité de consomma-
tion et la manière dont le réseau a été conçu.

• Ratio entre la longueur de réseau et la consommation desservie
• Rsum, voir l’équation (1) de [Bletterie et al., 2018]
• kWm, voir l’équation (2) de [Bletterie et al., 2018]
• kWOhm, voir l’équation (3) de [Bletterie et al., 2018]

6.3.5 Attributs contextuels

• Degrés heures unifiés, qui représentent une mesure de la rigueur du climat local
• Classement de la commune en termes de ruralité/urbanité (de 0 le plus rural à 5 le plus urbain). Pour

les départs traversant plusieurs communes, une moyenne pondérée par la longueur est calculée.
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Fig. 6.18 – DHU par IRIS

Fig. 6.19 – Classement de ruralité/urbanité des communes
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Fig. 6.20 – Distribution du niveau de ruralité/urbanité des départs

Fig. 6.21 – Carte des niveaux de ruralité/urbanité des départs
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6.4 Elimination des valeurs aberrantes

Les valeurs aberrantes sont des points de données qui s’écartent significativement du reste du jeu de don-
nées dans au moins un de leurs attributs. Dans notre cas, elles peuvent provenir d’erreurs dans les don-
nées sources, de mauvais traitement des cas limites dans les algorithmes d’enrichissement des données ou
d’incohérences entre des sources de données complémentaires. Dans ces situations, les départs concer-
nés doivent être supprimées pour éviter de fausser les résultats du clustering. Mais ces écarts significatifs
peuvent également représenter des conditions opérationnelles rares mais authentiques, comme documenté
dans [Berry et al., 2013], et doivent alors être incluses dans l’analyse si elles sont pertinentes pour son champ
d’application. Ces deux objectifs potentiellement contradictoires peuvent être atteints en combinant un dé-
pistage automatique des valeurs aberrantes potentielles avec un examen manuel des valeurs aberrantes
afin d’évaluer l’authenticité des données. Nous procédons de la manière suivante :

1. Observation de la distribution d’un attribut

2. Sélection de valeurs aberrantes potentielles par z-score

3. Observation manuelle d’échantillons de valeurs aberrantes potentielles

4. Choix de seuils bas et/ou haut d’exclusion permettant de conserver les départs rares mais corres-
pondant à des conditions d’opération réalistes

Du fait de corrélations entre les valeurs aberrantes, les seuils de certains attributs sont redondants et nous
pouvons les combiner pour obtenir la liste suivante de critère d’exclusion (les départs exclus sont strictement
inférieurs au seuil bas ou strictement supérieurs au seuil haut) :

Tableau 6.6 – Seuils d’exclusion des départs

Attribut Seuil bas Seuil haut Départs éliminés
Longueur totale HTA 0.05 km 120 km 318
Nombre de noeuds HTA 5 320 4061
Nombre de postes HTA 3 200 158
Puissance totale des postes HTA 50 kVA 50000 kVA 126

6.5 Choix de conception de l’algorithme de clustering

La sélection des départs représentatifs par clustering nécessite de réaliser un ensemble de choix de concep-
tion :

• Choix de l’algorithme de clustering
• Réduction de dimensionnalité (sélection des variables d’entrée)
• Nombre de clusters
• Paramètres spécifiques à chaque algorithme

6.5.1 Algorithme de clustering utilisés dans la litérature

Tableau 6.7 – Algorithmes utilisés dans la litérature

K-Means 24
Hiérarchique 13
K-Medoids 10
Self-Organizing Maps 1
DBScan 1

6.4. Elimination des valeurs aberrantes 77



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

K-Means Clustering

K-Means est la technique de clustering la plus utilisée pour la sélection de réseaux représentatifs, comme en
témoignent les 24 références suivantes : [Bletterie et al., 2018, Broderick et al., 2014, Broderick et al., 2016,
Broderick and Williams, 2013, Dickert et al., 2013, Glenister et al., 2020, Grigoras et al., 2010, Hossan et al.,
2019, Hossan et al., 2021, Jneid, 2020, Kazsoki and Hartmann, 2019, Kazsoki and Hartmann, 2022, Koirala
et al., 2022, Kong et al., 2020, Ma et al., 2019, Nassif and Trindade, 2022, Nijhuis et al., 2015, Rigoni et al.,
2016, Schneider et al., 2009, Velasco et al., 2020, Watson et al., 2014, Willis et al., 1985, Huda Chuangpishit
1 , Amin Zamani 1 , Farid Katiraei 1 , Shadi Chuangpishit 1 , and Amin Zamani, 2022].

Le clustering est un processus consistant à diviser un jeu de données en k groupes distincts pour minimi-
ser la variance intra-groupe. Ce problème est généralement considéré comme NP-difficile, mais diverses
heuristiques existent pour y remédier, comme l’algorithme de Lloyd. Dans les applications pratiques, les dif-
férentes implémentations de K-Means offrent plusieurs avantages, les rendant fréquemment utilisées pour la
sélection de réseaux de test représentatifs. Ces avantages incluent leur simplicité et leur efficacité computa-
tionnelle, les rendant accessibles et évolutives pour de grands jeux de données, ainsi que leur polyvalence,
permettant de les appliquer à une grande variété de données d’entrée. L’algorithme de Lloyd, en particulier,
garantit une convergence vers un minimum local et a une complexité temporelle de O(t ·n · k · d), où t est le
nombre d’itérations, n est le nombre de points de données, k est le nombre de clusters, et d est le nombre
d’attributs.

Cependant, certaines limitations doivent être reconnues, telles que la sensibilité de certaines heuristiques
à la position initiale des centroïdes, pouvant conduire à une convergence vers un minimum local au lieu
d’un minimum global. De plus, K-Means suppose la présence de clusters de forme sphérique et de taille
équivalente, ce qui le rend moins efficace pour des jeux de données présentant des formes irrégulières ou
des tailles de clusters très variables. Un autre inconvénient est sa sensibilité aux valeurs aberrantes, au bruit
ou aux anomalies dans les données. Il est important de noter que des techniques d’initialisation récentes,
telles que K-Means++, ont été créées pour améliorer la convergence vers l’optimum global. Des sources
pertinentes, dont [Jneid, 2020, Ma et al., 2019, Rigoni et al., 2016] ont utilisé cette méthode.

Clustering Hiérarchique

Il existe deux approches principales du clustering hiérarchique : agglomérative et divisive. Cependant, en
pratique, les 13 références utilisant le clustering hiérarchique ont toutes recours à la variante aggloméra-
tive :[Cartina et al., 2009, Jneid, 2020, Kazsoki and Hartmann, 2020, Li and Wolfs, 2014, Li and Wolfs, 2014,
Ma et al., 2019, Niederle et al., 2023, Noroc and Grigoras, 2020, Rigoni et al., 2016, Schneider et al., 2009,
Schneider et al., 2008, Walker et al., 2015, Yingliang Li and Wolfs, 2012].

Le clustering hiérarchique agglomératif (AHC) est un algorithme de clustering ascendant qui traite chaque
point de données comme un cluster initial, fusionnant ensuite à chaque étape les deux clusters les plus
proches jusqu’à ce qu’un seul cluster reste. La manière d’évaluer la proximité entre clusters dépend à la fois
du type de distance (euclidienne, Manhattan, etc.) et de la manière dont les clusters sont comparés (linkage
method) :

• Simple linkage : distance minimale entre deux points dans des clusters différents.
• Complete linkage : distance maximale entre les points de clusters distincts.
• Average linkage : calcule la distance moyenne entre toutes les paires de points dans des clusters

différents.
• Ward linkage : minimise la variance intra-cluster, favorisant des clusters compacts et homogènes en

interne.
L’AHC permet la création d’un dendrogramme hiérarchique qui permet une exploration détaillée des relations
entre clusters, avec la possibilité de découper le dendrogramme pour former des clusters plats d’un nombre
donné ou d’une certaine similarité. De plus, l’AHC ne présuppose pas une forme sphérique des clusters
ni l’utilisation d’une distance euclidienne. Néanmoins, sa complexité computationnelle relativement élevée
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(entre O(n2)) et O(n3) en temps et O(n2) en mémoire) doit être prise en compte lorsqu’on travaille avec de
grands jeux de données.

K-Medoids

Le clustering par K-Medoids (également appelé partitionnement autour des médoïdes) est la troisième mé-
thode la plus couramment utilisée, avec les 10 références suivantes qui l’intègrent : [Cale et al., 2014, Dow
et al., 2010, Jain, 2018, Jain and Mather, 2018, Jneid, 2020, Pablo Carvallo et al., 2021, Rigoni et al., 2016,
Wang et al., 2017, Zhu et al., 2018]. K-Medoids, comme K-Means, est un algorithme de partitionnement mais
se distingue en utilisant des médoïdes comme représentants d’un cluster au lieu de centroïdes. Un avantage
significatif de cette approche dans notre contexte est que les médoïdes sont des réseaux réels, ce qui les
rend appropriés pour une utilisation directe en tant que réseaux représentatifs. Une autre différence avec
K-Means est la possibilité d’utiliser des mesures de dissimilarité arbitraires, permettant d’identifier des struc-
tures de clusters plus diversifiées. Bien que K-Medoids ait suscité un intérêt significatif depuis sa création,
il convient de noter que son coût en temps d’exécution élevé a limité son utilisation à des jeux de données
et des nombres de clusters réduits, jusqu’au développement récent d’algorithmes plus efficaces comme
FasterPAM [Schubert and Lenssen, 2022].

DBSCAN

L’étude menée par les auteurs de [Ramos-Leaños et al., 2022] examine l’utilisation des méthodes de clus-
tering basées sur la densité, spécifiquement DBSCAN, pour la sélection de départs représentatifs. Cette
approche consiste à regrouper les points de données en fonction de la densité plutôt que du nombre de
clusters prédéfini, ce qui la rend particulièrement utile pour identifier des clusters dans des jeux de données
aux formes et tailles irrégulières tout en restant robuste face aux valeurs aberrantes. Les résultats de leurs re-
cherches indiquent que le clustering basé sur la densité dépasse les performances des méthodes K-Means
et AHC selon les mesures de validation internes. De plus, il permet de distinguer efficacement les départs
physiquement et opérationnellement similaires, comme en témoigne un sous-ensemble de résultats.

Cartes Auto-organisatrices

Les cartes auto-organisatrices (Self-Organizing Maps ou SOMs) sont un type de réseau de neurones ar-
tificiels qui a été utilisé dans [Dehghani et al., 2015] pour sélectionner 9 réseaux représentatifs parmi un
ensemble de 200 réseaux. Les SOMs fonctionnent en prenant des données à haute dimension et en les
mappant sur une grille de dimensions inférieures, généralement bidimensionnelle, tout en préservant la
structure topologique des données. Par conséquent, les points de données similaires sont placés près les
uns des autres sur la grille, formant des clusters à partir desquels les réseaux représentatifs peuvent être
extraits. Bien que le cas d’utilisation dans [Dehghani et al., 2015] concerne un ensemble de données relati-
vement réduit, les avancées dans la parallélisation de la phase d’entraînement [Wittek et al., 2013] ouvrent
la possibilité d’appliquer cette procédure à des ensembles de données beaucoup plus vastes.
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6.5.2 Réduction de la dimensionnalité

La réduction de la dimensionnalité dans le clustering vise à identifier les attributs qui contribuent à la définition
des clusters les plus pertinents en fonction de l’objectif recherché. Cette étape peut influencer de manière
significative la qualité des clusters formés, affectant leur interprétabilité, leur stabilité et leur pertinence,
en plus d’entraîner des coûts de calcul inutiles si trop de variables sont conservées. En particulier, il est
essentiel d’éviter d’inclure des variables fortement corrélées, car cela aurait pour conséquence de distordre
les mesures de distance. En pratique, les techniques de réduction de dimensionnalité se répartissent en
deux catégories :

• Extraction d’attributs, dans laquelle les données sont projetées dans un espace de dimension infé-
rieure.

• Sélection de caractéristiques, dans laquelle seul un sous-ensemble des variables d’origine est
conservé.

En ce qui concerne la sélection de réseaux de distribution représentatifs, les méthodes les plus utilisées
sont l’analyse par composante principale et les études de corrélation :

Tableau 6.8 – Algorithmes utilisés dans la litérature

Analyse par Composante Principale (PCA) 7
PCA + Etudes de corrélation 6
Etudes de corrélation 4
Mesure d’entropie 1

6.6 Validation

6.6.1 Validation interne

Dans la littérature, les méthodes de validation interne sont largement utilisées pour évaluer la cohérence
des clusters formés lors du processus de regroupement des départs. Certaines techniques de validation
interne peuvent être appliqué à l’ensemble des algorithmes :

• Indice de Calinski-Harabasz
• Score de silhouette,
• Indice de Davis-Bouldin,

tandis que d’autres méthodes sont associés à des algorithmes de clustering spécifiques :
• Critère d’inertie (K-Means)
• Dendogramme et distance entre clusters fusionnés (Clustering hiérarchique agglomératif)
• Somme des distances aux médoïdes (K-medoids)
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Fig. 6.22 – Evolution de la distance entre clusters fusionnés et du score de silhouette pour un nombre
de cluster variant entre 1 et 100. La distance entre clusters suggère un nombre de clusters autour de 30
(méthode du coude) tandis que le score de silhouette (qu’on souhaite maximiser) suggère un nombre de
clusters entre 10 et 15.

Ces méthodes permettent d’évaluer la cohérence relative des clusters en fonction de la similarité des départs
au sein de chaque groupe et/ou des dissimilarités entre groupes. Cependant, bien que ces techniques
soient utiles pour juger de la cohérence interne, elles n’offrent qu’une appréciation limitée de la capacité des
départs sélectionnés à représenter fidèlement les comportements des autres membres de leurs clusters
dans le cadre d’études de planification du réseau.

6.6.2 Validation externe

La validation externe consiste à confronter les résultats du clustering à une mesure externe de qualité, c’est-
à-dire une mesure qui ne repose pas sur les variables utilisées dans le processus de clustering. En général,
cette étape est réalisée après la validation interne, afin de vérifier que le nombre de clusters choisi est
adapté à l’objectif de l’étude. Dans notre cas, nous voulons nous assurer que les départs représentatifs sont
capables de représenter avec précision le comportement des départs de leur cluster dans le cadre d’études
de planification en nous inspirant des travaux de [Bletterie et al., 2018, Broderick et al., 2016]. Ci-après nous
présentons les principes de l’étude de planification ainsi que les métriques d’erreur que nous utiliserons à
cette fin.

Etude de planification retenue pour la validation

Afin de mettre en oeuvre cette approche, il est nécessaire de définir un type d’étude de planification suffi-
samment complexe pour être pertinente au vu de l’objectif de validation sans que le temps de calcul induit
ne la rende inapplicable à l’échelle des 25000 départs HTA du jeu de données complet. Le choix s’est porté
sur une étude qui consiste à estimer la capacité d’accueil en charge de chaque départ HTA en simulant des
power flows (HTA uniquement, radial, monophasé équivalent et non linéarisé) successifs en augmentant la
charge soutirée par incrément de 0.5% de la puissance nominale des transformateurs HTA/BT jusqu’à ce
qu’une des trois contraintes soit atteinte : tension, intensité dans les lignes, ou puissance maximale soutirée
par les transformateurs (fixée à 110% de la puissance nominale). Ce choix est rendu possible par le recours
à un algorithme de power flow fortement optimisé qui permet de simuler les 220 power flow par départ en
5 à 30 ms (suivant le nombre de noeuds du départ). Plusieurs variantes sont réalisées en faisant varier le
niveau de tension basse acceptable entre 0.95 et 1.01 pu (tension en tête de départ fixée à 1.03 pu).
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Fig. 6.23 – Distribution des capacités d’accueil par type de contrainte, pour une tension minimale acceptable
de 0.95 pu

Fig. 6.24 – Distribution des capacités d’accueil par type de contrainte, pour une tension minimale acceptable
de 1.0 pu

82 Chapitre 6. Sélection des départs représentatifs



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

Fig. 6.25 – Carte des départs étudiés avec coloration en fonction de la capacité d’accueil, pour une tension
minimale acceptable de 1.0 pu
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Fig. 6.26 – Carte des départs étudiés avec coloration en fonction de la contrainte limitante, pour une tension
minimale acceptable de 1.0 pu

Métriques d’erreur de prédiction

Les métriques retenues ont vocation à évaluer la performance de la prédiction de la capacité d’accueil des
membres de chaque cluster par le départ sélectionné pour les représenter. D’une part, il s’agit de s’assurer
que la prédiction de la puissance à laquelle une contrainte apparaît est correcte :

• Score R²
• Moyenne des erreurs absolues en pourcentage

D’autre part, on souhaite garantir la qualité de l’estimation du type de contrainte qui apparait :
• Score d’information mutuelle moyenne ajustée
• Homogénéïté, définie comme la part moyenne de départ ayant la même contrainte que le départ

représentatif
Les graphiques suivants illustrent l’évolution de ces métriques en fonction du nombre de clusters, dans le
cas de l’algorithme K-Means.
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Ces quatre métriques sont ensuite combinées afin de produire un score global tendant vers 0 lorsque la
prédiction s’améliore :
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6.7 Description de l’algorithme de clustering retenu

La mise en oeuvre de la méthode de validation externe décrite précédemment nous permet de sélectionner
les caractéristiques de l’algorithme de clustering. On peut ainsi comparer les différentes méthodes de linkage
et distances pour le clustering ascendant hiérarchique :

En matière de réduction de dimensionnalité, nous avons comparé les différentes possibilités suivantes :
• Analyse par composantes principales, en faisant varier le nombre de composantes
• Clustering des variables par corrélation (méthode issue des travaux de [Bletterie et al., 2018]), avec

identification de deux « coudes» possibles (4 et 7 variables, ci-après corr_elbow_1, corr_elbow_2)
• Régression Lasso avec validation croisée (lassoCV )
• Régression Ridge avec validation croisée (ridgeCV )
• Combinaison régression Ridge avec clustering par corrélation (ridge_corr )

Dans le graphique ci-dessous, nous présentons les résultats de l’analyse par composante principale, en
conservant les 10 nombres de composantes les plus performantes :
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Dans le graphique ci-dessous, nous comparons les résultats des autres méthodes avec un avantage clair
pour les méthodes de régression comparativement au clustering par corrélation (ref_min correspond à une
sélection manuelle de variable la plus performante) :

Notre choix final se porte donc sur la combinaison régression Ridge avec clustering par corrélation, qui
sélectionne les variables suivantes :

• Capacité de ligne maximale
• Puissance nominale totale des postes HTA
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• kWOhm
• Limite d’intensité de ligne minimale

En ce qui concerne le choix de l’algorithme, la validation externe met en évidence la supériorité du K-
Medoids :

Enfin, nous fixons le nombre de clusters (et donc de réseaux représentatifs) à 150 en utilisant l’algorithme
Kneedle [Satopaa et al., 2011] pour la détection de coude, que nous appliquons à une moyenne glissante
du score global :
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6.8 Analyse des départs représentatifs

6.8.1 Répartition géographique

La carte Fig. 6.27 présente les tracés des départs HTA sélectionnés comme représentatifs, couvrant l’en-
semble du territoire français. On observe une répartition homogène de ces départs, avec des réseaux re-
présentatifs aussi bien dans les zones urbaines denses que dans les régions rurales. Ceci est confirmée
dans les comparaisons entre distribution des niveaux de ruralité/urbanité des départs représentatifs et de
l’échantillon complet Fig. 6.27. En ce qui concerne les degrés heures unifiés Fig. 6.29, on peut observer
que les distribution est relativement bien capturée, même si les valeurs extrêmes sont légèrement sous-
représentées. Cette distribution géographique équilibrée des départs représentatifs garantit que les par-
ticularités locales des réseaux de distribution sont bien capturées, offrant ainsi une vision complète des
variations géographiques et topologiques du réseau de distribution national.

