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Résumé
Dans un contexte de croissance démographique dans lequel certaines ressources naturelles sont de plus en

plus limitées, une gestion optimisée et conjointe des réseaux publics de l’eau et de l’électricité s’impose.

L’ouverture progressive des marchés de l’électricité à la concurrence et les changements de réglementation

dans plusieurs pays ont contribué au développement des mécanismes de la flexibilité de la demande, per-

mettant d’impliquer directement les consommateurs dans la gestion de l’équilibre offre-demande du ré-

seau électrique. Les systèmes d’eau potable, étant de grands consommateurs d’électricité, disposent d’une

flexibilité grâce à la présence d’ouvrages de stockage d’eau (bâches et réservoirs) et de pompes à vitesse

variable. Cette flexibilité, souvent exploitée uniquement à des fins de sécurisation des demandes en eau,

peut être valorisée pour permettre une meilleure gestion de l’équilibre du réseau électrique. L’objectif de

cette thèse est l’évaluation des valeurs économiques et écologiques relatives à l’intégration de la flexibi-

lité des systèmes d’eau potable dans la gestion opérationnelle du système électrique français. Une étude

de l’architecture des marchés de l’électricité en France est d’abord menée pour identifier les mécanismes

de flexibilité de la demande les plus adaptés aux contraintes d’exploitation des systèmes d’eau. Des mo-

dèles mathématiques d’optimisation sont ensuite proposés et résolus à travers certaines heuristiques, en

intégrant les incertitudes relatives aux consommations d’eau, aux prix des marchés ainsi qu’à la disponibi-

lité des équipements de pompage. Les résultats numériques, discutés en se basant sur trois systèmes d’eau

potable réels en France, intègrent les aspects économiques (en considérant les risques associés), opération-

nels et écologiques. Des réductions importantes des coûts d’exploitation des systèmes d’eau sont estimées

à travers la valorisation de l’énergie non consommée pendant les moments de pointe sur le marché spot

de l’électricité. En parallèle, la considération des incertitudes permet de sécuriser l’opération des systèmes

d’eau en temps réel, et de maîtriser les risques économiques relatifs à l’équilibrage du réseau électrique. De

plus, des réductions importantes des émissions de CO2, estimées à environ 400 tonnes par jour en France,

peuvent être réalisées en réduisant les volumes d’électricité issus des sources fossiles.
Mots clés : marché de l’électricité, système d’eau potable, équilibrage du réseau, flexibilité de la demande,

pointe de consommation, émissions de CO2.

Abstract
In a context of demographic growth in which natural resources are more and more limited, optimized ma-

nagement of water and power networks is required. Changes in electricity markets regulation in several

countries have recently enabled effective integration of Demand Response mechanisms in power systems,

making it possible to involve electricity consumers in the real-time balance of the power system. Through

its flexible components (variable-speed pumps, tanks), drinking water systems, which are huge electricity

consumers, are suitable candidates for energy-efficient Demand Response mechanisms. However, these

systems are often managed independently of power system operation, for both economic and operational

reasons. In this thesis, the objective is the evaluation of the economic and the ecological values related to the

integration of drinking water systems flexibility into power system operation through french demand res-

ponse mechanisms. An analysis of the architecture of french electricity markets is first conducted, allowing

to target the most suitable demand response mechanisms considering water systems operating constraints.

Some mathematical models to optimize water systems flexibility are then proposed and solved through

original heuristics, integrating uncertainties about water demands, market prices and pumping stations

availability. Numerical results, which are discussed using three real water systems in France, integrate the

economic aspects inclunding risks, operational and ecological aspects. Significant reductions in water sys-

tems operating costs are estimated through the optimization of demand response power bids on the french

spot power market during peak times. In parallel, uncertainties consideration secures the operation of water

systems in real time, and makes it possible to manage economic risks related to the power grid balancing.

In addition, significant savings in CO2 emissions, estimated to around 400 tons per day in France, can be

achieved by reducing electricity production from fossil sources.

Keywords : electricity market, drinking water system, power grid balancing, demand flexibility, peak load,

CO2 emissions.
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Introduction

L’eau et l’énergie sont deux ressources liées et interdépendantes dans le développement social
et économique. D’une part, l’énergie est indispensable pour le captage, le traitement et la distri-
bution de l’eau jusqu’aux robinets des consommateurs. D’autre part, l’eau est nécessaire pour la
production de l’électricité, que ce soit dans les barrages hydroélectriques ou dans les centrales
nucléaires et thermiques nécessitant de l’eau dans le processus de refroidissement. Compte tenu
de l’urbanisation croissante et du développement technologique, les besoins en eau douce ainsi
qu’en énergie, en particulier l’électricité, sont fortement croissants. Cette interdépendance entre
les secteurs de l’eau et de l’électricité implique la nécessité d’une gestion optimisée des ressources
afin de surmonter les nombreux défis auquels sont confrontés ces deux secteurs.