Fig. 6.27 – Tracé des 150 départs HTA représentatifs
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Fig. 6.28 – Comparaison des distributions du niveau de ruralité/urbanité des départs représentatifs et de
l’échantillon complet. Les départs représentatifs sont pondérés de la taille de leur cluster.

Fig. 6.29 – Comparaison des distributions de degrés heures unifiés des départs représentatifs et de l’échan-
tillon complet. Les départs représentatifs sont pondérés de la taille de leur cluster.
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6.8.2 Taille du réseau représenté

En utilisant la taille des clusters pour extrapoler la taille du réseau représenté, on peut comparer celle-ci à
la taille du réseau des distribution (métropole uniquement) :

Tableau 6.9 – Taille de l’infrastructure extrapolée à partir des ré-
seaux représentatifs

Type d’infrastructure Taille extrapolée Donnée Open Data complètes Part
Lignes BT enterrées 315738 km 371522 km 85 %
Lignes BT aériennes 351555 km 386310 km 91 %
Lignes HTA enterrées 293559 km 359028 km 82 %
Lignes HTA aériennes 260889 km 326995 km 80 %
Postes HTA/BT 856972 1008958 85 %

Note : Les données Open Data utilisées en entrée de l’algorithme de traitement mis en oeuvre par Roseau
Technologies ont été obtenues début 2022, à une date où une grande partie des données de réseaux gérés
par des GRD autres qu’Enedis n’étaient pas disponibles. Rejouer la procédure complète avec les données
actuellement disponibles en Open Data (celles utilisées pour les chiffres de la colonne « Donnée Open Data
complètes») devrait permettre d’obtenir une meilleure correspondance.

6.8.3 Mesures de longueur du réseau

Fig. 6.30 – Comparaison des distributions des diamètres des départs représentatifs et de l’échantillon com-
plet. Les départs représentatifs sont pondérés de la taille de leur cluster.
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Fig. 6.31 – Comparaison des distributions des longueurs totales des départs représentatifs et de l’échantillon
complet. Les départs représentatifs sont pondérés de la taille de leur cluster.

92 Chapitre 6. Sélection des départs représentatifs



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

6.8.4 Consommations

Fig. 6.32 – Comparaison des distributions des consommations du secteur résidentiel des départs représen-
tatifs et de l’échantillon complet. Les départs représentatifs sont pondérés de la taille de leur cluster.

6.9 Conclusion

L’application d’un algorithme de clustering permet de regrouper les départs HTA similaires, ce qui permet
de désigner les médoïdes de chaque groupe comme étant les départs représentatifs. Le jeu de données
d’entrée a été constitué à partir du croisement de plusieurs sources ouvertes, notamment les tracés des
réseaux de distribution et les données de consommation énergétique, avec des données expertes. Les
différents choix de conception envisageables (type d’algorithme, réduction de dimensionnalité, etc.) ont
été appuyés par une validation externe visant à évaluer la capacité des réseaux choisis à représenter les
membres de leurs clusters dans le cadre d’études de planification. Cette validation garantit que les choix
de conception retenus offrent une représentation fidèle et équilibrée des réseaux de distribution français.
Les départs sélectionnés pourront ainsi servir de base fiable pour des études futures sur la planification et
l’exploitation des réseaux.
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CHAPITRE 7

Scénarios de déploiement de la production photovoltaïque

7.1 Introduction

L’objectif principal de la génération des scénarios de déploiement photovoltaïque est de spatialiser et tempo-
raliser la production potentielle sur le territoire en tenant compte des caractéristiques locales. Cela implique
de répartir la capacité de production selon les typologies de bâtiments ou de zones de potentiel au sol, afin
de capturer les spécificités de chaque catégorie. Dans ce contexte, la diversité des scénarios est essentielle
pour refléter différentes hypothèses d’évolution, telles que des niveaux de pénétration variés et des priorités
en termes de surface mobilisée (toitures ou sols).

7.2 Données d’entrée

Le modèle utilise plusieurs sources de données clés :
• Registre National des Installations (RNI) : Fournit des informations sur les installations photovol-

taïques (PV) existantes, notamment leur nombre, leur capacité de production et leur localisation à
l’échelle de l’IRIS.

• BDTOPO : Base de données géographique fournissant les géométries des bâtiments et leur usage,
utilisée pour la spatialisation des installations PV en toiture.

• Potentiel des centrales au sol (PCS) : Jeu de données géographique permettant d’identifier les
zones favorables à l’installation de centrales photovoltaïques au sol.

• Base BDPV : base de donnée ouverte participative contenant des caractéristiques d’installations
(puissance crête, surface, orientation, inclinaison, etc.). Contient en grande majorité des installations
en toiture.
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7.3 Traitement RNI

La procédure de traitement du Registre National des Installations de Production repose sur deux étapes suc-
cessives : l’attribution des IRIS manquants et la correction des données incohérentes. Voici une description
détaillée de chacune de ces étapes :

7.3.1 Attribution des IRIS manquants

Cette étape vise à enrichir le registre en complétant les codes IRIS manquants.

Méthodologie :

1. Attribution des codes IRIS manquants
• Les communes associées à un seul code IRIS se voient attribuer ce code IRIS unique pour

les lignes concernées.
• Une correspondance entre les codes IRIS et les données de recensement est établie pour

associer un nombre de logements à chaque IRIS.

2. Redistribution des installations
• Pour les installations sans code IRIS mais associées à d’autres niveaux géographiques (com-

mune, EPCI, département, région), des codes IRIS potentiels sont identifiés à partir des don-
nées disponibles.

• La redistribution dépend du type d’installation :
— Installations agrégées : Les installations sont réparties proportionnellement au nombre

de logements dans chaque IRIS.
— Installations individuelles : Un IRIS est choisi aléatoirement parmi ceux disponibles.

3. Agrégation des données
• Les installations redistribuées sont regroupées par code IRIS et nom d’installation.
• Les valeurs agrégées incluent la puissance maximale installée, la puissance maximale rac-

cordée, le nombre d’installations et d’autres métadonnées.

7.3.2 Correction des données incohérentes

Cette fonction corrige et normalise les données initiales du registre national afin de garantir leur cohérence
et leur utilisabilité pour des analyses ultérieures.

Méthodologie :

1. Chargement et pré-traitement des données
• Le registre avec IRIS complété issu de l’étape précédente est chargé.
• Le nombre d’installations est borné à un minimum de 1 pour éviter des valeurs nulles.

2. Correction des valeurs de puissance
• Les installations avec une puissance installée inférieure à la moitié de leur puissance maximale

raccordée voient leur valeur ajustée.
• Une puissance minimale de 2 kW par installation est imposée pour éviter des valeurs trop

faibles.

3. Calcul des puissances moyennes par installation
• Une nouvelle colonne est calculée comme le ratio de la puissance installée sur le nombre

d’installations
• Pour les agrégations anormales (puissances moyennes trop élevées par rapport à la catégorie

d’installation), des échantillons aléatoires de puissances réalistes sont utilisés pour normaliser
les données
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7.4 Types de centrales modélisés

Les bâtiments issus de la BDTOPO qui vérifient les conditions ci-dessous sont groupés en deux catégories :
• Toiture résidentielle : usage Résidentiel et surface au sol >= 60 m²
• Toiture autre usage : usage parmi Agricole, Commercial et services, Industriel et Sportif, surface >=

100 m²
Dans la suite, nous modéliserons trois types de centrales définis de la manière suivante :

Tableau 7.1 – Types de centrales PV

Localisation P min P max
Toiture résidentielle 1.5 kWc 9 kWc
Toiture autre usage 9 kWc 1 MWc
Au sol 1 MWc

7.5 Modélisation du parc existant

La modélisation du parc existant s’effectue IRIS par IRIS, l’échelle géographique la plus petite contenue
dans le RNI.

7.5.1 Désagrégation des centrales

Les centrales dont les données sont agrégées dans le RNI sont détectées et un échantillon de centrales
issues de BDPV est tiré dont la taille dépend du nombre d’installations agrégées.

Deux cas de figure sont possibles :
• Les centrales sont agrégées avec la dénomination « Agrégation des installations de moins de

36KW» : L’échantillon BDPV est tiré parmi les centrales dont la puissance crête est comprise entre
1.5 et 36 kWc

• Les centrales sont agrégées sous une autre dénomination : l’échantillon est tiré parmi les centrales
dont la puissance crête est supérieure à 36 kWc

La puissance crête et la surface de chaque centrale sont ensuite mises à l’échelle de manière à ce que la
puissance crête totale soit égale à la puissance crête agrégée issue du RNI. Les orientations et inclinaisons
issues de BDPV sont conservées.

7.5.2 Centrales non agrégées

Les centrales décrites individuellement dans le RNI ont une puissance crête d’au moins 36 kWc et peuvent
être de type « toiture autre usage» ou « au sol». Dans le premier cas, on associe la centrale à une centrale
BDPV de puissance crête supérieure à 36 kWc afin d’obtenir l’orientation et l’inclinaison de la centrale. La
surface est obtenue en mettant à l’échelle la surface issue de BDPV. Dans le second cas, l’orientation est
fixée au Sud et l’inclinaison à 35°. La surface occupée est obtenue est utilisant un ratio de 150 Wc/m².
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7.5.3 Spatialisation des centrales

La spatialisation des centrales est réalisée en associant les centrales aux bâtiments et zones de potentiel
au sol compatibles.

Toiture résidentielle

Les centrales de la catégorie « toiture résidentielle» sont associées à des bâtiments de la catégorie corres-
pondante en tirant au hasard parmi les bâtiments compatibles.

Toiture autre usage

Les centrales de la catégorie « toiture autre usage» sont associées à des bâtiments de la catégorie cor-
respondante en sélectionnant le bâtiment dont la surface est la plus petite surface supérieure à la taille
de la centrale avec une marge de 20%. Au prélable, les bâtiments de ce type sont groupés en utilisant un
clustering de type DBScan avec une distance maximale de 50 mètres. Ce regroupement est nécessaire
pour traiter les cas -relativement courants- où une centrale en toiture de grande taille couvre les toitures de
plusieurs bâtiments au sens de la BDTOPO.

Au sol

Les centrales au sol existantes sont associées à des zones géographiques issues du PCS dont la surface est
supérieure à la surface occupée par la centrale avec une marge de 20%. Les zones du PCS sont explorées
dans l’ordre de priorité ci-dessous jusqu’à ce qu’une zone compatible soit détectée :

1. potentiellement très favorable ou potentiellement favorable

2. Espace agricole

3. Forêt

4. vraisemblablement peu adapté

5. à priori peu favorable
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7.5.4 Résultats

Fig. 7.1 – Distribution géographique des puissances de crête des centrales existantes (résolution de 5 kms)

7.6 Modélisation de scénarios futurs

La méthodologie simule la localisation et les caractéristiques des installations photovoltaïques futures en
croisant, à l’échelle de l’IRIS, différents scénarios de développement avec les potentiels disponibles par
type de centrale. Les potentiels disponibles par IRIS et par catégorie de centrale sont identifiés comme les
bâtiments et zones du PCS qui n’ont pas été associés à des centrales existantes (priorité 1). Les scénarios
de développement consistent à fixer un facteur de croissance appliqué à chaque type de centrale (résiden-
tielle, sur toiture, au sol) qui permet de déterminer le nombre de centrales souhaitées comme un multiple du
nombre de centrales existantes. Celles-ci sont ensuite associées aux potentiels correspondants jusqu’à leur
épuisement. L’année de construction de chaque centrale est ensuite tirée dans une distribution uniforme des
années considérées dans le scénario. La décision de construction de la centrale est faite indépendamment
des coûts de renforcement réseau qu’elle pourrait induire.

Note : Cette méthode permet de favoriser un développement du photovoltaïque qui privilégie les IRIS où
la pénétration du PV est déjà importante, jusqu’à ce que le potentiel soit épuisé. Afin de pouvoir étudier
des scénarios de pénétration élevés, il est néanmoins nécessaire de permettre le développement du PV
dans des IRIS actuellement peu mobilisés, ce que cette méthodologie ne permet pas. Pour y remédier, le
nombre de centrales en toiture existantes utilisé dans le calcul est fixé à 5% du potentiel identifié lorsqu’il
est inférieur. Pour les centrales au sol, lorsqu’il n’y aucune centrale existante dans l’IRIS, l’apparition d’une
centrale future est tirée au hasard avec une probabilité proportionnelle au facteur de croissance.
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Tableau 7.2 – Facteurs de croissance par scénarios et types de
centrale

Résidentiel Grandes toitures Au sol Antécédent
Continuité 1 1 1 Aucun
Expansion limitée 2 2 2 Continuité
Expansion modérée 5 5 5 Expansion limitée
Rupture 20 20 20 Expansion modérée
Résidentiel + 20 1 1 Continuité
Gde. toitures + 1 20 1 Continuité
Centrales au sol + 1 1 20 Continuité

7.6.1 Résultats

Fig. 7.2 – Cumul de capacité installée par scénario et par type d’installation
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Fig. 7.3 – Distribution géographique des puissances de crête scénario Continuité, année 25 (résolution de
5 kms)

Fig. 7.4 – Distribution géographique des puissances de crête scénario Rupture, année 25 (résolution de 5
kms)
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Fig. 7.5 – Distribution géographique des puissances de crête scénario Résidentiel +, année 25 (résolution
de 5 kms)

Fig. 7.6 – Distribution géographique des puissances de crête scénario Centrales au sol +, année 25 (réso-
lution de 5 kms)

7.7 Association entre centrales PV et noeud d’injection

La manière dont les centrales PV sont associées à un noeud du réseau dépend du type de centrale.
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7.7.1 Toiture résidentielle

Pour ce type d’installation, le noeud d’injection est le noeud qui avait été associé au bâtiment lors de la
jointure entre les données de réseau et la BDTOPO décrite au chapitre précédent. Si la puissance crête est
inférieure à 6 kWc, la phase est tirée au hasard. Sinon, l’installation est considérée comme triphasée.

7.7.2 Toiture autre usage

Pour ce type d’installation, le noeud d’injection est le noeud qui avait été associé au bâtiment lors de la
jointure entre les données de réseau et la BDTOPO décrite au chapitre précédent. Dans le cas où le bâtiment
était connecté à un noeud BT et la puissance de la centrale est supérieure à 250 kWc, la centrale est
connectéz directement au noeud HTA du poste HTA/BT qui alimente le bâtiment.

7.7.3 Au sol

Les centrales au sol des sites dont le potentiel est supérieure à 30 MWc sont considérées comme connec-
tées directement au réseau de transport. Les sites dont le potentiel se situe entre 18 et 30 MWc se voient
attribuer une centrale de 18 MWc pour permettre la connexion au réseau de distribution.

Fig. 7.7 – Distribution des distances au poste source pour les centrales au sol connectées au réseau de
distribution

Une première jointure géographique est réalisée avec les positions des postes source afin d’associer les
centrales au poste le plus proche (distance max 50 kms), qui n’est pas forcément le poste qui alimente le
départ HTA le plus proche. Deux options sont alors possibles :

• La centrale est connectée directement au poste source (voir conditions ci-après)
• La centrale est connectée au noeud HTA le plus proche desservi par le poste source

Afin de déterminer si une centrale au sol est connectée directement au poste source, les critères suivants
sont évalués successivement :
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1. Si la distance au réseau est supérieure à la moitié de la distance au poste source, la centrale est
connectée directement au poste source

2. Si la puissance dépasse 12 MW, la centrale est connectée directement au poste source

3. Si la puissance est inférieure à 3 MW, la centrale est connectée au noeud HTA le plus proche

4. Si la distance au poste dépasse 10 kms, la centrale est connectée directement au poste source

5. Si la distance au poste est inférieure à 1 kms, la centrale est connectée au noeud HTA le plus proche

6. A ce stade, il ne reste que des centrales dont la puissance est comprise en 3 et 12 MW, et la distance
au poste entre 1 et 10 kms. Ces centrales sont connectées au noeud HTA le plus proche si leur
puissance est inférieure à une limite qui diminue linéairement avec la distance au poste source (7.1)

PPV <

(
1−

dposte − 1 km
10 km − 1 km

)
· 10 (12MW − 3MW) + 3MW (7.1)

où PPV est la puissance de la centrale et dposte la distance au poste source.