Depuis la fin de la deuxième guerre mondiale, les réseaux publics d’électricité se sont develop-
pés dans plusieurs zones du monde. Alors que la majorité des pays industrialisés affichent aujour-
d’hui un taux d’accès à l’électricité de 100% pour la population, de nombreux autres territoires en
sont encore privés en conséquence d’un réseau électrique défaillant, voire inexistant. C’est le cas
dans certaines zones reculées qui manquent de ressources financières et d’infrastructures néces-
saires au transport et à la distribution de l’électricité. Par exemple, seulement 14% de la popula-
tion avait accès à l’électricité en 2016 dans la République centrafricaine et 9% dans le Soudan du
sud [8]. De plus, des pannes électriques dont les conséquences économiques et opérationnelles
sont importantes peuvent survenir, même dans les pays les plus developpés, en raison d’un aléa
de production, de consommation ou d’une défaillance dans le réseau électrique. La Turquie a
connu par exemple, dans le secteur industriel, une moyenne d’environ 1.7 pannes électriques par
mois pendant l’année 2013 [9]. Actuellement, le secteur électrique mondial connaît une muta-
tion profonde touchant à la fois l’offre et la demande. Les énergies renouvelables se développent
massivement dans plusieurs pays afin de limiter les impacts écologiques et économiques liés à
l’utilisation des combustibles fossiles. Des unités de production locales font progressivement leur
apparition, appelées « micro-réseaux », permettant de proposer une alternative aux réseaux pu-
blics centralisés. D’autre part, la consommation mondiale en électricité connaît une augmenta-
tion rapide, principalement due au développement de nouveaux usages de celle-ci : les voitures
électriques, les nouvelles technologies, etc. Cependant, la grande difficulté à stocker de l’électri-
cité en grande quantité nécessite un équilibrage continu entre la production et la consommation.
Cet équilibrage est quotidiennement assuré par les gestionnaires de réseau de transport (GRT).
En effet, un léger déséquilibre entre la production et la consommation peut entraîner des consé-
quences allant jusqu’à des délestages ou des coupures électriques. Par exemple, lors des crises de
la Californie pendant les années 2000, des délestages électriques ont eu lieu par manque d’une ca-
pacité de 300 MW dans un système de 50 000 MW [10]. En considérant ces constats, la croissance
de la part des énergies renouvelables dans le mix énergétique pose la question de leur intégration
dans les réseaux électriques. Ces énergies sont produites de façons très variables en fonction des
conditions météorologiques locales, ce qui genère des instabilités sur le réseau de transport. En
conséquence, la gestion de l’équilibre du système électrique devient une tâche de plus en plus
complexe.
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De son côté, le secteur de l’eau est fortement influencé par l’essor démographique et écono-
mique que connaît notre planète [11]. Historiquement, l’accès à l’eau potable n’a pas été aussi
facile qu’une simple ouverture de robinet. Les premières civilisations se sont développées et ins-
tallées près de grands fleuves qui étaient considérés comme des sources d’eau potable. Les eaux
souterraines accessibles depuis des puits ont ensuite souvent été utilisées. Avec le développe-
ment des villes et les tensions accrues subies par les sources naturelles, l’homme commença à
penser à d’autres alternatives pour la gestion de l’eau potable afin de gagner du temps, de lutter
contre les maladies et pour améliorer le confort du consommateur. C’est dans ce contexte que les
premiers systèmes de production et de distribution d’eau potable (SPDEP) centralisés sont ap-
parus, au début du 19ème siècle, puis se sont développés partout dans le monde pendant la fin
des années 1980. Cette diffusion des SPDEP, principalement due à l’amélioration de la connais-
sance et au progrès industriel, a considérablement amélioré la qualité et l’espérance de vie des
citoyens. La pénibilité du travail manuel consistant à extraire de l’eau ainsi que les maladies in-
fectieuses et les épidémies mortelles telles que la fièvre jaune ont fortement été réduites [12].
Cependant, la question de la disponibilité des ressources en eau continue d’être posée de nos
jours. En effet, les ressources en eau douce disponibles sur la terre ne sont pas insuffisantes, mais
leurs répartitions et les moyens financiers et technologiques dont dispose chaque pays posent
plusieurs problèmes [13]. Dans les pays pauvres et certains en cours de développement, des pro-
blèmes d’accès et de qualité de l’eau sont rencontrés, généralement causés par des réseaux d’eau
potable défaillants combinés à un environnement très pollué. De plus, certaines zones arides
connaissent un problème global ou saisonnier de la disponibilité des ressources en eau [14]. Selon
le Word Resources Institute, 37 pays dans le monde connaissent actuellement un stress hydrique
très élevé [15]. Aujourd’hui, un certain nombre de désaccords entre États a pour origine l’usage des
ressources transfrontalières [16]. L’eau pourrait alors devenir un enjeu politique et économique
majeur, comparable à ce que fut le pétrole jusqu’à nos jours. Il est ainsi à craindre, dans les années
à venir, des tensions de plus en plus fortes entre les pays ou même, entre les industries les plus
consommatrices. D’un point de vue économique, les coûts relatifs à la gestion des systèmes d’eau
seront amenés à croître en réponse à la croissance de l’urbanisation et aux difficultés d’exploita-
tion que cela pourrait engendrer. Certains pays en voie de développement pourraient ne plus être
en mesure d’assumer ces implications financières. D’autre pays pourraient voir le coût de l’eau
potable augmenter, pouvant créer des tensions intérieures d’ordre social.