Fig. 7.8 – Puissance en fonction de la distance au poste source pour les centrales au sol connectées au
réseau de distribution. Les points sont colorés suivant le type de connexion au réseau (poste source ou
noeud HTA).

7.7.4 Résultats

On constate que l’application de la méthodologie décrite ci-dessus implique qu’une part importante des
installations au sol ne sera pas connectée au réseau de distribution que nous modélisons. En effet, seul
45 GW des 154 GW de potentiel total y est raccordée au dans le scénario rupture. Parmi les 109 GW de
différence :

• 96 GW correspondent à des centrales dont la puissance crête est supérieure à 30 MW et qui doivent
donc être raccordées au réseau de transport (984 centrales d’une puissance moyenne de 97.9 MW)

• 4 GW sont perdus du fait de la limitation à 18 MW pour les site à potentiel compris entre 18 et 30 MW
(747 centrales qui perdent en moyenne 5.4 MW de potentiel)
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• 9 GW de centrales qui sont situées à plus de 50 kms des postes source que nous modélisons,
soit parce que nous ne disposons pas des données (environ 15% du territoire), soit parce qu’il n’y
effectivement pas de réseau HTA à proximité

Fig. 7.9 – Cumul de capacité installée par scénario et par type d’installation, connectée au réseau de distri-
bution

7.8 Limitations

7.8.1 Modélisation des grandes centrales au sol

Dans la méthodologie proposée, les centrales dont la puissance est supérieure à 30 MW sont systématique-
ment raccordées au réseau de transport. Il s’agit d’une simplification car nous n’évaluons pas l’opportunité
de découper ces grandes centrales en plus petites unités (par exemple 12 MW) afin de pouvoir envisager
leur connexion au réseau de distribution. Ceci peut conduire à une sous-estimation du potentiel raccordable
au réseau de distribution.

7.8.2 Absence de prise en compte des obstacles et ombrages en toiture

L’estimation du potentiel en toiture ne tient pas compte des obstacles tels que les cheminées, fenêtres
de toit, ou équipements techniques, ni des ombrages (dus aux bâtiments voisins, arbres, etc.). Afin de
pas surestimer le potentiel en toiture total, des facteurs d’occupation de la surface des toits et des tailles
minimales de toitures sont appliqués. Or, ces facteurs ne dépendent pas du contexte local et il est donc
possible que le potentiel soit surestimée dans certaines zones (en particulier urbaines) et sous-estimé dans
d’autres.
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CHAPITRE 8

Simulation de la consommation

Afin de pouvoir modéliser l’énergie qui sera effectivement écrêtée en cas de mise en oeuvre du contrôle
de la production, il est nécessaire de pouvoir modéliser la courbe de charge de chacun des noeuds du
réseau. Ce chapitre présente la méthodologie employée et compare les résultats obtenus avec les données
de consommation au pas demi-horaire sur le périmètre Enedis.

8.1 Données d’entrée

8.1.1 Données SIG des bâtiments

Les données SIG utilisées proviennent de la table Bâtiment de la section Bâti de la base de données BD-
TOPO V3 produite par l’IGN. Ces données comprennent les empreintes et hauteurs des bâtiments dérivées
d’images aériennes, ainsi que des attributs descriptifs issus de la fusion avec le cadastre et les registres
fiscaux. Parmi les attributs disponibles :

• Type architectural (NATURE) et usages principaux/secondaires (USAGE1, USAGE2)
• Date de construction (DATE_APP), nombre d’étages (NB_ETAGES), matériaux (MAT_MURS,

MAT_TOITS)
• Dimensions (hauteur, altitudes minimales et maximales du sol et du toit)
• Nombre de logements (NB_LOGTS) et caractéristiques structurelles (LEGER)

Ces données, téléchargeables par département, permettent de modéliser les bâtiments sous forme de
prismes 3D simplifiés et d’identifier les adjacences ainsi que certaines de leurs caractéristiques.

Source de données :

BD TOPO® : La modélisation 2D et 3D du territoire et de ses infrastructures sur l’ensemble du territoire
français (IGN) La version utilisée pour cette étude date de 2022, téléchargée au format GeoPackage et
dans la projection Lambert 93.
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8.1.2 Recensement logement

Les recensements de population et de logements fournissent des informations détaillées sur les conditions
de logement à l’échelle locale. En France, ces données sont disponibles sous la forme du « Fichier Détail
Logements Ordinaires» et incluent :

• Code administratif IRIS, période de construction (ACHL), catégorie d’occupation (CATL)
• Type de chauffage (CHFL), combustible principal (CMBL), nombre d’occupants (INPER), surface

(SURF)
• Type de logement (TYPL : maison individuelle, appartement, etc.)

Ces données, récoltées, traitées et mises à disposition par l’INSEE, sont utilisées pour enrichir les informa-
tions sur les bâtiments avec des données qui permettront, entre autres, le croisement avec la base DPE.

Source de données :

Logements ordinaires en 2020 Recensement de la population - Fichiers détail

8.1.3 Base DPE

Les diagnostics énergétiques estiment la consommation d’énergie pour le chauffage, la ventilation et l’eau
chaude sanitaire des logements ou bâtiments à partir de leurs caractéristiques (performance de l’enveloppe,
systèmes énergétiques, surfaces déperditives, etc.) et d’une modélisation conventionnelle des pertes ther-
miques et consommations associées.

Depuis 2006, les diagnostics sont obligatoires pour la vente ou la location en France. Les données collectées
par l’ADEME sont accessibles en ligne. Bien que cette base contienne plusieurs millions de diagnostics,
celle-ci est affectée par des biais qui doivent être corrigés avant de permettre son exploitation.

Source de données :

DPE Logements (avant juillet 2021)

8.1.4 Données météo

Des mesures climatiques horaires, telles que température de l’air, rayonnement solaire, point de rosée et
couverture nuageuse, servent de données d’entrée à la simulation. Pour les simulations d’énergie annuelle,
nous avons recours à des jeux de données synthétiques (années météorologiques typiques fournies par
Climate.OneBuilding.org) tandis que pour les simulations de courbe de charge, nous utilisons des données
d’année réelles afin de permettre la comparaison aux consommations à pas demi-horaire fournies par Ene-
dis (source : open-meteo.com).

Source de données :

Open Meteo, année 2022

Climate.OneBuilding.Org (avant juillet 2021)
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8.1.5 Données locales de l’énergie

Le jeu de données disponible sur le site de l’Agence ORE fournit des informations détaillées sur les consom-
mations annuelles d’électricité et de gaz, agrégées à l’échelle des zones IRIS (quartiers statistiques en
France) et par secteur. Ce jeu de données est conçu pour permettre une analyse fine des besoins éner-
gétiques à une échelle locale, utile pour les études énergétiques, les politiques publiques et la planification
territoriale.

Le informations disponibles dans le jeu de données incluent notamment :
• Code IRIS : identifiant unique des zones IRIS, correspondant à une subdivision administrative locale.
• Secteur : résidentiel, tertiaire, industriel ou agricole
• Type d’énergie : électricité ou gaz.
• Consommation totale : quantité d’énergie consommée par l’ensemble des utilisateurs dans chaque

IRIS, exprimée en MWh.
• Nombre de points de livraison (PDL) : nombre de compteurs raccordés dans chaque IRIS

Source de données :

Consommation annuelle d’électricité et gaz par IRIS

Les données utilisées sont celles de l’année 2022.

8.1.6 Profils de consommation hors résidentiel

Nous utilisons le jeu de données ELMAS, qui propose 18 profils horaires représentant les consommations
des secteurs industriels et tertiaires en France en 2018. Ce jeu de données a été obtenu par l’application
d’une méthode de clustering à plus de 55000 séries temporelles de consommation de clients industriels
et tertiaires dont les codes NACE étaient connus, ce qui permet ensuite d’associer les profils aux secteurs
d’activité correspondants.

Source de données :

ELMAS dataset

8.1.7 Courbes de charges agrégées par secteur à la maille nationale

Enedis met à disposition la courbe de charge par pas d’une demi-heure et agrégée par profil de client,
que nous pourrons comparer au résultats des simulations bottom up des consommations des bâtiments
desservis par les réseaux représentatifs.

Source de donnée :

Agrégats segmentés de consommation électrique au pas 1/2 h des points de soutirage > 36kVA - Maille
Nationale

Agrégats segmentés de consommation électrique au pas 1/2 h des points de soutirage <= 36kVA - Maille
Nationale

Les données utilisées pour la comparaison sont celles de l’année 2022.
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8.2 Attribution des consommations statiques par bâtiment pour le sec-
teur résidentiel

Lors de l’identification des départs représentatifs, nous avons appliqué une méthode très basique de ré-
partition des consommations échelle IRIS aux bâtiments de la BDTOPO reposant sur une proportionalité
de la consommation à la surface de plancher. Cette méthode, qui a l’avantage de pouvoir être appliquée
rapidement à l’échelle de la France du fait de sa simplicité, présente des limitations importantes lorsqu’une
modélisation fine de la consommation est recherchée. En effet, elle ne permet pas de tenir compte, entre
autres, des différences de performances énergétiques entre bâtiments au sein d’un IRIS, du recours (ou
non) à l’électricité pour le chauffage ou l’eau chaude sanitaire ou du comportement des occupants. De plus,
elle ne permet pas de distinguer entre différents usages (chauffage, ECS, cuisson, électricité spécifique)
dont les courbes de charges sont très différentes. Or, dans la suite, nous cherchons à modéliser unique-
ment les consommations des bâtiments connectés aux départs représentatifs. Ce changement d’échelle
nous permet d’appliquer une méthodologie plus fine d’attribution des consommations que nous décrivons
ci-après.

8.2.1 Description du fonctionnement de buildingmodel

L’objectif de buildingmodel est de permettre la simulation des consommations d’énergie du secteur résiden-
tiel à l’échelle bâtiment à partir de données disponibles en open data.

Traitement et croisement des données

1. BDTOPO : Les données sur la géométrie des bâtiments (empreinte au sol et hauteur) sont nettoyées,
simplifiées et regroupées par catégorie d’usage. A partir de ces données, la géométrie des parois
(hauteur, azimuth, altitude, coordonnées du centre, surface) de chaque bâtiment est calculée en
tenant compte de l’adjacence.

2. BDTOPO et réseau de gaz : Pour chaque bâtiment, la distance au réseau de distribution de gaz
est calculée en fonction de la proximité des canalisations géoréférencées. Cette distance est utilisée
pour déterminer si un bâtiment est potentiellement raccordé au réseau de gaz. La connexion au gaz
est ensuite définie par une distance maximale, qui varie selon le type de logement (appartement ou
maison individuelle) et la période de construction. Ces distances maximales sont fixées par IRIS de
manière à ce que le nombre de logements dans des bâtiments connectés au réseau de gaz soit
supérieur de 10% au nombre de logements chauffés au gaz.

3. BDTOPO et recensement : La BDTOPO fournit des informations géolocalisées sur la géométrie et
l’usage des bâtiments (type de bâtiment, hauteur, nombre d’étages, etc.) ainsi que le nombre de lo-
gements dans le cas d’un usage résidentiel. La table logement du recensement (INSEE) est croisé
avec la BDTOPO en utilisant des variables communes telles que l’IRIS, le type de logement (maison
individuelle ou appartement) et la période de construction. Cela permet d’inférer des informations
supplémentaires comme le type de chauffage, le nombre d’occupants et le type d’occupation (rési-
dence principale, secondaire ou vacant).

4. Base DPE (Diagnostic de Performance Énergétique) : La base DPE est utilisée pour enrichir
les informations sur les bâtiments, en particulier en ce qui concerne les systèmes énergétiques et
les caractéristiques thermiques de l’enveloppe des bâtiments (isolation par type de parois, taux de
vitrage, ventilation, etc.). Ce croisement est effectué sur la base de la période de construction, du
type de logement, de l’énergie de chauffage principale et de la localisation.
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Correction des déséquilibres

1. Rééquilibrage des types de logements : Lorsque des écarts apparaissent entre les données du
recensement et celles de la BDTOPO (par exemple, une différence dans le nombre de maisons
individuelles ou d’appartements à l’échelle d’un IRIS), un ajustement est effectué. Des logements
sont transférés d’une catégorie à l’autre (par exemple, des bâtiments d’appartements sont convertis
en maisons individuelles ou vice versa) pour s’aligner avec le recensement.

2. Rééquilibrage des périodes de construction : De la même manière, si des écarts sont constatés
entre les périodes de construction (selon la BDTOPO et le recensement), une redistribution des lo-
gements est effectuée. Les bâtiments sont transférés à des périodes de construction adjacentes afin
de mieux correspondre aux proportions du recensement.

Estimation de la surface habitable

L’estimation de la surface habitable dans les bâtiments résidentiels est nécessaire pour déterminer leur
consommation d’énergie et leur efficacité énergétique. Cependant, il n’existe pas de relation simple entre la
surface habitable et la surface de plancher d’un bâtiment. Voici un nuage de points représentant la surface
habitable et la surface de plancher, obtenu en faisant correspondre un enregistrement de diagnostic éner-
gétique (contenant la surface habitable) à une adresse de bâtiment BDTOPO en utilisant la base ADRESSE
PREMIUM de l’IGN.

Fig. 8.1 – Surface habitable en fonction de la surface de plancher pour les bâtiments avec un enregistrement
de diagnostic énergétique correspondant au niveau de l’adresse dans le département du Rhône (un filtre
sur les valeurs minimales et maximales des surfaces a été appliqué).

L’approche adoptée pour contourner ce problème repose sur l’utilisation du sous-ensemble de bâtiments
pour lesquels la surface habitable peut être obtenue à partir d’un enregistrement de DPE, afin de créer
des modèles probabilistes de la relation entre la surface habitable et la surface de plancher pour diverses
configurations de bâtiments.
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Maisons individuelles

Pour les maisons individuelles, il suffit de trouver la surface habitable d’un seul logement. Pour ce faire,
nous estimons le ratio entre la surface habitable et la surface de plancher (part de la surface habitable).
Nous commençons par regrouper les bâtiments en trois catégories :

• le bâtiment n’a pas d’autre usage et pas d’annexe
• le bâtiment n’a pas d’autre usage et a une annexe
• le bâtiment a plusieurs usages

Pour chaque catégorie, nous définissons des intervalles de surfaces de plancher pour lesquels l’histo-
gramme de la part de la surface habitable est affiché ci-dessous.

Fig. 8.2 – Histogrammes de la part de la surface habitable pour les différents intervalles de surface de
plancher pour la catégorie « sans autre usage, sans annexe»
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Fig. 8.3 – Histogrammes de la part de la surface habitable pour les différents intervalles de surface de
plancher pour la catégorie « sans autre usage, avec annexe»

Fig. 8.4 – Histogrammes de la part de la surface habitable pour les différents intervalles de surface de
plancher pour la catégorie « usage multiple »

Les différences marquées dans la distribution de la part de la surface habitable pour les différentes catégo-
ries et intervalles de surface de plancher confirment la pertinence de ces regroupements. Cependant, une
quantité importante de données anormales est présente, comme des bâtiments sans autre usage ni annexe
avec une part de surface habitable inférieure à 30 %, ou des bâtiments avec une part de surface habitable
proche ou supérieure à 100 %. Pour tenir compte de ces limitations, nous proposons la procédure suivante :

• ajuster une distribution métalogue à chaque regroupement de la part de surface habitable
• regrouper les logements en fonction de leurs attributs “residential_only”, “has_annex” et “floor_area”
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• tirer la part de surface habitable dans la distribution métalogue correspondante
• limiter la part de surface habitable aux valeurs minimales et maximales en fonction des attributs

“residential_only” et “has_annex”
• calculer la surface habitable

Tableau 8.1 – Valeurs minimales et maximales de la part de surface
habitable pour les maisons individuelles

résidentiel seulement avec annexe part surface_habitable
min

part surface_habitable
max

Vrai Faux 70% 85%
Vrai Vrai 20% 70%
Faux Faux 5% 50%

Avertissement : La cohérence entre la surface habitable estimée et les données du recensement in-
férées pourrait être obtenue en tirant les enregistrements du recensement dans un échantillon avec la
classe de surface habitable correspondante. Cependant, dans les cas où la distribution de la surface ha-
bitable ne correspond pas aux classes de surface habitable au niveau du quartier, cela crée un biais de
sélection résultant en des parts de systèmes de chauffage incohérentes avec les données de recense-
ment au niveau du quartier. En conséquence, nous ignorons actuellement la classe de surface habitable
lors de la sélection de l’enregistrement initial du recensement et corrigeons ensuite le nombre d’occu-
pants en tirant un nouvel enregistrement avec la classe de surface habitable et le système de chauffage
comme attributs de correspondance supplémentaires.

Appartements

Pour les bâtiments d’habitat collectif, l’objectif est d’estimer la surface habitable de plusieurs logements,
tout en gérant les situations anormales pour lesquelles le nombre de logements lui-même pourrait devoir
être ajusté. La première partie de la procédure consiste à estimer indépendamment la surface habitable de
chaque logement en utilisant la classe de surface habitable inférée et les distributions métalogue de surface
habitable pour chaque classe obtenue à partir d’un échantillon aléatoire de données de diagnostic.

Fig. 8.5 – Histogramme de la surface habitable par classe pour un échantillon aléatoire de diagnostics
énergétiques d’appartements

La seconde partie de la procédure est un algorithme correctif traitant les cas où la part de surface habitable
au niveau du bâtiment obtenue est hors limites en fonction des attributs “residential_only” et “has_annex”
du bâtiment. Pour ces cas, les étapes suivantes sont réalisées :
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• un objectif de part de surface habitable est tiré à l’intérieur des limites
• les surfaces du plus petit et du plus grand logement sont multipliées par le ratio entre la part de

surface habitable cible et la valeur actuelle
• si les valeurs obtenues se situent dans une plage de surfaces habitables raisonnables (10 à 250 m²),

le redimensionnement est effectué pour toutes les surfaces habitables
• sinon, des logements sont ajoutés ou supprimés de manière aléatoire jusqu’à ce que la surface

habitable se situe à l’intérieur des limites

Tableau 8.2 – Valeurs minimales et maximales de la part de sur-
face habitable pour les bâtiments d’appartements

résidentiel seul avec annexe part surface habitable
min

part surface_habitable
max

Vrai Faux 70% 90%
Vrai Vrai 40% 70%
Faux Faux 5% 70%

Calcul des gains solaires

Les apports solaires correspondent à l’énergie solaire reçue par le bâtiment qui contribue à réduire les
besoins de chauffage du bâtiment. Ils sont estimés de la manière suivante pour chaque paroi (sauf les
sols) :

1. Masques solaires : Un masque solaire est une représentation angulaire de l’environnement d’une
paroi donnée. Pour chaque intervalle d’azimut, la valeur enregistrée correspond à la hauteur angu-
laire la plus élevée masquée depuis le point de vue du centre de la paroi. Ce calcul est réalisée en
discrétisant la géométrie des toitures des bâtiments proches.

2. Rayonnement direct reçu : Pour chaque paroi, la hauteur et l’azimut du soleil sont comparés aux
valeurs du masque pour déterminer à quels instants la paroi reçoit du rayonnement direct. Lorsque
c’est le cas, le rayonnement direct est calculé en projetant le rayonnement normal sur le plan de la
paroi.

3. Rayonnement transmis : la surface de fenêtre est obtenue pour chaque paroi. La part de rayon-
nement transmis est ensuite calculée en fonction du taux de transmission des vitrages et de l’angle
d’incidence du rayonnement

4. Contribution aux besoins de chauffage : A partir de la définition de la saison de chauffage, de
la consigne de température et de température extérieure, nous déterminons une approximation de
l’occurrence des besoins de chauffage. Nous calculons ensuite les apports solaires contribuant au
chauffage comme la somme du rayonnement transmis pendant ces instants.

Note : Le rayonnement diffus est actuellement ignoré car l’augmentation significative du coût de calcul asso-
ciée aux modèles de ciel complexes ne se justifie pas par la contribution relativement faible du rayonnement
diffus aux besoins de chauffage.
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Modélisation des consommations d’énergie liées aux occupants

Les occupants d’un logement génèrent des besoins énergétiques liés à leur comportement qui peuvent être
regroupés en trois catégories :

• besoins en eau chaude sanitaire
• cuisson
• usage spécifique de l’électricité (réfrigérateur, lave-vaisselle, télévision, etc.)

En retour, une partie de la consommation énergétique liée à ces usages sera transformée en chaleur qui,
avec la chaleur corporelle produite par les occupants, contribuera aux besoins de chauffage du bâtiment
(ci-après dénommés gain internes).

Deux modes de simulation sont exécutés avec des objectifs différents :
• mode conventionnel : les occupants suivent un comportement identique et conventionnel défini dans

les normes de diagnostic énergétique, indépendant du type d’occupation, de sorte que la consom-
mation énergétique résultante puisse être utilisée pour déterminer la classe énergétique du bâtiment

• mode réel : les consommations sont le résultats de tirages aléatoires dépendant du nombre d’oc-
cupant, calibrés sur les données de l’enquête logement de sorte que la consommation énergétique
résultante puisse être comparée aux données des consommations énergétiques réelles.

Pertes thermiques

Les pertes thermiques dans les bâtiments se produisent à travers deux phénomènes :
• pertes conductives à travers les parois (murs, toit, sol, fenêtres)
• pertes convectives dues à la ventilation et à l’infiltration

Pertes par les parois

L’équation ci-dessous modélise les pertes annuelles à travers les parois en régime permanent. À chaque pas
de temps de la saison de chauffage, la température extérieure est comparée à la température de consigne.
Si elle est inférieure, la perte est calculée comme la différence entre les deux températures multipliée par
le produit du coefficient de transmission thermique (U) et de la surface de la paroi. Sinon, elle est fixée à 0.

Qannuel
b,i =

∑
t∈SC

Text(t)<Tsp

(Tsp − Text(t))× Ub,i ×Ab,i ×AFb,i
(8.1)

où Qb,i représente la perte pour la paroi i, Text(t) est la température extérieure au pas de temps t, Tsp est la
température de consigne, Ub,i est le coefficient de transmission thermique de la paroi en W/(m²K), et Ab,i est
la surface de la paroi. AFb,i est le facteur d’adjacence utilisé pour modéliser la réduction des pertes lorsque
la paroi est adjacente à un autre bâtiment. Il prend les valeurs suivantes :

• 1 lorsque la paroi est un toit, un sol ou un mur extérieur
• 0.2 lorsque la paroi est un mur intérieur et que le bâtiment adjacent est à usage résidentiel
• 0.8 lorsque la paroi est un mur intérieur et que le bâtiment adjacent est à usage commercial
• 1 lorsque la paroi est un mur intérieur et que le bâtiment adjacent n’est ni résidentiel ni commercial

Les pertes maximales sont égales aux pertes au pas de temps où la température extérieure est minimale :

Qmax
b,i = (Tsp − Tmin

ext )× Ub,i ×Ab,i ×AFb,i (8.2)
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Pertes de ventilation

L’équation ci-dessous modélise les pertes de ventilation en régime permanent. À chaque pas de temps de
la saison de chauffage, la température extérieure est comparée à la température de consigne. Si elle est
inférieure, la perte est calculée comme la différence entre les deux températures multipliée par le produit du
volume d’air échangé pendant le pas de temps et de la capacité thermique volumique de l’air. Sinon, elle
est fixée à 0.

Qannuel
v =

∑
t∈SC

Text(t)<Tsp

(Text(t)− Tsp)×
cair
3.6

×ACR× V
(8.3)

où cair est la capacité thermique volumique de l’air, ACR est le taux de renouvellement de l’air du bâtiment
en %/h, et V est le volume du bâtiment.

Les pertes maximales sont égales aux pertes au pas de temps où la température extérieure est minimale :

Qmax
v = (Tsp − Tmin

ext )× cair
3.6

×ACR× V (8.4)

Pertes par ponts thermiques

Les pertes par ponts thermiques sont un type spécifique de pertes par les parois, qui se produisent aux
intersections des parois, là où des discontinuités dans l’isolation peuvent être présentes.

Les pertes par ponts thermiques sont exprimées en fonction de la longueur du pont thermique :

Qannuel
br,i =

∑
t∈SC

Text(t)<Tsp

(Tsp − Text(t))×Bbr,i × Lbr,i
(8.5)

où Bbr,i est la transmission thermique linéaire du pont en W/(m.K) et Lbr,i est la longueur du pont thermique
linéaire en mètres. Alors que la transmission thermique d’une paroi peut être facilement calculée à partir des
caractéristiques des matériaux, la transmission thermique d’un pont est plus complexe à estimer, car elle
dépend de la manière spécifique dont les parois s’intersectent, en particulier la position relative de la couche
d’isolation. Comme ces informations ne peuvent pas être déduites des données disponibles, nous utilisons
une approche simplifiée pour modéliser les ponts thermiques, avec seulement deux valeurs possibles de
transmission pour chaque type de pont considéré (mur/toit, mur/sol, mur/plancher intermédiaire), en fonction
de l’isolation des parois concernées :

Tableau 8.3 – Transmission thermique des ponts thermiques

pont thermique isolé non isolé
mur/toit 0.2 0.5
mur/sol 0.3 0.6
mur/plancher intermédiaire 0.3 0.9
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Besoins Thermiques

Les besoins thermiques sont obtenus en combinant les pertes et les gains thermiques calculés :

Qannual =
∑
b∈B

Qannual
b,i +Qannual

v −Qannual
solar −

∑
dw∈DW

Qannual
occupant,dw (8.6)

où B est l’ensemble des limites, Qannual
solar représente les gains solaires annuels, DW est l’ensemble des

logements dans le bâtiment, et Qannual
occupant,dw les gains internes associés aux occupants de ces logements.

Part de la surface chauffée

L’équation précédente calcule les besoins de chauffage si l’ensemble du bâtiment était chauffé. Cependant,
en pratique, il existe des situations où ce n’est pas le cas (exemple : un garage dans une maison indivi-
duelle, des locaux poubelles dans un habitat collectif). Pour modéliser cet effet, nous définissons la part
de la surface chauffée comme la proportion d’un bâtiment qui sera chauffée pour un usage résidentiel. Les
besoins de chauffage sont ensuite obtenus en utilisant l’équation précédente tout en multipliant les pertes
et les gains liés à la géométrie du bâtiment par la part de la surface chauffée :

Qannual = (
∑
b∈B

Qannual
b,i +Qannual

v −Qannual
solar )×HAS −

∑
dw∈DW

Qannual
occupant,dw (8.7)

où HAS est la part de la surface chauffée.

La part de la surface chauffée est calculée en multipliant la part de la surface habitable par un coefficient et
en limitant les valeurs résultantes aux valeurs minimales et maximales en fonction du type de logement (mai-
son ou appartement), de la présence d’autres usages dans le bâtiment (résidentiel seul) et de la présence
d’une annexe.

Tableau 8.4 – Part de la surface chauffée

type de loge-
ment

résidentiel seul avec annexe coefficient min max

maison Vrai Faux 1 1 1
maison Vrai Vrai 1.2 0.2 1
maison Faux Vrai/Faux 1.2 0.0 1
appartement Vrai Faux 1 1 1
appartement Vrai Vrai 1.3 0.6 1
appartement Faux Vrai/Faux 1.2 0.0 1

Consommation d’Énergie

La consommation d’énergie pour les différents combustibles (électricité, fioul, gaz, biomasse, réseau de cha-
leur) est obtenue en utilisant les besoins énergétiques calculés dans les sections précédentes (chauffage,
eau chaude sanitaire, usage spécifique), l’efficacité du système énergétique et le combustible utilisé.
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Chauffage

La modélisation des systèmes de chauffage prend en compte la possibilité d’un système de chauf-
fage d’appoint. Les besoins de chauffage du bâtiment sont répartis entre le système de chauffage prin-
cipal et le système de chauffage d’appoint à l’aide de l’attribut “backup_heating_share”. Ensuite, la
consommation d’énergie est obtenue en divisant les besoins de chauffage par l’efficacité correspondante
(“main_heating_system_efficiency” et “backup_heating_system_efficiency”) et ajoutée au combustible cor-
respondant en utilisant les attributs “main_heating_energy” et “backup_heating_energy”.

Eau chaude sanitaire

La consommation d’énergie pour l’eau chaude sanitaire est calculée en utilisant les rendements standards
selon le combustible utilisé, puis ajoutée à la consommation de combustible correspondante à l’aide de
l’attribut “dhw_energy”.

Tableau 8.5 – Rendements ECS

combustible rendement
électricité 0.8
gaz 0.6
fioul 0.5
biomasse 0.6
réseau de chaleur 0.6

Usage spécifique et cuisson

Les besoins énergétiques pour les usages spécifiques et la cuisson sont déjà exprimés en termes de
consommation d’énergie finale, nous les ajoutons donc simplement au combustible correspondant (élec-
tricité sauf pour la cuisson au gaz).

8.2.2 Simulations stochastiques et paramétriques

Comme décrit dans la section précédente, de nombreux paramètres cruciaux pour la simulation sont obtenus
de manière stochastique (caractéristiques de l’enveloppe et des systèmes, consommation d’énergie des
occupants, part de surface chauffée, etc.) ou définis en entrée (consigne de température de chauffage).
Afin d’explorer un large éventail de situations possibles, nous réalisons les simulations suivantes pour les
907 IRIS intersectés par au moins un des départs HTA représentatifs (y compris si l’intersection se situe
dans un départ BT alimenté par le départ HTA) :

• 10 tirages aléatoires des inférences des caractéristiques des bâtiments
• Pour chacun de ces tirages, 9 simulations de consommations en faisant varier la température de

consigne de chauffage de 16°C à 24°C (ceci inclut des tirages aléatoires supplémentaires impactant
le comportement des occupants)

On peut alors comparer les résultats de simulations aux consommation d’électricité et de gaz du secteur
résidentiel pour chaque IRIS :
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Fig. 8.6 – Consommation d’électricité simulée en fonction de la consommation issue de l’Open Data, chaque
point est colorée en fonction de la température de consigne de la simulation
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Fig. 8.7 – Consommation de gaz de réseau simulée en fonction de la consommation issue de l’Open Data,
chaque point est coloré en fonction de la température de consigne de la simulation

Sélection de la simulation vraisemblable par comparaison aux données locales de l’énergie (DLE)

Pour chaque IRIS, on peut alors calculer une mesure de l’écart relatif entre une simulation (température de
consigne i et tirage aléatoire j) et les DLE de la manière suivante :

Ecarti,j =
|Celec,simu

i,j − Celec,DLE
i,j |+ |Cgaz,simu

i,j − Cgaz,DLE
i,j |

Celec,DLE
i,j + Cgaz,DLE

i,j

(8.8)

On peut alors définir la simulation la plus vraisemblable au regard des DLE comme étant celle qui minimise
Ecarti,j . Ci-dessous la comparaison des résultats de simulation les plus vraisemblables avec les DLE :
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Fig. 8.8 – Consommation d’électricité simulée en fonction de la consommation issue de l’Open Data pour
la simulation qui minimise l’écart, chaque point est coloré en fonction de la température de consigne de la
simulation
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Fig. 8.9 – Consommation de gaz de réseau simulée en fonction de la consommation issue de l’Open Data
pour la simulation qui minimise l’écart, chaque point est coloré en fonction de la température de consigne
de la simulation

Cette manière de procéder permet de minimiser l’écart entre simulation et consommation mais entraîne une
surreprésentation des consignes de températures basses du fait de la surestimation des consommations
de gaz sur l’échantillon simulé :
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Fig. 8.10 – Distribution des températures de consignes pour les cas minimisant l’écart avec les données de
consommation

Cette distribution peut être comparée avec la distribution des consignes de température obtenue lors d’en-
quêtes d’opinion :

Fig. 8.11 – Distribution des consignes de températures idéales dans les logements (résidences principales).
Source : Les attitudes et comportements des Français vis-à-vis du chauffage – Vague 2 (Novembre 2022,
IFOP pour ENI)

Afin d’obtenir un compromis plus raisonnable entre cohérence avec les DLE et distribution des consignes
de température, nous introduisons dans le calcul de l’écart un terme qui pénalise de manière quadratique
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les températures éloignées de la valeur moyenne (20°C) :

Ecart
′

i,j = Ecarti,j + α× (20− i)2 (8.9)

On peut alors faire augmenter la valeur du paramètre α jusqu’à obtenir une distribution des consignes de
température cohérente avec les données issues des enquêtes d’opinion. Ci-dessous la distribution obtenue
pour α = 0.01 :

Fig. 8.12 – Distribution des températures de consignes pour les cas minimisant l’écart avec les données de
consommation, en tenant compte de la pénalité sur les consignes de température éloignées de la valeur
moyenne avec α = 0.01

Suivi de la comparaison des résultats de simulation avec les DLE :
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Fig. 8.13 – Consommation d’électricité simulée en fonction de la consommation issue de l’Open Data pour
la simulation qui minimise l’écart en tenant compte de la pénalité sur les consignes de température avec
α = 0.01, chaque point est coloré en fonction de la température de consigne de la simulation
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Fig. 8.14 – Consommation de gaz de réseau simulée en fonction de la consommation issue de l’Open Data
pour la simulation qui minimise l’écart en tenant compte de la pénalité sur les consignes de température
avec α = 0.01, chaque point est coloré en fonction de la température de consigne de la simulation

L’application de cette procédure nous permet ainsi d’obtenir une estimation des consommations par usage et
par combustible pour le secteur résidentiel, tout en disposant de caractéristiques des bâtiments (géométrie,
performance de l’enveloppe, systèmes énergétiques) qui y sont associés.

8.3 Attribution des consommations statiques par bâtiment pour les
autres secteurs

Pour les secteurs autre que résidentiel, nous réutilisons les données de consommations par bâtiment calcu-
lés par répartition des consommations IRIS proportionnellement à la surface (voir _feeder_clustering) pour
la méthodologie).
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8.4 Simulation des courbes de charges du secteur résidentiel

8.4.1 Usages spécifiques et comportement des occupants

La simulation des courbes de charges des usages spécifiques et du comportement des occupants repose
sur la mise en oeuvre du package python Open Source pylpg qui propose une interface vers le simula-
teur LoadProfileGenerator développé par les auteurs de [Pflugradt et al., 2022]. Ce simulateur implémente
un modèle d’activité des occupants desire-driven, qui est ensuite combiné avec des courbes de charges
unitaires pour obtenir la consommation d’électricité spécifique :

Fig. 8.15 – Vue simplifiée du principe de fonctionnement de LoadProfileGenerator [Pflugradt et al., 2022]

Au-delà de la courbe de charge des usages spécifiques, l’intérêt de l’approche employée par LoadProfi-
leGenerator est de permettre l’obtention des séries temporelles de soutirage d’eau chaude sanitaire, de
présence et de sommeil des occupants que nous utiliserons comme données d’entrée des simulations de
chauffage et d’eau chaude sanitaire.