Face aux défis de ces deux secteurs, une logique basée sur l’optimisation de la gestion des res-
sources et des réseaux publics de l’eau et de l’électricité s’impose. Cette optimisation est surtout
intéressante dans le contexte d’apparition et de développement de ce que l’on appelle les « ré-
seaux intelligents (smart-grids) ». D’une part, ces réseaux ont contribué au développement des
mécanismes d’efficacité énergétique et des solutions de la flexibilité de la demande en électricité,
permettant d’impliquer explicitement les consommateurs dans la gestion de l’équilibrage du ré-
seau électrique. D’autre part, les SPDEP ont bénéficié du développement des systèmes de contrôle
des équipements et d’acquisition des données, appellés « SCADA systems » (Supervisory Control
And Data Acquisition) qui permettent, grâce à des capteurs répartis dans différents point clés des
réseaux d’eau, de contrôler et d’optimiser le parcours de l’eau depuis les sources de production
jusqu’aux zones de consommation. Cependant, on constate un manque de coopération et de co-
ordination entre les deux secteurs, ce qui a été pointé dans le rapport annuel des Nations Unies
en 2014 [17]. L’industrie de l’eau est actuellement, dans la majorité des cas, gérée indépendam-
ment du fonctionnement du réseau électrique. Les responsables des achats des services de l’eau
concluent généralement des contrats de long-terme avec les fournisseurs d’électricité, avec des
prix souvent fixes durant toute la durée du contrat et indépendamment de l’état global du système
électrique. Chacun de ces secteurs optimise alors son propre fonctionnement : les GRT subissent
les contraintes de la consommation et de la production disponibles à chaque instant pour réali-
ser l’équilibre global du système électrique à moindre coût, tandis que les exploitants des SPDEP
utilisent de l’énergie en fonction de leurs besoins afin d’optimiser le fonctionnement de leurs sys-
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tèmes. Or, ces SPDEP, lorsqu’ils exploitent des ouvrages de stockage d’eau (bâches et réservoirs)
et des systèmes de pompage à vitesse variable, disposent d’une flexibilité souvent utilisée à des
fins de sécurisation des demandes en eau et d’optimisation tarifaire. Il apparaît donc que ces sto-
ckages peuvent être assimilés à des accumulateurs électriques, ce qui permet d’envisager un mode
de gestion où les services de l’eau et de l’électricité interagissent en vue de l’intégration de la flexi-
bilité des SPDEP dans la gestion du réseau électrique. Cette interaction aurait pour bénéfice la
diminution des coûts de production d’électricité et des contraintes d’équilibrage du réseau d’un
côté, et la diminution des coûts énergétiques supportés par les opérateurs des SPDEP de l’autre
côté, dans une stratégie gagnante pour les deux secteurs.

Dans une démarche de continuité de son développement visant la gestion durable des res-
sources et les solutions intelligentes d’exploitation, Suez, et à travers sa filiale Smart Solutions,
a lancé ce projet de recherche en partenariat avec l’Université de Technologie de Compiègne sous
forme de thèse de doctorat, bénéficiant d’un financement CIFRE (Convention Industrielle de For-
mation par la REcherche) accordé par l’ANRT (Association Nationale Recherche Technologie). Le
projet concerne les SPDEP en tant que gros consommateur d’électricité, en leur proposant des ou-
tils aidant à optimiser l’interaction entre les services de l’eau et de l’électricité en France. L’objectif
du projet est de valoriser écologiquement ainsi qu’économiquement la flexibilité dont dispose les
SPDEP sur les différents marchés de flexibilité en France, sous les contraintes réglementaires en
vigueur. Les bénéfices attendus du projet incluent :

• La gestion de l’équilibre offre - demande en électricité : la minimisation de la consomma-
tion d’électricité pour les SPDEP pendant les moments de pointe en France.

• La réduction des prix des marchés de gros de l’électricité : la réduction de la demande en
électricité pendant les moments de pointe, permettant d’éviter les coûts variables des unités
de production supplémentaires pour équilibrer le marché.

• La diminution de l’empreinte carbone : la minimisation du recours aux énergies fossiles,
coûteuses économiquement et écologiquement, pendant les moments de pointe.

• La réduction des coûts d’exploitation pour les services de l’eau : la génération de gains
économiques par les exploitants des SPDEP en participant aux mécanismes de flexibilité du
marché français.

Suez Smart Solutions dispose déjà d’une solution informatique qui permet la supervision et le
contrôle optimisé et en temps réel des systèmes d’eau. À partir de la prévision des demandes en
eau et grâce à un module mathématique intégré, la solution calcule en temps réel le planning op-
timal des marches/ arrêts des ouvrages et des équipements pour satisfaire les demandes en eau
tout en respectant l’ensemble des contraintes d’exploitation à un coût énergie global le plus bas
possible. Les travaux de R&D en cours au sein de l’entreprise incluent majoritairement l’optimisa-
tion de la consommation d’électricité, sans intégrer les aspects liés à la valorisation de la flexibilité
sur les différents marchés. C’est dans ce contexte industriel que ce projet de recherche s’inscrit
afin d’intégrer un nouveau module intitulé « flexibilité » dans les outils actuels de l’entreprise.

Ce mémoire est divisé en trois grandes parties. La première partie comporte une étude biblio-
graphique étendue sur les secteurs de l’électricité et celui de l’eau potable en France. La deuxième
partie présente une preuve de concept quant à la pertinence de la considération des mécanismes
de flexibilité du marché français dans la gestion opérationnelle des SPDEP et du réseau élec-
trique. Cette partie présente différents modèles mathématiques d’optimisation (déterministe, ro-
buste, stochastique, multi-système) permettant de valoriser économiquement et écologiquement
la flexibilié des systèmes d’eau sur les marchés de l’énergie. Les bénéfices économiques, écolo-
giques et opérationnels sont quantifiés en se basant sur trois systèmes d’eau potable réels en
France. Finalement, la troisième partie expose des aspects opérationnels pour l’intégration et la
mise en pratique des travaux de recherche dans les outils actuels de l’entreprise.
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• Partie 1 : Etude bibliographique : chapitres 1 et 2.

• Partie 2 : Preuve de concept, modélisations et études technico-économiques : chapitres 3,
4 et 5.

• Partie 3 : Aspects opérationnels : chapitre 6.