Pour utiliser LoadProfileGenerator, il est nécessaire de spécifier une description des foyers à modéliser qui
inclut la description des occupants (âge, sexe, type d’occupation) et de leurs équipements. Dans le cadre
de cette étude, nous avons utilisé les modèles de 64 foyers fournis par défaut avec le simulateur. Afin de
tenir compte du caractère stochastique du modèle, nous avons exécuté la simulation de chaque foyer 50
fois en faisant varier le paramètre random_seed, ce qui représente un total de 3200 simulations. De plus, la
courbe de charge d’usage spécifique attribuée à chaque bâtiment est mise à l’échelle de manière à ce que
l’énergie annuelle corresponde à la valeur calculée par buildingmodel.
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Fig. 8.16 – Consommation cumulée des 3200 foyers simulés pendant une semaine, pas de temps 10 minutes

8.4.2 Chauffage et eau chaude sanitaire

EnergyPlus

EnergyPlus est un logiciel open source de simulation énergétique des bâtiments développé par le U.S. De-
partment of Energy. Il permet de modéliser les performances et consommations énergétiques et thermiques
des bâtiments de manière dynamique en tenant compte de nombreux paramètres tels que :

• Les caractéristiques physiques des bâtiments (murs, fenêtres, toitures, etc.).
• Les systèmes de chauffage, ventilation, climatisation (CVC) et leurs interactions.
• Les calendriers d’occupation, les équipements électriques, et les profils d’utilisation.
• Les données climatiques locales.

EnergyPlus est un simulateur versatile qui peut être utilisé pour comparer l’efficacité énergétique de diffé-
rentes solutions, tester des scénarios d’économie d’énergie, ou encore étudier les impacts des changements
climatiques sur le confort intérieur et les consommations énergétiques. Contrairement à des outils plus sim-
plifiés, il offre une grande précision grâce à sa capacité à modéliser des interactions dynamiques et com-
plexes entre les différents sous-systèmes. Dans le cadre de cette étude, nous l’utiliserons pour modéliser la
courbe de charge des chauffages et ballons d’eau chaude électriques en tenant compte des caractéristiques
techniques des bâtiments, du comportement des occupants et du climat local réel.
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Création des fichiers d’entrée à partir des résultats de buildingmodel

EnergyPlus est un outil de simulation qui fonctionne en lisant des fichiers d’entrée et en écrivant des fichiers
de résultats. L’enjeu principal consiste donc à produire de manière automatisé des fichiers d’entrée Energy-
Plus à partir des descriptions géométriques et techniques des bâtiments obtenues lors de la mise en oeuvre
de buildingmodel pour calculer les consommations annuelles. Dans ce but, nous appliquons la procédure
suivante en utilisant le package eppy :

1. Simplification de la géométrie de l’empreinte au sol en rectangle de même périmètre

2. Découpage des étages en zones thermiques (une par logement)

3. Initialisation du fichier IDF (inclus les conditions de dimensionnement)

4. Création de l’objet Building en tenant compte de l’orientation du bâtiment

5. Définition de la température du sol à l’aide d’un modèle simplifié sinusoïdal

6. Définition des paramètres de simulation (date début et fin, pas de temps -5 minutes-, etc.)

7. Création des objets Construction à partir de combinaisons d’objet Material par type de paroi et pour
lesquelles l’épaisseur de l’isolant est adaptée pour correspondre à la valeur U issue de buildingmodel.
Ceci est réalisé pour les murs extérieurs, toitures, planchers bas, cloisons intérieures, planchers
intérieurs, plafonds intérieurs et vitrages.

8. Création des fichiers csv contenant les consignes de température du chauffage, les nombres d’oc-
cupants présents, les consommations des usages spécifiques de l’électricité et les tirages d’eau
chaude. Les données sont issues des simulations LoadProfileGenerator et sont fournies à l’échelle
de la zone thermique.

9. Création des zones thermiques (objet ZONE)

10. Création des parois (objects BuildingSurface :Detailed entourant chaque zone et utilisant les objets
Construction correspondants

11. Création des objets ZoneInfiltration :DesignFlowRate modélisant les pertes par ventilation et infiltra-
tion

12. Création des systèmes de chauffage et ballons d’eau chaude

13. Création des objets Schedule permettant de faire le lien avec les conditions limites définies dans les
fichiers csv

Une fois le fichier IDF produit, lancer une simulation consiste simplement appeler l’exécutable EnergyPlus
en passant le chemin vers le fichier IDF et le fichier météo en argument.

Exemples de résultats bruts

Dans cette section, nous présentons les résultats bruts des simulations EnergyPlus pour différents bâtiments
et en agrégeant à différents pas de temps.
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Fig. 8.17 – Courbe de charge chauffage et ECS, maison individuelle, banlieue de Toulouse, semaine d’hiver,
pas de temps 10 minutes

Fig. 8.18 – Courbe de charge chauffage et ECS, maison individuelle, banlieue de Lyon, semaine d’hiver, pas
de temps 10 minutes

8.4. Simulation des courbes de charges du secteur résidentiel 131



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

Fig. 8.19 – Courbe de charge chauffage et ECS, logements collectifs, banlieue de Lyon, semaine d’hiver,
pas de temps 10 minutes

Fig. 8.20 – Courbe de charge chauffage et ECS, logements collectifs, banlieue de Lyon, année entière, pas
de temps 10 minutes
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Fig. 8.21 – Courbe de charge chauffage et ECS, logements collectifs, banlieue de Lyon, année entière, pas
de temps jour

Fig. 8.22 – Courbe de charge chauffage et ECS, logements collectifs, banlieue de Lyon, année entière, pas
de temps semaine
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Fig. 8.23 – Courbe de charge chauffage et ECS, logements collectifs, banlieue de Lyon, année entière, pas
de temps mois

Adaptation des résultats

De la même manière que pour les courbes de charges d’usages spécifiques, les courbes de charge des
usages thermiques sont mises à l’échelle de façon à ce que l’énergie annuelle corresponde aux résultats
de buildingmodel (qui eux-mêmes ont été sélectionnés pour correpondre aux données locales de l’énergie).

De plus, nous appliquons un décalage sélectionné aléatoirement (entre -6 et +6 heures) aux courbes de
consommations d’ECS afin d’émuler l’effet de lissage introduit par l’existence des tarifs jour/nuit, que le
modèle ne prend pas en compte nativement.

8.5 Simulation des courbes de charges des autres secteurs

Pour les bâtiments des secteurs non résidentiels, la génération de la courbe de charge électrique consiste
à mettre à l’échelle un des profils issu du jeu de données ELMAS afin de faire coïncider l’énergie annuelle
à la valeur obtenue par croisement entre la BDTOPO et les données locales de l’énergie.

Afin d’assigner un profil à chaque bâtiment, la procédure suivante est mise en oeuvre :

1. Une variable Section (au sens du fichier ELMAS NACE_classification.csv) est tirée au hasard parmi
les section correspondant à l’usage du bâtiment (voir tableau Section par usage)

2. Un code NACE correspondant à la Section est tiré au hasard

3. Le Cluster correspondant au code NACE est assigné au bâtiment
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Tableau 8.6 – Section par usage

Usage Section
Agricole A
Commercial et services F, G, H, I, J, K, L, M, N, O, P, Q, S
Industriel B, C, D, E
Religieux R
Sportif R

8.6 Exemples de résultats par départ HTA

Dans cette section, nous présentons des courbes de charge par usage agrégées à l’échelle de trois départs
HTA afin d’illustrer les résultats de simulation complets.

Les 1ers résultats présentent les courbes à pas de temps 10 minutes pour une semaine d’hiver et une
semaine d’été.

Fig. 8.24 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Genève, semaine d’hiver, pas de temps
10 minutes
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Fig. 8.25 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Genève, semaine d’été, pas de temps 10
minutes

Fig. 8.26 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Lyon, semaine d’hiver, pas de temps 10
minutes
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Fig. 8.27 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Lyon, semaine d’été, pas de temps 10
minutes

Fig. 8.28 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Toulouse, semaine d’hiver, pas de temps
10 minutes
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Fig. 8.29 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Toulouse, semaine d’été, pas de temps
10 minutes

Les résultats suivants mettent en évidence les différentes échelles temporelles (saisonnière, hebdomadaire,
journalière) auxquelles une périodicité de la consommation peut être observée.

Fig. 8.30 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Genève, année complète, pas de temps
1 jour
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Fig. 8.31 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Genève, année complète, pas de temps
1 semaine

Fig. 8.32 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Genève, année complète, pas de temps
1 mois
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Fig. 8.33 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Toulouse, année complète, pas de temps
1 jour

Fig. 8.34 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Toulouse, année complète, pas de temps
1 semaine
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Fig. 8.35 – Courbe de charge par usage, départ HTA, banlieue de Toulouse, année complète, pas de temps
1 mois

8.7 Comparaison des résultats échelle France avec les données Enedis

Afin d’obtenir une estimation de la courbe de charge soutirée au réseau de distribution à l’échelle nationale,
nous utilisons la somme des courbes de charge des départs représentatifs pondérée par la taille du cluster
associé. Nous pouvons alors comparer ce résultat de simulation aux données Enedis, en différentiant le
secteur résidentiel des autres secteurs.

Note : Bien que les données météo réelles de l’année 2022 aient été utilisées, les simulations ont été
réalisées pour une année générique sans réalignement du calendrier sur celui de l’année 2022. Il existe
donc un décalage entre les jours de semaine/week-end simulés et ceux de l’année 2022 réelle.
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8.7.1 Secteur résidentiel

Nous commençons par comparer les courbes de charges annuelles du secteur résidentiel à différentes
résolutions temporelles.

Fig. 8.36 – Courbes de charge du secteur résidentiel, obtenue par simulation et fournie par Enedis, année
complète, pas de temps 1 heure
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Fig. 8.37 – Courbes de charge du secteur résidentiel, obtenue par simulation et fournie par Enedis, année
complète, pas de temps 1 jour
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Fig. 8.38 – Courbes de charge du secteur résidentiel, obtenue par simulation et fournie par Enedis, année
complète, pas de temps 1 semaine
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Fig. 8.39 – Courbes de charge du secteur résidentiel, obtenue par simulation et fournie par Enedis, année
complète, pas de temps 1 mois

On peut constater que les énergies annuelles sont similaires (139 TWh simulés, 143 TWh Enedis), que la
saisonnalité et la thermosensibilité sont bien représentées et que les valeurs extrêmes sont très proches (38
GW pointe simulée, 38 GW pointe Enedis, 8 GW puissance minimale simulée, 7 GW puissance minimale
Enedis). Il semblerait que la définition des saisons de chauffe -uniforme pour l’ensemble des logements
actuellement- pourrait être affinée afin de mieux représenter les comportements des mois de mai, septembre
et octobre.

Si on s’intéresse aux courbes de charge horaires sur deux semaines (hiver Fig. 8.40 et été Fig. 8.41), d’autres
opportunités d’amélioration peuvent être identifiées :

• Cycle hebdomadaire : si on considère la semaine d’été (sans chauffage), on observe que les
courbes de charges des usages spécifiques produite par LoadProfileGenerator (cf Fig. 8.16) inclut
une consommation significativement supérieure le week-end, tandis que les données Enedis n’en
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font pas état
• Cycle journalier : de même, le cycle journalier ne suit pas la même dynamique à la fois en termes

d’amplitude de variation (en semaine) et du fait de la présence d’un pic de consommation en milieu
de journée dans les simulations.

• Relance des chauffages le matin : si on considère la semaine d’hiver, on peut observer que la relance
du chauffage le matin en simulation induit un pic de puissance supérieur à ce qui est observée
dans les données Enedis. Ceci peut être dû à plusieurs facteurs : dimensionnement excessif des
chauffages électriques, synchronisation trop importante du comportement des occupants (trop de
réveils simultanés) ou part d’occupants baissant la consigne de température la nuit trop importante.

Fig. 8.40 – Courbes de charge du secteur résidentiel, obtenue par simulation et fournie par Enedis, semaine
d’hiver, pas de temps 1 heure
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Fig. 8.41 – Courbes de charge du secteur résidentiel, obtenue par simulation et fournie par Enedis, semaine
d’été, pas de temps 1 heure
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8.7.2 Autres secteurs

Nous pouvons procéder à une comparaison similaire pour les courbes de charge des secteurs autres que
le résidentiel.

Fig. 8.42 – Courbes de charge du autres secteurs, obtenue par simulation et fournie par Enedis, année
complète, pas de temps 1 heure
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Fig. 8.43 – Courbes de charge du autres secteurs, obtenue par simulation et fournie par Enedis, année
complète, pas de temps 1 jour
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Fig. 8.44 – Courbes de charge du autres secteurs, obtenue par simulation et fournie par Enedis, année
complète, pas de temps 1 semaine
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Fig. 8.45 – Courbes de charge du autres secteurs, obtenue par simulation et fournie par Enedis, année
complète, pas de temps 1 mois

Le résultat est ici beaucoup moins satisfaisant pour deux raisons principales :
• Les profils issus des données ELMAS présente une thermosensibilité très faible, ce qui est logique

du fait qu’ils sont obtenus en réalisant des moyennes sur un grand nombre de courbes de charge
• Les énergies annuelles simulées sont beaucoup plus faibles (173 TWh contre 294 TWh). Ceci peut

être lié à une mauvaise représentativité des bâtiments « autres secteurs» desservis par les départs
HTA représentatifs, à des biais dans la répartition des consommations par bâtiment
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8.8 Ajustement de la consommation aux capacités d’accueil du réseau

Jusqu’ici, nous avons modélisé la consommation dans une approche bottom-up calibrée sur les données
disponibles en Open Data mais qui ne tient pas compte des capacités d’accueil du réseau BT et HTA qui
la dessert. Afin d’étudier l’impact spécifique de la production photovoltaïque sur le dimensionnement du
réseau, nous devons au préalable nous assurer que les courbes de charge permettent une opération du
réseau sans contrainte. Dans ce but, nous mettons en oeuvre une procédure de modification des courbes
de charge et des caractéristiques des transformateurs HTA/BT. Cette procédure va notamment avoir recours
à la notion de facteur de charge par départ BT, qui est définie de la manière suivante :

Fc,n =
Peffectif,n

Psimul,n

où Fc,n est le facteur de charge du départ n, Peffectif,n la somme des puissances de pointe soutirées dans
le départ BT à une étape donnée de la procédure et Psimul,n la somme des puissances de pointe simulées
dans le départ BT avec la méthode bottom-up.

1. Initialisation : Des calculs d’écoulement des charges sont réalisés pour des facteurs de charge dé-
croissants (5%, 2%, 1%, 0.5%, 0.2%, 0.1%) jusqu’à ce qu’aucune contrainte ne soit observée. Le
dernier facteur de charge est sélectionné comme taille d’incrément ∆Fc,n pour la suite de la procé-
dure. Un tableau contenant les facteurs de charge entre ∆Fc,n et 100% pour chaque départ BT est
initialisé.

2. Identification des facteurs de charge par départ BT :

Pour chaque facteur de charge compris entre la taille d’incrément et 100% :

1. Application des facteurs de charge : les facteurs de charge courants par départ BT sont
appliqués aux puissances de pointe par noeud.

2. Identification des contraintes : un calcul d’écoulement des charges est réalisé et les
contraintes de tension, d’intensité ou de puissance dans les transformateurs sont identi-
fiées

3. Résolution des contraintes dans le transformateur : si une ou plusieurs contraintes de
puissance dans des transformateurs sont identifiées, les transformateurs sont renforcés
jusqu’à ce que les contraintes disparaissent. L’identification des contraintes est menée à
nouveau (le renforcement d’un transformateur peut parfois amener à faire disparaitre une
contrainte de tension)

4. Résolution des contraintes de tension et d’intensité : si une telle contrainte est détec-
tée dans un départ BT, le facteur de charge du départ est fixé à la valeur de l’itération
précédente et bloqué à cette valeur pour les itérations futures

5. Validation de l’absence des contraintes : la phase d’identification des contraintes est
menée à nouveau. Si une contrainte existe encore (exemple : transformateur qui a été
renforcé à la puissance maximale ou tension dans des noeuds HTA), tous les facteurs de
charge sont fixés à la valeur de l’étape précédente et la procédure est interrompue. Sinon,
l’itération suivante est lancée.

3. Enregistrement : Les réseaux et facteurs de charge de la dernière itération sont sauvegardés

Si on considère la consommation par départ HTA pondérée de la taille des clusters, l’application de cette
méthodologie entraine une réduction de la consommation totale de 34%. Cette valeur moyenne recouvre
une grande diversité de situations, comme l’illustre la distribution des facteurs de charge moyen par réseau
(Fig. 8.46). Une dépendance limitée du facteur de charge moyen à la longueur du réseau peut être mise en
évidence (Fig. 8.47). Le facteur de charge moyen par départ HTA est la moyenne des facteurs de charge
par départ BT pondérée par la puissance.
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Fig. 8.46 – Distribution du facteur de charge moyen par départ HTA
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Fig. 8.47 – Facteur de charge moyen du départ HTA en fonction de sa longueur totale

Comme le réseau de distribution est dimensionné pour permettre d’alimenter les charges à la pointe, la
nécessité d’une réduction de consommation aussi conséquente implique l’existence d’écarts entre les mo-
dèles mis en oeuvre et l’opération réelle du réseau. Parmi les sources d’écarts potentiellement significatifs,
nous pouvons citer :

• L’identification de la topologie en opération du réseau HTA. Si la coupure dans les boucles HTA n’est
pas faite au bon endroit, certains départs risquent de se retrouver avec un excès de consommation
qui devra être éliminé pour respecter les contraintes d’opération.

• La répartition des consommations à l’IRIS au pro rata de la surface pour les bâtiments non résiden-
tiels.

• La jointure des grands immeubles résidentiels avec les noeuds du réseau de distribution. Comme la
jointure est faite à l’échelle du bâtiment, chaque grand immeuble est raccordé à un seul noeud du
réseau. En réalité, ces bâtiments sont raccordés à plusieurs noeuds qui peuvent même appartenir à
des départs BT différents.

• L’évaluation simultanée des contraintes de manière simultanée en BT et HTA ne permet pas de tenir
compte du foisonnement
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8.9 Conclusion

Ce chapitre a permis de développer une méthodologie robuste pour la modélisation des courbes de charge
électrique des réseaux HTA représentatifs, intégrant les particularités des bâtiments desservis, avec un
focus particulier sur le secteur résidentiel. En combinant des données géographiques, de consommation et
de description des bâtiments et logements issues de sources ouvertes et de connaissances expertes, nous
avons pu générer des profils horaires et noeud par noeud pour l’ensemble des réseaux étudiés.

En confrontant ces résultats aux courbes de charges au périmètre Enedis, nous avons pu mettre en évidence
une certaine fidélité de la modélisation du secteur résidentiel ainsi que des opportunités de progrès significa-
tives pour la modélisation des autres secteurs. Enfin, nous avons mis en oeuvre une méthode d’adaptation
des courbes de charge et réseaux pour garantir une opération sans contrainte.
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CHAPITRE 9

Modélisation du renforcement du réseau

9.1 Calcul d’écoulement de charge incluant la flexibilité

L’objectif de l’algorithme est d’ajuster dynamiquement la production photovoltaïque afin de limiter les
contraintes dans le réseau électrique tout en respectant l’injection minimale garantie pour chaque produc-
teur. La flexibilité est paramétrable, à la fois en termes de contraintes à éviter (transformateur, ligne, tension)
et en ce qui concerne la sensibilité du contrôle de tension local. Les étapes sont les suivantes :

1. Initialisation des données de production :
• Préparer les données noeud par noeud, incluant les puissances de pointe, la production actuelle

et la puissance minimale garantie
• Calculer la marge de flexibilité par noeud

2. Analyse initiale d’écoulement des charges :
• Exécuter un calcul d’écoulement des charges pour identifier les équipements critiques (transfor-

mateurs, lignes) dépassant leurs limites de fonctionnement.
• Initialiser les indicateurs de flexibilité disponibles pour les équipements critiques (transformateurs

et lignes) en détectant les producteurs en aval et en agrégeant leurs flexibilités.

3. Processus de contrôle centralisé :
• Effectuer des ajustements itérativement pour résoudre les contraintes du réseau dont la gestion

a été activée :
• Gestion des contraintes des transformateurs :

— Identifier les transformateurs en surcharge et localiser les générateurs en aval.
— Réduire proportionnellement la production des générateurs en fonction de leur flexibilité dis-

ponible.
— Si la flexibilité a été activée, un nouveau calcul d’écoulement des charges est mené

• Gestion des contraintes d’intensité des lignes :
— Identifier les lignes en surcharge et localiser les générateurs en aval pour chaque phase af-

fectée.
— Réduire proportionnellement la production des générateurs par phase en fonction de leur flexi-

bilité.
— Si la flexibilité a été activée, un nouveau calcul d’écoulement des charges est mené

• Gestion des contraintes de tension :
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— Exécuter une analyse de flux de charge avec les données mises à jour et intégrant la gestion
locale de la tension avec un contrôle P = f(U)

• Vérification de la convergence :
— Vérifier si toutes les contraintes à gérer (transformateurs, lignes, tensions) sont résolues.
— Contrôler si de la flexibilité reste disponible pour d’autres ajustements.
— Si toutes les contraintes n’ont pas été éliminées et de la flexibilité reste disponible, relancer

une itération

4. Finalisation :
• Déterminer si le processus de contrôle a convergé avec succès :

— Si les contraintes sont résolues avant d’atteindre le nombre maximal d’itérations, le processus
est considéré comme convergé.

— Sinon, le processus s’arrête avec un état de « non-convergence».
• Retourner les résultats finaux, incluant les données de production ajustées, les états initiaux et

finaux des équipements critiques, et les indicateurs de convergence.

9.2 Heuristique de renforcement

L’objectif de cette procédure est de définir les actions de renforcements du réseau de distribution qu’il serait
nécessaire de mettre en oeuvre afin de lever les contraintes qui pourraient apparaitre lors du raccorde-
ment de nouveaux producteurs. Les étapes incluent l’initialisation des données, la création de connexions
directes, le contrôle centralisé et des actions de renforcement.

1. Initialisation des données :
• Charger les séries temporelles de charge et la production photovoltaïque maximale selon le scé-

nario et l’année
• Définir les conditions de dimensionnement (production maximale/consommation minimale)

2. Création de connexions directes :
• Identifier les centrales au sol nécessitant une connexion directe à un poste source.
• Ajouter les lignes nécessaires dans le réseau pour établir ces connexions, qui sont considérées

en ligne droite.
• Sauvegarder les modifications effectuées.

3. Contrôle centralisé du réseau :
• Initialiser le contrôle des charges et productions avec les données préparées.
• Identifier les équipements critiques (transformateurs, lignes, noeuds) en surcharge ou hors des

limites, en tenant compte de la flexibilité (cf section précédente)

4. Processus de renforcement :
• Boucler sur un nombre maximal d’itérations pour renforcer les équipements critiques :

— Renforcement des transformateurs :
— Identifier les transformateurs critiques et appliquer des mesures de renforcement (augmen-

tation de la puissance du transformateur).
— Réexécuter le contrôle centralisé pour recalculer les contraintes.

— Renforcement des lignes pour cause de surcharge :
— Identifier les lignes en surcharge et les renforcer (changement de conducteur, enfouisse-

ment de ligne, création de ligne parallèle) jusqu’à disparition de la surcharge.
— Réexécuter le contrôle centralisé.

— Renforcement des lignes pour cause de contraintes de tensions :
— Pour le départ HTA et chaque départ BT, identifier le noeud pour lequel la violation de

contrainte de tension est la plus petite. Sélectionner les lignes entre ces noeuds et la
source de tension la plus proche (poste source en HTA, poste HTA/BT en BT). Renforcer
ces groupes de lignes en priorisant les changements de conducteurs. N’envisager l’en-
fouissement des lignes aériennes uniquement si celles-ci sont déjà à la section maximale.
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De même, n’envisager la création de lignes parallèles uniquement si toutes les lignes sont
souterraines et de la section maximale.

— Réexécuter le contrôle centralisé.
• À chaque itération, collecter les modifications apportées au réseau. Si toutes les contraintes ont

été éliminées, terminer la procédure.

5. Finalisation :
• Vérifier si toutes les contraintes critiques ont été résolues ou si le nombre d’itérations a été dé-

passé (non convergence)
• Agréger toutes les modifications effectuées par élément de réseau. Par exemple, si les conduteurs

d’une ligne ont été changés pour régler un problème de surcharge puis que cette ligne a été
enfouie pour régler un problème de tension, ces deux opérations sont agrégées en une opération
d’enfouissement.

9.3 Application sur l’horizon de temps

Afin de modéliser l’évolution des besoins d’investissement pour les différents scénarios de déploiement du
PV envisagés, la procédure décrite ci-dessus est appliquée successivement pour les 25 années de chaque
scénario. Les caractéristiques du réseau, les besoins de renforcement et les puissances PV écrêtées sont
sauvegardés à chaque année.

9.4 Modèle de coût

Les coûts associés à chaque mesure de renforcement du réseau sont calculés en combinant des coûts fixes
et variables.

Pour les lignes, le coût est calculé de la manière suivante :

Cline = (Cbase + Csection ∗ Sline) ∗ Lline

où Cbase est le coût linéïque de base de la mesure (en €/m), Csection le coût linéïque du conducteur par unité
de section (en €/mm²/m, fixé à 0.1) et Lline la longueur de la ligne en mètres. Le tableau Coût Linéïque de
Base donne les coûts linéïques de base par type de mesure.
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Tableau 9.1 – Coût Linéïque de Base

Type de Mesure Zone Coût Linéïque de Base
Modification de ligne aérienne HTA Rural 60

Urbain 150
Création de ligne aérienne HTA Rural 80

Urbain 250
Modification de ligne souterraine HTA Rural 200

Urbain 500
Création de ligne souterraine HTA Rural 400

Urbain 1000
Modification de ligne aérienne BT Rural 30

Urbain 90
Création de ligne aérienne BT Rural 40

Urbain 100
Modification de ligne souterraine BT Rural 100

Urbain 300
Création de ligne souterraine BT Rural 150

Urbain 400

Pour les transformateurs, le coût est calculé de la manière suivante :

Ctransformer = Cfixed + Cpower ∗ Ptransformer

où Cfixed est un coût fixe (en €), Cpower le coût unitaire par unité de puissance (en €/kVA) et Ptransformer la
puissance du transformateur en kVA. Le tableau Coûts Fixes et Unitaires pour les Transformateurs donne
les coûts fixes et unitaires.

Tableau 9.2 – Coûts Fixes et Unitaires pour les Transformateurs

Zone Coût Fixe Coût Unitaire
Rural 5000 100
Urbain 20000 150

9.5 Exemples de résultats par départ

Les graphiques ci-dessous présentent l’évolution (par départ HTA) de la puissance PV maximale, de la puis-
sance écrêtée à la pointe (échelle de gauche) en parallèle de l’évolution du coût cumulé de renforcement
(échelle de droite). Les résultats concernent le scénario « rupture» et une activation de la flexibilité pour
l’ensemble des contraintes. On peut observer l’importante variabilité dans l’évolution des coûts, à la fois
en termes d’amplitude (de 0 à plusieurs millions d’euros par départ) et de dynamique temporelle. De plus,
on peut constater que la méthodologie employée permet de mettre en évidence l’interaction entre écrête-
ment et paliers de renforcement (augmentation de l’écrêtement avant le renforcement, puis diminution de
l’écrêtement après que le palier de renforcement ait libéré de la puissance d’accueil).
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Fig. 9.1 – Puissance PV maximale, écrêtée et coûts de renforcement cumulés par année, scénario rupture,
flexibilité complète, départ « 27_MVFeeder0797»

Fig. 9.2 – Puissance PV maximale, écrêtée et coûts de renforcement cumulés par année, scénario rupture,
flexibilité complète, départ « 28_MVFeeder0290»
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Fig. 9.3 – Puissance PV maximale, écrêtée et coûts de renforcement cumulés par année, scénario rupture,
flexibilité complète, départ « 28_MVFeeder0548 »

Fig. 9.4 – Puissance PV maximale, écrêtée et coûts de renforcement cumulés par année, scénario rupture,
flexibilité complète, départ « 32_MVFeeder0100»

162 Chapitre 9. Modélisation du renforcement du réseau



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

Fig. 9.5 – Puissance PV maximale, écrêtée et coûts de renforcement cumulés par année, scénario rupture,
flexibilité complète, départ « 32_MVFeeder0835»

Fig. 9.6 – Puissance PV maximale, écrêtée et coûts de renforcement cumulés par année, scénario rupture,
flexibilité complète, départ « 32_MVFeeder1552»
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Fig. 9.7 – Puissance PV maximale, écrêtée et coûts de renforcement cumulés par année, scénario rupture,
flexibilité complète, départ « 53_MVFeeder0852»

Fig. 9.8 – Puissance PV maximale, écrêtée et coûts de renforcement cumulés par année, scénario rupture,
flexibilité complète, départ « 76_MVFeeder2015»
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Fig. 9.9 – Puissance PV maximale, écrêtée et coûts de renforcement cumulés par année, scénario rupture,
flexibilité complète, départ « 84_MVFeeder2394»
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CHAPITRE 10

Modélisation de l’énergie non injectée

Dans l’absolu, le calcul de l’énergie photovoltaïque non injectée nécessiterait une simulation détaillée im-
pliquant un calcul d’écoulement des charges avec contrôle (voir chapitre précédent), réalisée heure par
heure et année par année sur la période de l’étude (25 ans), et pour chacun des scénarios. Cependant,
mettre en oeuvre une telle procédure nécessiterait des ressources informatiques considérables, rendant
cette approche impraticable pour une application aux 150 départs HTA représentatifs. Pour surmonter cette
limitation, nous avons défini une méthode de sélection des pas de temps représentatifs basée sur une tech-
nique de clustering. Cette méthode regroupe les heures présentant des conditions similaires, permettant
de réduire considérablement le nombre de simulations nécessaires tout en préservant la représentativité
des résultats. Grâce à cette approche, le temps de calcul est significativement réduit, rendant l’analyse plus
accessible tout en conservant une bonne précision dans l’évaluation de l’énergie PV non injectée.

10.1 Simulation de la production photovoltaïque

La simulation des séries temporelles de production photovoltaïque est réalisée pour chaque départ HTA en
trois étapes :

• Les couples orientation/inclinaison des installations PV du départ sont projetés sur une grille 2D d’une
précision de 5°. Les couples orientation/inclinaison présents sont identifiés.

• La série temporelle de production d’une installation constituée d’un module PV de 220 Wc et d’un
micro-onduleur est simulée avec pvlib [Anderson et al., 2023] (données météo Open Meteo, année
2022) pour tous les couples orientation/inclinaison nécessaires.

• Pour chaque installation PV, la série temporelle correspondante est sélectionnée et mise à l’échelle
de la puissance de l’installation

Cette approche permet de limiter les besoins de calcul tout en capturant les deux éléments déterminants
pour la dynamique temporelle : l’influence du climat local et de l’orientation/inclinaison des installations.

167

https://open-meteo.com/
https://open-meteo.com/


Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

10.2 Réduction du nombre de pas de temps par clustering

La simulation avec réduction des pas de temps est menée année par année et départ par départ de la
manière suivante :

1. Préparation des données :

Trois sources de données sont utilisées :
• Les séries temporelles de charges par noeud n ∈ [1, N ] du réseau P ch

n,t

• Les séries temporelles de facteurs de production photovoltaïque par noeud du réseau
F pr
n,t =

Ppr
n,t

max
t

Ppr
n,t

• Le facteur d’écrêtement par noeud obtenu lors du calcul de renforcement F ec
n =

P ec
n∑N

n=1 P ec
n

2. Calcul des variables de clustering pour chaque pas de temps :

Deux variables synthétiques sont calculées pour chaque pas de temps :
• F pr,pond

t , la moyenne des facteurs de production pondérée du facteur d’écrêtement obtenu
lors du renforcement. Cette pondération permet de faire varier l’importance relative des
installations en fonction de leur contribution potentielle à l’écrêtement total et non en fonc-
tion de leur part dans la production totale. On peut ainsi éviter, par exemple, qu’une grande
centrale HTA, raccordée d’une manière qui ne nécessite pas d’écrêtement, ne domine le
résultat au détriment d’installations BT à écrêter pour éviter des contraintes locales, sans
que leur production ne soit nécessairement corrélée temporellement à celle de la grande
centrale HTA.

• F ch
t , le facteur de charge

F pr,pond
t =

N∑
n=1

F pr
n,t × F ec

n

F ch
t =

∑N
n=1 P

ch
n,t

max
t

∑N
n=1 P

ch
n,t

3. Application du clustering :
• Sélection des pas de temps où le facteur de production pondéré dépasse 50% afin de ne consi-

dérer que les situations où des écrêtements sont possibles.
• Calcul du ratio entre consommation cumulée et production cumulée pour les pas de temps sélec-

tionnés
• Si le ratio est supérieur à 50%, le clustering MiniBatchKMeans est appliqué aux deux variables
F pr,pond
t et F ch

t . Si le ratio est inférieur à 50%, la consommation est considérée comme non signi-
ficative et le clustering MiniBatchKMeans est appliqué uniquement à la variable F pr,pond

t

• Pour chaque cluster, le médoïde est sélectionné comme représentant

5. Exécution de la simulation pour chaque pas de temps :

• Pour chaque pas de temps représentatif, les données nécessaires sont préparées et trans-
mises au calcul d’écoulement de charge

incluant le contrôle de la production.

• Du fait de l’indépendance entre les pas de temps, les calculs peuvent être parallélisés

6. Extrapolation des résultats :
• Après la simulation, les résultats des pas de temps médoïdes sont extrapolés aux autres pas de

temps du même cluster. Cela permet d’obtenir des estimations de la production, des écrêtements
et des équipements critiques pour les pas de temps non simulés.

7. Résultats finaux :
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• Les résultats de la simulation pour chaque pas de temps (production, écrêtements et équipements
critiques) sont combinés pour former un ensemble de données final.

Note : Le choix d’inclure ou non le facteur de charge dans les variables de clustering vise à distinguer
deux situations. D’une part, les cas comme Fig. 10.1 où le facteur de charge est faible quand le facteur de
production est élevé, pour lesquels le facteur de charge n’est donc pas utile pour prédire l’écrêtement. D’autre
part, les cas comme Fig. 10.2 où le facteur de charge est parfois élevé lorsque le facteur de production l’est
aussi, pour lesquels le facteur de charge à une chance d’influer sur l’écrêtement.

Fig. 10.1 – Facteur de charge en fonction du facteur de production pondéré, points colorés en fonction du
cluster, départ 76_MVFeeder3139, année 25, scénario rupture, contrôle complet, 20 clusters
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Fig. 10.2 – Facteur de charge en fonction du facteur de production pondéré, points colorés en fonction du
cluster, départ 32_MVFeeder1552, année 22, scénario rupture, contrôle complet, 20 clusters
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10.3 Sélection du nombre de pas de temps

Afin de disposer d’une référence d’évaluation des performances du clustering, nous avons réalisé des si-
mulations d’écrêtement sur une année complète pour une sélection de 12 couples départ HTA/année dans
le cadre du scénario rupture. Ces cas ont été sélectionnés pour représenter une diversité de production PV
et de niveaux d’écrêtement à la pointe supérieurs à zéro.