Le chapitre 1 présente une étude bibliographique sur le fonctionnement des marchés libérali-
sés de l’électricité. Les différentes activités liées au secteur de l’électricité sont présentées, de la
production d’électricité à la consommation finale, en passant par le commerce, le transport et la
distribution de l’électricité. Ensuite, la notion de la flexibilité de la demande est expliquée puis
détaillée dans le contexte du marché français.

Le chapitre 2 est consacré à une étude bibliographique générale sur les SPDEP : fonctionnement
opérationnel, réglementation et marchés, etc. Il met ainsi en évidence l’importance de l’optimisa-
tion énergétique et la pertinence de la considération des mécanismes de flexibilité de la demande
pour la gestion des SPDEP.

Le chapitre 3 expose un modèle mathématique d’optimisation dans lequel la flexibilité des SP-
DEP est valorisée sur le marché spot français. Les demandes en eau, la disponibilité des pompes
ainsi que les prix du marché sont supposés connus dans cette première modélisation. Les résul-
tats numériques sont discutés en se basant sur trois systèmes d’eau potables réels en France en
quantifiant les gains économiques pouvant être réalisés.

Dans le chapitre 4, nous proposons d’intégrer les différentes sources d’incertitudes relatives au
fonctionnement des SPDEP et du marché électrique dans le modèle mathématique d’optimisa-
tion : prix, disponiblité des pompes, demandes en eau. Une modélisation ensembliste couplée à
un problème d’optimisation robuste ont été proposés pour aborder l’incertitude sur les demandes
en eau. D’autre part, une modélisation stochastique couplée à un modèle d’optimisation linéaire
en variables mixtes ont été formulés pour modéliser les incertitudes sur les prix du marché ainsi
que la disponibilité des pompes. Les résultats numériques discutés montrent la pertinence de la
considération des incertitudes pour la maitrise des risques opérationnels et financiers relatifs au
fonctionnement du réseau éléctrique et des SPDEP.

Le chapitre 5 est consacré à la démonstration de l’intérêt d’une action conjointe d’un ensemble
de SPDEP, soit à l’échelle locale pour une coopération quant à la valorisation de leurs flexibilités,
soit à l’échelle nationale en estimant le bénéfice écologique cumulé.

Finalement, le chapitre 6 décrit des moyens pratiques proposés pour intégrer les travaux de re-
cherche menés dans les outils actuels de l’entreprise.

Les apports principaux de nos recherches par rapport à la littérature sont :

• Une étude de l’architecture générale des marchés de l’électricité en France, puis la déter-
mination des mécanismes de flexibilité les plus adaptés aux contraintes d’exploitation des
SPDEP.

• Une modélisation des contraintes d’un mécanisme de flexibilité du marché électrique fran-
çais sous forme d’équations linéaires.

• La formalisation et la résolution d’un problème linéaire en variables mixtes, permettant
d’optimiser la participation des SPDEP au mécanisme de flexibilité modélisé.

• La considération et modélisation des différentes sources d’incertitudes relatives à la prise de
décision des SPDEP sur le marché de flexibilité : incertitudes sur les demandes en eau, sur
la disponibilité des pompes et sur les prix du marché.
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• La formulation et la résolution des modèles mathématiques d’optimisation incluant la prise
en compte des différentes sources d’incertitudes modélisées. Un modèle robuste puis un
modèle stochastique ont été proposés. Quelques heuristiques originales ont aussi été pro-
posées pour la résolution numérique et l’évaluation des résultats.

• La considération d’une gestion conjointe de plusieurs systèmes d’eau indépendants hydrau-
liquement (gestion multi-systèmes) afin d’agréger leur flexibilité sur le marché considéré.

• Une quantification des gains économiques et des gains opérationnels relatifs à la participa-
tion des SPDEP au mécanisme de flexibilité considéré.

• Une estimation des bénéfices écologiques en terme de réduction de gaz à effet de serre à
l’échelle de la France, en se basant sur certaines hypothèses.

En termes de valorisation scientifique, les publications suivantes ont été produites dans le cadre
de cette thèse :

• Articles de revues avec comité de lecture :

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. Energy-Efficient
Operation of Water Systems Through the Optimization of Load Power Reductions in
Electricity Markets. Journal of Electronic Science and Technology, 2018, Volume 16 (4),
pp. 304-315.

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. Robust Optimi-
zation of Demand Response Power Bids for Drinking Water Systems. Journal of Applied
Energy, Elsevier, 2019, Volume 238, pp. 1036-1047.

• Actes dans des conférences internationales :

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. Scheduling De-
mand Response on the French Spot Power Market for Water Distribution Systems by Op-
timizing the Pump Scheduling. 13th Workshop on Models and Algorithms for Planning
and Scheduling Problems (MAPSP 2017), pages 172-174, Seeon-Seebruck, Germany,
June 12-16, 2017.

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. A linear program-
ming approach to optimize demand response for water systems under water demands
uncertainties. IEEE 2018 International Conference on Smart Grids and Clean Energy
Technologies, pp. 206-211, 29 May-1 June, Kuala Lumpur, Malaysia, 2018.

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. Optimisation de
la flexibilité énergétique des systèmes d’eau potable sur les marches de l’énergie. Au 19ème
congrès de la société Française de Recherche Opérationnelle et d’aide à la Décision
(ROADEF), 21-23 Février 2018, Lorient.

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. Flexibility of drin-
king water systems : An opportunity to reduce CO2 emissions. 8th International confe-
rence on Energy and Sustainability, Coimbra, Portugal, 3 - 5 July 2019.
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Chapitre 1

Les marchés de l’électricité et la flexibilité
de la demande en France

Ce chapitre décrit le fonctionnement des marchés libéralisés de l’électricité, notamment celui
en France. Le concept de la flexibilité de la demande est ainsi expliqué à travers un état de l’art
détaillé de son développement dans le monde d’abord, puis en France.
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1.1 Fonctionnement général des marchés de l’électricité

1.1.1 Libéralisation du marché

Depuis le début des années 1990, les institutions Européennes ont décidé de libéraliser les mar-
chés de l’électricité et d’ouvrir ainsi le secteur production/fourniture à la concurrence. Une des
conséquences directes de cette libéralisation est la suppression des monopoles d’électricité comme
celui d’EDF (Électricité de France) en France, et l’entrée dans le marché de plusieurs autres four-
nisseurs alternatifs. Les consommateurs peuvent alors choisir librement leurs fournisseurs d’élec-
tricité. Sous l’impulsion de l’union Européenne, la France a mis en œuvre la loi NOME (Nouvelle
Organisation des Marchés de l’Électricité) en 2010 [18] afin d’accélérer le processus de libéralisa-
tion. Cette nouvelle loi a contribué à trois évolutions majeures :

• Elle a rendu le marché plus concurrentiel en obligeant le fournisseur historique EDF à parta-
ger sa rente nucléaire historique avec ses concurrents, dits fournisseurs alternatifs, à un prix
fixé par l’état. Cette loi assure aux fournisseurs alternatifs un droit d’accès régulé à l’énergie
nucléaire historique, dit ARENH, de manière transitoire et limitée en volume à des condi-
tions équivalentes à celles dont bénéficie le fournisseur historique EDF. L’objectif est d’as-
surer une vraie concurrence sur tous les secteurs de clientèle. Ce dispositif impose à EDF de
vendre jusqu’au quart de sa production nucléaire annuelle à ses concurrents, à un prix dit «
prix ARENH». Ce prix était fixé par l’état à 40 €/MWh (Euros par MégaWatt-heure) jusqu’en
2012, puis à 42 €/MWh [19].

• Elle a permis, depuis le premier janvier 2016, la suppression des tarifs réglementés de vente
d’électricité pour les professionnels et les gros consommateurs, anciennement commercia-
lisés par EDF.

• Elle a instauré des obligations supplémentaires pesant sur les fournisseurs alternatifs en
instaurant un mécanisme d’obligation de capacité.

Le passage d’un système régulé à un marché de l’électricité ouvert à la concurrence entraine un
certain nombre de changements dans l’architechture générale des marchés de l’électricité.

1.1.2 Organisation du marché

Le secteur électrique est organisé, dans les marchés électriques libéralisés, autour de six grands
pôles : la production, le transport, la distribution, la consommation, la commercialisation et la
régulation (figure 1.1).

• Production : il s’agit de la production d’électricité à partir d’énergie fossile (gaz naturel,
charbon, pétrole), nucléaire, hydroélectrique, solaire, éolienne ou biomasse. Ce secteur est
ouvert à la concurrence mais reste assez concentré en France : EDF représente près de 77%
de la production totale d’électricité grâce au rôle prépondérant de son parc nucléaire (75%
de sa production totale). Par contre, d’autres entreprises (ENGIE, électricité de grenoble, etc)
disposent de sites de production dans le domaine thermique (fioul, gaz naturel ou charbon),
de l’hydroélectricité ou encore d’autres sources d’énergie renouvelable.

• Transport : consiste à acheminer l’électricité sur les grands axes du réseau électrique au
travers des lignes haute et très haute tension, appelées « autoroutes d’électricité», du lieu de
production au lieu de distribution, et à contrôler l’équilibre global du système électrique. En
France, ce secteur est réglementé et est géré par Réseau Transport d’Electricité (RTE).

• Distribution : consiste à distribuer jusqu’aux clients finaux l’électricité acheminée grâce aux
grandes lignes du réseau de transport, sous moyenne et basse tension. Cette activité est or-
ganisée généralement en monopole par zone géographique. En France, Enedis (ex ERDF) et
les entreprises locales de distribution sont les acteurs en charge de la distribution, sous le
contrôle des collectivités locales organisatrices de la distribution publique d’électricité.
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• Commercialisation (Fourniture) : il s’agit de l’activité de vente d’électricité aux consom-
mateurs finaux. En France, cette activité est ouverte à la concurrence et consiste à vendre
au détail de l’électricité achetée en gros ou produite (si le fournisseur possède lui même des
moyens de production). EDF, Direct Energie, Engie, Alpiq sont des exemples de quelques
fournisseurs du marché français.

• Régulation : il s’agit de l’autorité publique en charge de veiller au bon fonctionnement du
marché (transparence, neutralité), de surveiller les échanges commerciaux sur les marchés
organisés (bourses), de fixer les tarifs de transport et distribution, etc. En France, c’est la
Commission de Régulation de l’Energie (CRE) qui est en charge de cette activité.

• Consommation : c’est le soutirage final d’électricité du réseau de transport ou de distribu-
tion par le consommateur.