Tableau 10.1 – Couples départs HTA/année sélectionnés

Départ HTA Année Production à la
pointe (en kW)

Ecrêtement à la
pointe (en kW)

Part d’écrêtement
(en %)

44_MVFeeder0907 20 1247.24 0.26 0.02
11_MVFeeder1365 25 829.16 8.51 1.03
84_MVFeeder3232 16 1078.75 20.32 1.88
28_MVFeeder0548 24 3340.34 87.53 2.62
24_MVFeeder0752 22 1042.82 28.45 2.73
32_MVFeeder1552 22 4469.62 377.34 8.44
32_MVFeeder2523 21 663.48 56.3 8.49
24_MVFeeder1514 9 7663.95 849.23 11.08
28_MVFeeder2214 25 8179.42 1217.42 14.88
76_MVFeeder3139 25 1181.75 189.56 16.04
27_MVFeeder0797 24 11406.47 2402.58 21.06
84_MVFeeder4049 20 32346.87 8970.85 27.73

Dans la suite, nous utiliserons deux indicateurs complémentaires de qualité de la prédiction de l’écrêtement
par pas de temps permis par le clustering :

• le score r2
• l’erreur absolue moyenne (MAE) (en kW, à comparer relativement à la valeur de l’écrêtement)

Si on observe l’écrêtement prédit par clustering en fonction de l’écrêtement simulé, on peut constater que
l’utilisation d’un faible nombre (10) de clusters peut, dans certains cas, permettre d’obtenir une prédiction
satisfaisante Fig. 10.3, r2 proche de 1, MAE inférieure à 1% de l’écrêtement à la pointe) mais, dans d’autres
cas, être très insuffisante (Fig. 10.4, r2 de 0.17).
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Fig. 10.3 – Ecrêtement simulé en fonction de l’écrêtement prédit, points colorés en fonction du cluster, départ
MVFeeder4049, année 20, scénario rupture, contrôle complet, 10 clusters

Fig. 10.4 – Ecrêtement simulé en fonction de l’écrêtement prédit, points colorés en fonction du cluster, départ
MVFeeder1514, année 9, scénario rupture, contrôle complet, 10 clusters

Si on augmente le nombre de clusters, la qualité de la prédiction s’améliore incrémentalement, comme
illustré en utilisant 20 (Fig. 10.5) et 50 clusters (Fig. 10.6) au lieu de 10 (Fig. 10.4).
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Fig. 10.5 – Ecrêtement simulé en fonction de l’écrêtement prédit, points colorés en fonction du cluster, départ
MVFeeder1514, année 9, scénario rupture, contrôle complet, 20 clusters

Fig. 10.6 – Ecrêtement simulé en fonction de l’écrêtement prédit, points colorés en fonction du cluster, départ
MVFeeder1514, année 9, scénario rupture, contrôle complet, 50 clusters

On peut ainsi calculer le score r2 Fig. 10.7 et la MAE Fig. 10.8 pour l’ensemble des cas étudiés et plusieurs
valeurs de nombres de clusters (10, 20, 50, 100, 200). En analysant ces graphes, on peut constater que la
majorité des gains en performances de prédiction sont réalisés pour 100 clusters. Passer à 200 clusters,
c’est-à-dire multiplier par 2 les ressources nécessaires au calcul, ne permet que des gains marginaux sur
un nombre limité de départs. Par conséquent, nous fixons à 100 le nombre de clusters dans le cadre de la
procédure décrite dans la section précédente.
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Fig. 10.7 – Score r2 par couple départ/année en fonction du nombre de clusters

Fig. 10.8 – MAE (erreur absolue moyenne) par couple départ/année en fonction du nombre de clusters
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10.4 Exemples de résultats

Les graphiques ci-dessous présentent les résultats de l’écrêtement simulé en fonction de l’écrêtement prédit
pour certains des cas qui ont servi à la validation :

Fig. 10.9 – Ecrêtement simulé en fonction de l’écrêtement prédit, points colorés en fonction du cluster, départ
MVFeeder2523, année 21, scénario rupture, contrôle complet, 50 clusters

Fig. 10.10 – Ecrêtement simulé en fonction de l’écrêtement prédit, points colorés en fonction du cluster,
départ MVFeeder4049, année 20, scénario rupture, contrôle complet, 50 clusters
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Fig. 10.11 – Ecrêtement simulé en fonction de l’écrêtement prédit, points colorés en fonction du cluster,
départ MVFeeder1365, année 25, scénario rupture, contrôle complet, 50 clusters

Fig. 10.12 – Ecrêtement simulé en fonction de l’écrêtement prédit, points colorés en fonction du cluster,
départ MVFeeder0907, année 20, scénario rupture, contrôle complet, 50 clusters
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Fig. 10.13 – Ecrêtement simulé en fonction de l’écrêtement prédit, points colorés en fonction du cluster,
départ MVFeeder0548, année 24, scénario rupture, contrôle complet, 50 clusters

Les graphiques ci-dessous présentent les résultats de calcul d’écrêtement par pas de temps agrégés à
l’échelle du départ, en relation avec la production PV et la consommation, pour des cas qui ne font pas
partie de l’échantillon de validation. Il s’agit donc de l’écrêtement prédit par la simulation du représentant de
chaque cluster de pas de temps. Les pas de temps représentés correspondent aux 3 jours avant et après
le pas de temps où l’écrêtement est le plus élevé.

Fig. 10.14 – Production PV, écrêtement et consommation agrégés, départ 28_MVFeeder2214, année 13,
scénario rupture, contrôle complet
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Fig. 10.15 – Production PV, écrêtement et consommation agrégés, départ 52_MVFeeder0054, année 5,
scénario rupture, contrôle complet

Fig. 10.16 – Production PV, écrêtement et consommation agrégés, départ MVFeeder0756, année 25, scé-
nario rupture, contrôle complet
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Fig. 10.17 – Production PV, écrêtement et consommation agrégés, départ 44_MVFeeder0744, année 24,
scénario rupture, contrôle complet

Fig. 10.18 – Production PV, écrêtement et consommation agrégés, départ 11_MVFeeder2298, année 2,
scénario rupture, contrôle complet
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Fig. 10.19 – Production PV, écrêtement et consommation agrégés, départ MVFeeder0659, année 24, scé-
nario rupture, contrôle complet
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CHAPITRE 11

Comparaison des coûts et bénéfices

La comparaison des coûts et bénéfices de la flexibilité photovoltaïque repose sur la combinaison des ré-
sultats des modèles décrits précédemment : la quantification des besoins de renforcement réseau évités et
l’estimation de l’énergie PV non injectée en raison des mécanismes de flexibilité. Afin de mettre en regard
ces résultats, il est nécessaire, d’une part, d’associer un coût à l’énergie PV non injectée et, d’autre part, de
définir un horizon de temps cohérent pour intégrer des bénéfices obtenus au moment du raccordement et
des coûts encourus tout au long de la durée de vie des installations photovoltaïques.

11.1 Modèle de coût de l’énergie photovoltaïque non injectée

Le coût associé à l’énergie photovoltaïque non injectée est proportionnel à l’énergie non injectée, avec un
facteur qui dépend de la taille de la centrale considérée :

Tableau 11.1 – Coûts unitaires de l’énergie non injectée

Intervalle de puissance Coût (en €/MWh)
<= 9 kW 170
9 à 100 kW 140
100 à 500 kW 120
500 kW à 1 MW 100
> 1 MW 80

Ces coûts unitaires ont été obtenus à partir des tarifs d’achat et résultats d’AO CRE les plus récents. Ils sont
considérés comme constants sur l’ensemble de l’horizon de temps.
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11.2 Horizon de calcul des coûts et bénéfices

Il est crucial d’étendre l’analyse coûts-bénéfices au-delà des 25 premières années pour garantir une éva-
luation réaliste des impacts économiques de la flexibilité. Si l’analyse était arrêtée après 25 ans, elle sous-
estimerait significativement les coûts associés aux centrales photovoltaïques installées en fin de période. En
effet, ces centrales auront une durée de vie opérationnelle qui dépasse largement l’horizon des 25 ans. En
arrêtant l’analyse à 25 ans, les coûts d’énergie non injectée générés par ces centrales après leur installation
ne seraient ainsi pas inclus.

Nous faisons donc le choix d’étendre l’analyse coûts-bénéfices sur une période de 50 ans, divisée en deux
phases distinctes, correspondant aux cycles de développement et de renouvellement du parc photovoltaïque
national.

1. Phase 1 : Développement du parc PV (années 1 à 25) Durant cette phase, de nouvelles centrales
PV sont progressivement installées suivant les scénarios définis dans le cadre de cette étude. Les
centrales du parc existant sont remplacées en fin de vie. Pour chaque année, de nouveaux bénéfices
(évitement d’investissement) et coûts (PV non injecté) sont calculés

2. Phase 2 : Renouvellement du parc PV (années 26 à 50) Cette phase correspond au remplacement
à l’identique des centrales PV installées en phase 1 et arrivant en fin de vie. Elle ne génère pas de
nouveaux bénéfices en termes de renforcement réseau, mais uniquement des coûts liés à l’énergie
PV non injectée, au même niveau que ceux calculés pour la dernière année de la phase 1.

On peut alors obtenir les bénéfices (en trait plein) et les coûts (en pointillé) cumulés par année pour les
différents scénarios modélisés (Fig. 11.1 et Fig. 11.2)

Fig. 11.1 – Coûts (en pointillé) et bénéfices cumulés (en trait plein) de la flexibilité complète, scénarios à
déploiement progressif
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Fig. 11.2 – Coûts (en pointillé) et bénéfices cumulés (en trait plein) de la flexibilité complète, scénarios à
déploiement différencié par type de centrales
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CHAPITRE 12

Résultats

Dans cette section, nous présentons les résultats de la simulation de différents scénarios de déploiement
de la production photovoltaïque (PV) et analysons l’impact de la flexibilité de cette production en termes de
coûts de renforcement évités et de pertes d’énergie PV. Les résultats sont comparés entre les scénarios
avec et sans flexibilité de l’injection PV, ainsi qu’entre différents départs entre scénarios.

12.1 Répartition urbain/rural du potentiel PV

Il est possible d’obtenir la répartition des puissances installées en fonction du caractère rural ou urbain de
chaque départ pour les différents scénarios (cf Fig. 12.1). Ceci met en évidence la prépondérance du secteur
rural dans l’ensemble des scénarios, à l’exception du scénario “résidentiel +”, pour lequel les puissances
déployées en urbain et en rural sont très proches.

Fig. 12.1 – Puissance installée par scénarios et par secteur urbain ou rural
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12.2 Lien entre longueur des départs et potentiel PV

Afin d’évaluer l’existence d’un lien entre longueur des départs et potentiel PV, le graphique présente le
résultat d’une régression de type LOESS (régression polynomiale avec pondération locale) appliquée sé-
parément pour les départs urbains et ruraux.

Fig. 12.2 – Puissance installée en fonction de la longueur, secteur urbain et rural, avec régression LOESS,
scénario rupture

Bien que la régression mettent en évidence l’existence d’un lien entre ces deux variables, on constate néan-
moins qu’il peut exister une variabilité du potentiel PV de plusieurs ordres de grandeur pour des départs de
longueur similaire.

12.3 Besoins de renforcements sans flexibilité

Avant de présenter les résultats obtenus en termes économiques, il est utile de quantifier les besoins de ren-
forcement par type d’action, à la fois en valeur absolue (kilomètres de lignes et nombre de transformateurs,
cf Fig. 12.3) et en valeur relative à la taille actuelle du système de distribution (cf Fig. 12.4).
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Fig. 12.3 – Besoins absolus de renforcement par scénario

Fig. 12.4 – Besoins de renforcement par scénario, exprimés en pourcentage de la taille de l’infrastructure
existante

On peut ainsi constater que, si on regroupe renforcements et création de lignes, les réseaux HTA et BT vont
subir une part d’intervention similaire dans les scénarios continuité à rupture, pour lesquels les types de
centrales sont réparties de manière homogène. En ce qui concerne les scénarios qui modélisent la sensibilité
aux types de centrales, on observe logiquement que le scénario résidentiel+ implique des besoins élevés
en BT à l’opposé du scénario centrales au sol+ qui concentrent les investissements en HTA, tandis que le
scénario grandes toitures+ nécessite le renforcement d’une part plus élevée des transformateurs HTA/BT.
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12.4 Coûts de renforcement sans flexibilité

Cette section présente les coûts de renforcement pour les départs représentatifs et les différents scéna-
rios de déploiement photovoltaïque, en l’absence de flexibilité. Les graphiques permettent d’analyser les
variations de coûts en fonction des scénarios, de la puissance installée et de la distribution des coûts pour
chaque départ.

Le graphique Fig. 12.5 illustre les coûts de renforcement totaux pour chaque scénario de déploiement PV
sans flexibilité. Il permet d’observer l’impact global des différents scénarios sur les besoins de renforcement
du réseau, à la fois en termes de niveau de pénétration du PV (graphique de gauche) et du type de centrales
installées (graphique de droite).

Fig. 12.5 – Coûts de renforcement totaux par scénario

Le tableau Coûts de renforcement par mesure et cause, scénario rupture donne la décomposition des coûts
par type de mesure de renforcement, niveau de tension et cause du besoin de renforcement. Les contraintes
de tension en HTA puis BT constituent la très grande majorité des causes de renforcement ou création
d’infrastructure, suivis par la connexion directe au poste source des centrales au sol de grande puissance.
Les contraintes d’intensité n’ont qu’un impact marginal sur les coûts de renforcement.
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Tableau 12.1 – Coûts de renforcement par mesure et cause, scé-
nario rupture

Mesure Niveau de Tension Cause Coût (en Mrds €)
renf. ligne HTA tension 16.69
aj. ligne HTA tension 14.23
enf. ligne HTA tension 13.17
aj. ligne BT tension 10.78
renf. ligne BT tension 9.72
aj. ligne HTA direct poste source 9.55
enf. ligne BT tension 5.42
renf. transfo. HTA transfo 1.89
renf. ligne HTA ligne 0.24
renf. ligne BT ligne 0.17
enf. ligne BT ligne 0.12
aj. ligne BT ligne 0.1
enf. ligne BT tension/ligne 0.1

Le graphique Fig. 12.6 présente les coûts de renforcement totaux pour chaque scénario en fonction de la
puissance crête PV installée. On constate ainsi que les coûts augmentent non linéairement avec la puissance
installée (graphique de gauche).

Fig. 12.6 – Coûts de renforcement totaux par scénario en fonction de la puissance PV installée

Une autre manière d’évaluer la dépendance des coûts à la puissance installée est de considérer en parallèle
leur cumul par année des puissances installées et des coûts, ce que propose le graphique Fig. 12.7.
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Fig. 12.7 – Puissance installée et coûts de renforcement cumulés par année

Au vu des graphiques précédents, il est logique de constater dans Fig. 12.8 que les coûts unitaires de
renforcement augmentent avec la pénétration du photovoltaïque.

Fig. 12.8 – Coûts de renforcement par puissance installée

Cette vision moyennée recouvre une grande diversité de situations, comme mis en évidence par Fig. 12.9
qui présente les coûts cumulés en fonction de la puissance cumulée par départ, en triant les départs par
ordre croissant de coût par puissance installée.
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Fig. 12.9 – Puissance installée et coûts de renforcement cumulés par départ, triés par ordre croissant de
coût par puissance installée

Dans une logique d’optimisation des coûts, il est possible de créer trois alternatives pour chaque scénario
en sélectionnant les départs en fonction de leur coût unitaire de renforcement :

• Coût minimisé : tous les départs ont un coût de unitaire de renforcement inférieur à 0.8 €/W
• Compromis coût/potentiel : tous les départs ont un coût de unitaire de renforcement inférieur à 1.5

€/W
• Potentiel maximisé : tous les départs sont considérés
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Fig. 12.10 – Puissance installée et coûts de renforcement cumulés pour les trois alternatives

Si on s’intéresse au scénario « rupture» en particulier, on constate que les 17 GW les moins favorables
induisent un coût de renforcement unitaire 10 fois supérieur aux 82 GW les plus favorables. Par conséquent,
renoncer à installer 14% du potentiel PV (17 GW) permettrait d’économiser 49% des coûts de renforcement
tandis que renoncer à 31 % (38 GW) du potentiel permettrait d’économiser 79% des coûts.

Fig. 12.11 et Fig. 12.12 présentent une analyse similaire pour les scénarios par type d’installations qui permet
de mettre en évidence une plus grande homogénéïté des coûts pour les centrales en toiture résidentielle
comparativement aux deux autres types.
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Fig. 12.11 – Puissance installée et coûts de renforcement cumulés par départ, triés par ordre croissant de
coût par puissance installée

Fig. 12.12 – Puissance installée et coûts de renforcement cumulés pour les trois alternatives
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12.4.1 Répartition urbain/rural

Comme nous l’avons vu précédemment, le potentiel PV est principalement situé dans les zones rurales, sauf
pour le scénario résidentiel+. Si on analyse les coûts unitaires (par puissance installée) de renforcement par
secteur, on se rend compte que ceux-ci sont largement supérieurs en secteur rural (cf Fig. 12.13), malgré
des coûts unitaires (par longueur de ligne ou puissance de transformateur) plus faibles qu’en secteur urbain
(cf section modèle de coût). Ceci s’explique par la longueur plus élevée des départs, qui implique à la fois un
plus grand risque de contrainte de tension et des longueurs à renforcer plus élevées en cas de contrainte,
et la part plus grande d’aérien, dont les capacités d’accueil sont, en général, plus faibles qu’en souterrain.

Fig. 12.13 – Coûts unitaires (par puissance installée) de renforcement par scénarios et par secteur urbain
ou rural

On obtient donc logiquement des coûts totaux beaucoup plus élevés en secteur rural comme l’illustre Fig.
12.13

Fig. 12.14 – Coûts de renforcement totaux par scénarios et par secteur urbain ou rural

De plus, si on reprend le graphique Fig. 12.1 en ajoutant une couleur dépendant du coût unitaire de renfor-
cement, on peut remarquer que celui-ci est plus fortement influencé par la longueur du réseau en secteur
rural qu’en secteur urbain (cf Fig. 12.15). Néanmoins, cette tendance générale ne doit pas masquer le fait
qu’une grande partie de la variance des coûts unitaires ne peut être expliqué ni par la longueur du départ,
ni par la puissance PV raccordée.
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Fig. 12.15 – Puissance installée en fonction de la longueur, couleur en fonction du coût unitaire, secteur
urbain et rural, scénario rupture

12.4.2 Répartition géographique

Les cartes Fig. 12.16 et Fig. 12.17 permettent de visualiser la répartition géographique des puissances PV et
coûts unitaires associés à chacun des départs représentatifs, et confirme la relative indépendance de ces
deux variables.