Production Transport Distribution Consommation

o Secteur régulé : RTE en France

o Lignes de transport haute et très 
haute tension (400 kV, 220 kV) 
« Autoroutes d’électricité »

o Secteur ouvert à la concurrence : 
EDF, ENGIE, Electricité de 
Grenoble…

Fourniture & 
commercialisation

o Secteur ouvert à la concurrence : 
EDF, ENGIE, Direct-Energie, Alpiq, 
Enercoop…

o Secteur régulé : Enedis et 
quelque ELD en France

o Lignes de transport moyenne 
et basse tension 

Régulation 

o Commission de régulation de l’énergie (CRE): 
surveillance du marché (AMONT)AMONT : Concurrence - marché AVAL : Régulé

Flux physiques (énergie) Flux contractuels

FIGURE 1.1 – Organisation du marché de l’électricité en France

Ces six grands pôles sont fortement liés et forment une chaine électrique, partant des centrales
de production jusqu’aux zones de consommation. Chez certains grands consommateurs indus-
triels, le soutirage d’électricité se fait directement du réseau de transport en haute tension et non
pas du réseau de distribution, comme montré sur la figure 1.1. Le fournisseur historique EDF est
à la fois producteur et fournisseur, puisqu’il dispose de centrales de production d’électricité et dé-
tient aussi des contrats de fourniture auprès des consommateurs. Cependant, il est possible d’être
fournisseur d’électricité sans forcememt être producteur. Dans ce cas, l’intégralité de l’électricité
commercialisée par le fournisseur est achetée en avance sur les marchés de gros.

1.2 Commerce d’électricité et formation des prix sur les marchés

La libéralisation et l’ouverture des marchés de l’électricité à la concurrence a impliqué la né-
cessité de création d’un marché où l’électricité est négociée entre les différents acteurs, avant la
livraison finale au consommateur. Le marché de gros concerne les négociations entre les diffé-
rents acteurs opérant dans le domaine de l’énergie, tandis que le marché de détail concerne les
négociations entre les fournisseurs et les clients finaux directement.
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1.2.1 Marchés de gros

Les marchés de gros désignent les marchés où l’électricité est négociée avant d’être livrée aux
consommateurs à travers les réseaux publics. Les systèmes électriques libéralisés sont organisés
autour d’une séquence de marchés fortement interdépendants et à différents horizons de temps.
Un producteur peut valoriser son électricité sur les marchés à terme (plusieurs jours avant la li-
vraison de l’énergie), sur le marché J-1, dit « marché spot », où l’énergie est négociée entre les
différents acteurs du marché le jour pour le lendemain, ainsi que sur le marché d’ajustement qui
permet d’équilibrer le réseau en temps réel et de compenser les écarts entre la production et la
consommation. Les acteurs du marché de gros de l’électricité sont :

• Les producteurs : vendent leur production d’électricité en fixant le prix de vente, le volume
ainsi que le créneau de la livraison d’électricité.

• Les fournisseurs : achètent de l’électricité pour la commercialiser auprès du consommateur
final en déterminant le prix à payer, le volume souhaité en MWh, ainsi que le créneau de
livraison.

• Les traders : opèrent dans le commerce d’électricité dans un but purement financier (ache-
ter pour revendre plus cher après ou l’inverse). Ils favorisent ainsi la liquidité du marché.

• Les opérateurs d’effacement : vendent de l’électricité non consommée par leurs consom-
mateurs.

Les négociations et les échanges entre ces différents acteurs peuvent se faire de deux façons
différentes :

• sur des marchés organisés, appelés des bourses ;

• de gré à gré via un courtier.

On distingue les marchés spot, dont les produits sont achetés pour une livraison le lendemain,
et les marchés à terme dont les produits sont achetés pour une livraison sur une période future
donnée.

1.2.1.1 Marchés à terme

Les marchés à terme désignent les marchés pour lesquels les négociations se font à une date dé-
terminée pour une livraison physique future d’énergie. Les négociations donnent lieu à un accord
entre deux parties, acheteur et vendeur, pour acheter ou vendre de l’énergie à une date ultérieure
(jours, semaines, mois ou années à venir), à un prix fixé à l’avance et négocié à la date du contrat.
On distingue deux types de contrats pour ces marchés :

• Contrats Forward : la négociation se fait directement entre les deux acteurs.

• Contrats Futurs : la négociation se fait via un marché organisé (bourse). En France, c’est la
bourse EEX (European Energy Exchange) [1] qui gère les transactions pour ces contrats.

Sur les marchés Futurs, les produits peuvent être journaliers, hebdomadaires, mensuels voire
annuels. La figure 1.2 illustre les prix futurs pour l’année suivante (Y+1), observés sur la bourse
d’électricité EEX pour la France, la Belgique, l’Italie et le Royaume-Uni. Par exemple, les transac-
tions effectuées le 23/06/2016 ont aboutit à un prix du marché pour l’année 2017 de 32 €/MWh
pour la France, 33 €/MWh pour la Belgique, 42 €/MWh pour l’Italie et 50 €/MWh pour le Royaume-
Uni. Comme montré sur la figure 1.2, le prix calendaire de l’année 2017 varie en fonction du jour
de négociation. Les marchés à terme sont alors une source d’optimisation du portefeuille financier
des acteurs du marché.
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FIGURE 1.2 – Prix futurs de l’année Y+1 pour la France, la Belgique, l’Italie et le Royaume-Uni (source :
EEX [1])

1.2.1.2 Marché spot

Sur le marché spot, l’énergie est négociée la veille (jour J-1) pour une livraison le lendemain (jour
J). En France, le marché spot est géré par la bourse d’électricité Epex Spot [2]. Chaque jour à midi,
les différents acteurs du marché soumettent des offres et des demandes sur cette bourse pour une
livraison durant l’une des heures de la journée suivante. Les produits spot peuvent être :

• Des produits journaliers caractérisés par une livraison en base (24h/24 et 7j/7), ou en pointe
(livraison de 8h à 20h, du lundi au vendredi). Cela signifie que l’énergie échangée sera livrée
uniformément sur toutes les heures du jour suivant pour le produit base, et uniquement
pendant les heures de pointe du jour suivant pour le produit pointe.

• Des produits demi-horaires, horaires ou par blocs de plusieurs heures : la livraison de l’éner-
gie au jour suivant se fera alors uniquement pendant les créneaux du bloc échangé.

FIGURE 1.3 – Exemple de prix spot horaire pour le marché français (source : Epex Spot [2])

Une fois les offres de vente et d’achat soumises, un prix du marché est fixé par la bourse d’élec-
tricité pour chaque produit spot (horaire, par bloc, journalier), en €/MWh. Sur la figure 1.3 est
montré un exemple du produit spot horaire pour les journées du 01/11/2018 et du 18/11/2018.
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Les prix spot sont généralement élevés en cours de journée, de 07h à 22h avec deux pics remar-
quables pendant la pointe du matin vers 7h, et celle du soir vers 18h, puis descendent après minuit
en atteignant un niveau bas vers 4h du matin.

Le prix du marché est fixé via un modèle mathématique d’optimisation grâce à l’algorithme Eu-
phemia (European Hybrid Electricity Market Integration Algorithm) [20]. Cet algorithme prend en
entrée les offres et les demandes du marché, les contraintes du réseau de transport d’électricité
fournies par les gestionnaires du réseaux de transport (capacités physiques des lignes de trans-
port, indisponibilités de certaines lignes de transport), ainsi que d’autres contraintes relatives aux
règles de commerce d’électricité sur la bourse [20]. L’algorithme Euphemia se base sur le principe
de préseance économique « merit-order principle » des centrales de production, c’est à dire que
les centrales de productions sont appelées par ordre de coût marginal croissant pour respecter la
demande globale. Le prix sur le marché s’aligne alors sur le coût de la dernière centrale appelée
(la plus chère), ce qui correspond en théorie économique en condition de concurrence pure et
parfaite, à la fixation du prix au coût marginal de production. La bourse aggrège les offres et les
demandes pour aboutir au final à une unique courbe d’offre croissante en fonction du volume
d’énergie, et une unique courbe de demande décroissante en fonction du volume d’énergie. Le
prix du marché correspond alors à l’intersection des courbes d’offre et de demande comme mon-
tré sur la figure 1.4. Les énergies renouvelables, par leur intermittence, sont injectées de façon
prioritaire sur le réseau dès lors que leur coût marginal est considéré comme nul. Ils se trouvent
alors en bas de la courbe d’offre. L’énergie nucléaire suit ensuite les productions renouvelables en
raison de son faible coût de production. Finalement, les productions de semi-base (charbon) et
de pointe (gaz, diesel) se trouvent au sommet de la courbe d’offre en raison de leur grand coût
de production. Le prix du MWh sur le marché dépend alors fortement du profil de la demande, et
donc de la manière avec laquelle les centrales de production sont appelées.

Renouvelables

Nucléaire

Charbon

Gaz

Fioul

Prix €/MWh

Energie MWh

Courbe d’offre

Prix du marché

FIGURE 1.4 – Détermination du prix du marché spot par intersection des courbes d’offre et de demande

De façon générale, les fournisseurs, en se basant sur des prévisions de consommation, couvrent
le besoin de leurs clients sur les marchés à terme afin de minimiser les risques liés aux fluctuations
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du marché spot. Ils s’équilibrent en revanche sur le marché spot une fois que les prévisions des
consommations sont mieux estimées, pour vendre l’excédent ou acheter le déficit d’électricité.

1.2.2 Marchés de détail

Les marchés de détail relient le consommateur final aux fournisseurs. Il s’agit des marchés dans
lesquels les fournisseurs commercialisent leurs offres de fourniture d’électricité auprès des clients
finaux. Historiquement, les consommateurs français bénéficiaient des tarifs réglementés de vente
(TRV) proposés par le fournisseur historique EDF sous forme d’offres tarifaires multiples (figure
1.5).

FIGURE 1.5 – Tarifs réglementés de vente d’électricité commercialisés avant 2016

FIGURE 1.6 – Parts des fournisseurs du marché de fourniture français [3]
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Après la mise en place la loi NOME en 2011 visant à réorganiser le marché de l’énergie en France,
les tarifs réglementés vert et jaune ont été supprimés, depuis le 31 décembre 2015. En effet, ces
tarifs étaient assimilés par la commission européenne à des aides de l’état en faveur du fournisseur
historique EDF. Cette supression a permis alors l’apparition de nouvelles offres dites « offres de
marché », fixées librement par chaque fournisseur, favorisant ainsi la concurrence sur le secteur
de fourniture. Comme illustré sur la figure 1.6, la concurrence est très marquée sur les gros sites
industriels qui affichaient un taux de 46% en contrat de marché chez des fournisseurs alternatifs
en 2016. Cependant, le secteur résidentiel reste assez concentré puisque 88% des contrats sont au
tarif régulé (tarif bleu) proposé par EDF.

Le prix de détail est le prix final facturé au consommateur. Il est composé d’une partie liée à
la production et à la commercialisation de l’électricité, d’une deuxième partie relative au coût
d’acheminement d’électricité à travers le réseau de transport et de distribution, et d’une dernière
partie relative aux différentes taxes. La figure 1.7 montre la décomposition de la facture moyenne
d’électricité d’un ménage français.

FIGURE 1.7 – Décomposition de la facture d’électricité pour les ménages français

• Fourniture (Production et commercialisation) : sert à rémunérer le fournisseur et suppor-
ter ses coûts commerciaux ainsi que ses coûts de fourniture d’électricité (ses coûts de pro-
duction si le fournisseur est producteur, sinon ses achats d’électricité sur les marchés de
gros). Les prix sont fixés librement par chaque fournisseur.