Fig. 12.16 – Tracé des départs représentatifs, colorés en fonction de la puissance PV, scénario rupture
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Fig. 12.17 – Tracé des départs représentatifs, colorés en fonction du coût unitaire de renforcement, scénario
rupture

Même en descendant à un niveau géographique plus restreint (départs représentatifs présents dans un
département), il ne semble pas évident de déterminer quelles caractéristiques des réseaux puissent être
prédictives des coûts unitaires de renforcement. Nous illustrons ceci pour les départements de la Gironde
(Fig. 12.18), du Tarn (Fig. 12.19) et de la Loire-Atlantique (Fig. 12.20).
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Fig. 12.18 – Tracé des départs représentatifs, colorés en fonction de la puissance PV et du coût unitaire de
renforcement, scénario rupture, Gironde

Fig. 12.19 – Tracé des départs représentatifs, colorés en fonction de la puissance PV et du coût unitaire de
renforcement, scénario rupture, Tarn
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Fig. 12.20 – Tracé des départs représentatifs, colorés en fonction de la puissance PV et du coût unitaire de
renforcement, scénario rupture, Rhône

12.5 Evitements de renforcements grâce à la flexibilité

Les mêmes départs sont ensuite simulés en appliquant les différents types de contrôle de l’injection PV dé-
finis dans la chapître _reinforcement_modelling, tout en limitant la puissance écrêtée à 30% de la puissance
maximale. Le graphique Fig. 12.21 présente les coûts de renforcement totaux pour les différents scénarios
et types de flexibilité étudiés, tandis que Fig. 12.22 met en évidence les coûts de renforcement évités en
appliquant la flexibilité la plus complète (transformateur, ligne et tension).

Fig. 12.21 – Coûts de renforcement totaux par scénario et type de flexibilité
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Fig. 12.22 – Coûts de renforcement évités par scénario grâce à la mise en oeuvre de la flexibilité transfor-
mateur, ligne et tension

Le tableau Coûts de renforcement par mesure et cause, scénario rupture, sans et avec flexibilité pré-
sente le détail des coûts de renforcement sans et avec flexibilité et les gains permis par celle-ci. Logique-
ment, les gains les plus significatifs correspondent à l’évitement d’ajout de ligne pour lever des contraintes
de tension, puisque l’ajout de ligne est appliqué en dernier recours lorsque les possibilités de renforce-
ment/enfouissement ont été épuisées et les contraintes de tension sont prépondérantes. On peut aussi no-
ter que la flexibilité permet des gains même en cas de connexion directe au poste source puisque certaines
de ces connexions nécessitent l’ajout de plus d’une ligne.

Tableau 12.2 – Coûts de renforcement par mesure et cause, scé-
nario rupture, sans et avec flexibilité

Mesure Niveau de Tension Cause Coût (en Mrds €) Coût avec flex. Gain
renf. ligne HTA tension 16.69 10.95 5.74
aj. ligne HTA tension 14.23 5.11 9.12
enf. ligne HTA tension 13.17 9.1 4.07
aj. ligne BT tension 10.78 4.38 6.4
renf. ligne BT tension 9.72 4.1 5.62
aj. ligne HTA direct poste source 9.55 6.58 2.97
enf. ligne BT tension 5.42 1.78 3.64
renf. transfo. HTA transfo 1.89 0.56 1.33
renf. ligne BT ligne 0.17 0.04 0.13
enf. ligne BT ligne 0.12 0.04 0.08
aj. ligne BT ligne 0.1 0.03 0.07
enf. ligne BT tension/ligne 0.1 0.02 0.08

Afin d’analyser la robustesse des gains apportés par la flexibilité à l’optimisation de la sélection des empla-
cements des centrales, il est utile d’évaluer ceux-ci pour les trois alternatives définis précédemment (Coût
minimisé, Compromis coût/potentiel et Potentiel maximisé). Le graphique Fig. 12.23 reprend le graphique
Fig. 12.10 en y adjoignant les résultats correspondants en cas d’application de la flexibilité la plus complète.
Logiquement, la valeur absolue des gains apportés diminue lorsque le potentiel est limité aux centrales pré-
sentant des coûts unitaires faibles. De plus, on constate que, pour le scénario rupture au moins, la part des
coûts évités diminue dans le même temps que les coûts unitaires augmentent (65% d’économie pour les
82 GW à coûts unitaires les plus faibles, 43% pour les 38 GW les plus chers), ce qui va à l’encontre d’une
hypothèse de rendement décroissant de la flexibilité avec l’optimisation du positionnement des centrales.
Dit autrement, même si on fait le choix de ne mettre en oeuvre que les centrales les plus efficaces en termes
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de coûts de renforcement de réseau, la mise en oeuvre de la flexibilité présente quand même des bénéfices
substantiels.

Fig. 12.23 – Coûts de renforcement évités par scénario grâce à la mise en oeuvre de la flexibilité transfor-
mateur, ligne et tension

12.6 Energie photovoltaïque non injectée

En mettant en oeuvre la méthode de réduction du nombre de pas de temps, il a été possible de calculer
l’énergie photovoltaïque écrêtée heure par heure et centrale par centrale pour l’ensemble des scénarios
considérés.

Les graphiques Fig. 12.25 et Fig. 12.26 présentent l’évolution année par année de la production photovol-
taïque et de l’écrêtement pour l’ensemble des scénarios. Le graphique Fig. 12.28 permet de visualiser la
part d’écrêtement la dernière année tandis que Fig. 12.27 concerne la part moyenne sur les 25 ans des
scénarios de déploiement PV.

On constate ainsi que la part d’énergie écrêtée du fait de la flexibilité varie entre 0.4 et 1.8 % de la production
annuelle, une valeur qui est à comparer aux 5% d’écrêtement qui découleraient d’un sous-dimensionnement
statique (cf rapport « Etude des monotones de production photovoltaïque» dont est extrait Fig. 12.33). On
peut aussi observer que l’écrêtement augmente avec le taux de pénétration du PV et la taille des centrales.
Ce dernier facteur s’explique par le fait que les centrales en toitures ont, comparativement aux centrales
au sol, plus de chances d’être situées à proximité de charges concomittentes à la production qui réduisent
donc l’énergie écrêtée.
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Fig. 12.24 – Energie annuelle écrêtée en fonction de la profondeur de l’écrêtement statique pour une sélec-
tion de communes, orientation sud et inclinaison 40°
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Fig. 12.25 – Production et écrêtement photovoltaïque, flexibilité complète

Fig. 12.26 – Production et écrêtement photovoltaïque, flexibilité complète

Fig. 12.27 – Part de production écrêtée en dernière année
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Fig. 12.28 – Part de production écrêtée moyenne

Afin d’analyser la distribution les résultats par départ, on peut commencer par s’intéresser à la relation
entre l’énergie écrêtée et l’énergie produite (Fig. 12.29 et Fig. 12.30). Ceci permet notamment de mettre en
évidence son hétérogénéïté qui découle de la variabilité des capacités d’accueil des réseaux renforcés et
de l’adéquation entre production et demande. On peut aussi relever qu’une des raisons pour lesquelles le
scénario résidentiel+ présente un écrêtement plus faible que centrale au sol+ est la meilleure répartition des
énergies produites sur l’ensemble des départs.

Fig. 12.29 – Energie écrêtée en fonction de l’énergie produite, départ par départ et année par année, scé-
narios à déploiement progressif
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Fig. 12.30 – Energie écrêtée en fonction de l’énergie produite, départ par départ et année par année, scé-
narios à déploiement différencié par type de centrales

On peut ensuite considérer la manière dont la part d’écrêtement calculée à la pointe se traduit en part d’écrê-
tement annuelle (Fig. 12.31 et Fig. 12.32) afin d’isoler l’impact spécifique de l’adéquation entre production et
demande, qui se traduit par une réduction de l’écrêtement annuel pour un écrêtement à la pointe équivalent.

Fig. 12.31 – Part d’énergie écrêtée à l’année en fonction de la part d’énergie écrêtée à la pointe, départ par
départ et année par année, scénarios à déploiement progressif
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Fig. 12.32 – Part d’énergie écrêtée à l’année en fonction de la part d’énergie écrêtée à la pointe, départ par
départ et année par année, scénarios à déploiement différencié par type de centrales

Si on descend à l’échelle de l’installation de production pour analyser la distribution des parts d’énergie écrê-
tée (cf Fig. 12.24), on peut observer qu’il existe une très grande inégalité entre les producteurs, puisqu’une
très grande majorité subira un écrêtement très faible tandis qu’une minorité subira la plus grande part des
écrêtements, avec quelques centrales subissant des écrêtements au-delà de 5% de l’énergie annuelle.

Fig. 12.33 – Distribution de la part d’énergie écrêtée par centrale, scénarios à déploiement progressif

12.6. Energie photovoltaïque non injectée 205



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

12.7 Bénéfices nets apportés par la flexibilité

Les graphiques Fig. 12.34 et Fig. 12.35 montrent l’évolution des bénéfices nets cumulés pendant les 50 ans
de la période d’analyse. En toute logique au vu des résultats précédents, les bénéfices nets apportés par
la flexibilité augmentent fortement avec le taux de pénétration de la production PV. En ce qui concerne le
type de centrales, le secteur résidentiel parait particulièrement favorable à la mise en oeuvre de la flexibilité,
puisque comparativement aux autres types de centrales, les bénéfices sont plus élevés et les coûts plus
faibles.

Fig. 12.34 – Bénéfices nets cumulés de la flexibilité complète, scénarios à déploiement progressif

Fig. 12.35 – Bénéfices nets cumulés de la flexibilité complète, scénarios à déploiement différencié par type
de centrales

206 Chapitre 12. Résultats



Modélisation des Coûts et Bénéfices Induits par la Flexibilité de la Production Photovoltaïque
Connectée au Réseau de Distribution, Version 1.0.0

Le graphique Fig. 12.36 et le tableau Coûts et bénéfices par scénario présente les résultats complets par
scénario.

Fig. 12.36 – Coûts et bénéfices totaux par scénario, flexibilité complète

Tableau 12.3 – Coûts et bénéfices par scénario

Coûts renf. évités Coûts PV non inj. Bénéfices Nets
Continuité 1.06 0.91 0.15
Expansion limitée 3.65 2.69 0.96
Expansion modérée 19.8 4.49 15.3
Rupture 39.5 8.92 30.58
Résidentiel + 13.08 2.03 11.05
Gde. toitures + 7.66 2.76 4.9
Centrales au sol + 7.79 5.2 2.59
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CHAPITRE 13

Discussion

13.1 Choix du type de flexibilité à mettre en oeuvre

Concernant le choix du type de contrôle, il apparaît que les bénéfices supplémentaires associés au contrôle
centralisé (évitement des contraintes d’intensité sur les lignes et de puissance sur les transformateurs)
sont relativement faibles. La mise en place de dispositifs de mesure, de prévision, de communication et
de contrôle pour le contrôle centralisé nécessite des investissements substantiels, qui ne semblent pas
justifiés face aux gains modestes observés. Un contrôle décentralisé axé uniquement sur la gestion de la
tension pourrait offrir un compromis optimal en limitant les coûts de mise en oeuvre (utilisation des capacités
existantes des onduleurs) tout en permettant une flexibilité qui capte la majorité des bénéfices en termes
d’évitement d’investissement. Ce résultat est néanmoins très dépendant du rapport entre les coûts de ren-
forcement des lignes et des transformateurs HTA/BT et ne tient pas compte de bénéfices supplémentaires
qui pourraient venir de l’évitement d’investissement dans les postes sources (non modélisés ici).

Note : Recommandation n°1 : privilégier initialement le contrôle décentralisé en fonction de la tension,
qui permet de capturer la majorité des bénéfices avec des coûts de mise en oeuvre limités

13.2 Etudes de raccordement

La manière de procéder actuelle qui consiste à évaluer centrale par centrale l’intérêt de la flexibilité au
moment de l’élaboration de la Proposition Technique et Financière de raccordement ne permet pas de
capturer l’ensemble des bénéfices que celle-ci peut apporter. En effet, cette méthode conduit logiquement
à offrir un raccordement à puissance complète garantie lorsque la flexibilité ne permet pas un évitement de
renforcement au moment même de la réalisation. Or il peut s’avérer, dans ces cas-là, que cette flexibilité non
mobilisable aurait été utile pour éviter un renforcement induit par le raccordement d’une centrale future. Ne
pas permettre la flexibilité par défaut crée donc une perte d’opportunité de bénéfices futurs. A l’inverse, aucun
coût supplémentaire ne sera induit puisqu’une flexibilté potentielle n’entraine pas d’écrêtement tant qu’elle
ne permet pas d’éviter un investissement. Dans l’hypothèse oà la flexibilité devient la solution par défaut, il
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serait alors nécessaire de conserver une ratio de puissance garantie identique pour tous les producteurs.
D’une part, cela permet aux GRD de réaliser de simplifier l’étude de raccordement, en étudiant qu’une seule
alternative et sans avoir besoin d’obtenir l’assentiment des autres producteurs de la zone sur le niveau
d’écrêtement qu’ils seraient prêts à accepter. D’autre part, cela donne une assurance au producteur sur une
production minimale qui ne pourra jamais être écrêtée.

Note : Recommandation n°2 : considérer le recours au contrôle de tension comme solution par défaut
pour toutes les études de raccordement et exiger l’activation de contrôle dans toutes les installations de
production même s’il n’apporte pas de bénéfice au moment du raccordement. Conserver un ratio unique de
puissance garantie pour tous les producteurs.

13.3 Interactions entre gestion active et dimensionnement de l’onduleur

Dans cette étude, nous avons fait l’hypothèse que les onduleurs étaient dimensionnés de manière à per-
mettre d’injecter sur le réseau la totalité de la production photovoltaïque. Or, en pratique, les producteurs
peuvent faire le choix de sélectionner des onduleurs sous-dimensionnés pour optimiser la rentabilité de la
centrale. Si, dans ces situations, la profondeur d’écrêtement acceptable est fixée à 30% de la puissance de
l’onduleur, l’écrêtement annuel pourrait atteindre des valeurs bien supérieures à celles calculées dans cette
étude. Par exemple un écrêtement d’une profondeur de 30% appliqué à une puissance d’onduleur sous-
dimensionnée de 20% pourrait entrainer un écrêtement de 20% de l’énergie annuelle, ce qui induirait une
augmentation très significative des coûts de l’énergie non injectée. Une manière d’éviter ce problème serait
de définir la puissance flexible mobilisable relativement à la puissance maximale théorique de l’installation
(ie la puissance qui pourrait être injectée si l’onduleur n’était pas sous-dimensionné) et non à la puissance
de raccordement.

Note : Recommandation n°3 : Définir la puissance garantie par installation relativement à la puissance
maximale de l’installation, c’est-à-dire sans tenir d’un éventuel sous-dimensionnement de l’onduleur

13.4 Inégalités entre producteurs

La grande variabilité des niveaux d’écrêtement selon les périodes et les zones de production souligne le
besoin d’un système de compensation équitable entre producteurs. Cette compensation permettrait de mu-
tualiser les coûts de la flexibilité, en répartissant équitablement les impacts des limitations d’injection. Un tel
système est particulièrement pertinent en cas d’activation par défaut de la flexibilité (recommandation n°2),
puisque la flexibilité d’une installation pourrait être mobilisée pour éviter des renforcements futurs sans que
le producteur concerné n’en tire parti. Pour le mettre en place, il serait nécessaire de pouvoir mesurer -ou
estimer- l’énergie photovoltaïque qui aurait été produite sans écrêtement, ce qui est peut être réalisé directe-
ment dans l’onduleur dans le cas d’un contrôle P = f(U). Il est à noter que les effets pervers potentiels d’un
tel système de compensation sont fortement limités si un ratio de puissance garantie unique est maintenu,
puisque celui-ci induit une borne haute pour l’énergie annuelle écrêtée.

Note : Recommandation n°4 : Mettre en place un système de compensation entre producteurs pour
répartir équitablement les coûts de la flexibilité. Baser ce système sur une mesure de l’énergie écrêtée dans
l’onduleur avec remontée automatique au producteur et au GRD.
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CHAPITRE 14

Conclusion

La transition énergétique, portée par le déploiement massif des énergies renouvelables, et en particulier de
l’énergie photovoltaïque, représente un défi majeur pour les gestionnaires des réseaux de distribution. Dans
ce contexte, cette étude a permis d’évaluer l’impact de la flexibilité de la production photovoltaïque sur la
réduction des coûts d’investissement nécessaires au renforcement des infrastructures électriques.

Les résultats obtenus montrent que la flexibilité peut jouer un rôle clé pour optimiser l’utilisation des infra-
structures existantes et différer les investissements dans des scénarios de forte pénétration photovoltaïque.
Toutefois, cette approche n’est pas sans coûts, en particulier ceux liés à l’énergie photovoltaïque non injec-
tée, qui doivent être pris en compte dans les analyses économiques. En combinant modélisation technique
et évaluation économique, ce rapport propose un cadre analytique complet pour évaluer les coûts et béné-
fices des stratégies de flexibilité. En complément, l’analyse des résultats des modèles mis en oeuvre permet
d’identifier des recommandations pour une mise en oeuvre concrète de ces solutions.

En conclusion, la flexibilité de la production photovoltaïque constitue un levier prometteur pour accompagner
la transition énergétique tout en maîtrisant les coûts liés à l’évolution des réseaux électriques. Des travaux
complémentaires, incluant notamment des analyses de sensibilité sur certaines hypothèses (coûts unitaires
de renforcements, potentiel PV par type d’installation, stratégies de renforcements), la possibilité d’inclure
des bénéfices d’évitement de renforcement des postes sources, la modélisation de l’évolution du climat et
de la consommation ou la prise en compte des durées de vie des équipements dans l’analyse économique,
pourraient permettre d’approfondir et affiner les résultats présentés ici.
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