• Acheminement : sert à rémunérer les gestionnaires de réseau de Transport (RTE en France)
et de distribution (ENEDIS en France). Il correspond au coût d’acheminement d’électricité
depuis les centrales de production jusqu’aux zones de consommation, ainsi qu’au coût de
l’équilibrage du réseau. En France, il est fixé par le Tarif d’Utilisation des Réseaux Publics
d’Electricité (TURPE). Sa formule de calcul est réévaluée tous les quatre ans environ et ses
prix évoluent tous les ans après un calcul établi par la CRE.

• Taxes [21] :

— La contribution Tarifaire d’Acheminement CTA : permet de financer les droits spéci-
fiques relatifs à l’assurance vieillesse des personnels relevant du régime des industries
électriques et gazières.

— La contribution au service public de l’électricité CSPE : permet d’alimenter un compte
spécial intitulé « Transition Energétique » qui sert à financer les politiques de soutien
aux énergies renouvelables. Son prix est fixé, à partir du 1er janvier 2016, à 22.5 €/MWh.

— Les taxes sur la consommation finale d’électricité TCFE : elles sont définies pour chaque
commune et chaque département. Elles dépendent de la puissance souscrite et d’un
coefficient multiplicateur fixé et voté avant le 1er octobre de chaque année par le conseil
municipal pour l’année suivante.

— La taxe sur la valeur ajoutée TVA .
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Détérminé par le TURPE, le prix d’acheminement est non négociable et dépend de la puissance
du compteur électrique, du type de raccordement (Haute tension, basse tension), ainsi que du
soutirage physique d’électricité pendant les différentes heures d’une journée. Cinq classes tem-
porelles sont distinguées par les gestionnaires du réseau, classées ci-dessous par ordre de prix
décroissant :

• Pointe : Il s’agit des heures de 09h à 11h et de 18h à 20h des mois de décembre, janvier et
février.

• Heures Pleines Saison Haute : Il s’agit des heures pleines, de 07h à 23h des jours ouvrés des
mois novembre - mars.

• Heures Creuses Saison Haute : Il s’agit des heures creuses, de 23h à 07h des jours ouvrés des
mois novembre - mars.

• Heures Pleines Saison Basse : Il s’agit des heures pleines, de 07h à 23h des jours ouvrés des
mois avril - novembre.

• Heures Creuses Saison Basse : Il s’agit des heures creuses, de 23h à 07h des jours ouvrés des
mois avril - novembre.

Pour le prix de fourniture, trois types d’options s’offrent généralement aux consommateurs :

• Offres à prix fixe : ce sont des offres avec des prix fixes durant toute la période du contrat.
Le prix peut être uniforme sur toutes les heures de la journée, ou bien un prix différent entre
les heures pleines et les heures creuses (option HP/HC).

• Offres à prix indexé : ce sont des offres avec des prix indexés, soit par les tarifs réglemen-
tés de vente (un changement dans les prix réglementés induira un changement du prix de
fourniture), ou par le prix de l’ARENH.

• Offres composées : ce sont des offres destinées plutôt aux gros consommateurs d’électri-
cité. Certains fournisseurs leur offrent des tarifications spécifiques pour optimiser leur por-
tefeuille. Par exemple, l’offre peut être à des prix indexés sur les prix du marché spot.

1.3 Le transport d’électricité et l’équilibrage du réseau

1.3.1 Importance et enjeux

La grande particularité de l’énergie électrique réside dans sa difficulté à être stockée efficace-
ment. Cette difficulté exige alors un équilibre continu entre la production et la consommation.
Une fois produite, l’électricité doit être acheminée sur l’ensemble du réseau de transport et de dis-
tribution en quantité suffisante et aux bons endroits, quels que soient les aléas. Ceci relève de la
compétence du gestionnaire du réseau de transport (GRT) qui doit s’assurer, à chaque instant, de
l’équilibre entre l’offre et la demande. En France, c’est RTE qui occupe ce poste grâce à son centre
national d’exploitation système, appelé « dispatching national ». Les GRT réalisent, à l’aide d’outils
statistiques, des prévisions de consommation allant du long terme (horizon pluriannuel) jusqu’au
très court-terme (infra-journalier) en passant par le court-terme (hebdomadaire ou J pour J+1),
afin d’anticiper la gestion du réseau (figure 1.8).

La France dispose de plus de 105 961 km de lignes de transport et de distribution et est considé-
rée comme étant l’un des plus grands réseaux éléctriques en Europe [22] . Le transport d’électricité
se fait en très haute tension (400 000 et 225 000 volts) pour minimiser les pertes d’électricité sous
forme de chaleur par effet Joule. Les lignes à 150 000 volts, 90 000 volts et 63 000 volts sont destinées
à la répartition régionale.
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FIGURE 1.8 – Consommation prévisionnelle en J-1 et consommation ajustée en J (source : RTE)

L’indicateur permettant d’estimer l’état d’équilibre global du système électrique s’appelle « fré-
quence du réseau », qui est aux alentours de 50 Hertz (Hz) en Europe [23]. Les dispatcheurs sont
très attentifs à la valeur de la fréquence, dont une chute ou une hausse importante est de nature à
constituer un danger pour la sûreté du système. Cependant, puisque la consommation d’électri-
cité change en permanence, la fréquence du réseau varie continuellement.

1.3.2 Mécanismes d’équilibrage du réseau

Quand la production est inférieure à la consommation, la fréquence du réseau baisse par rap-
port à sa valeur de référence de 50 Hz. Dans l’autre cas, la fréquence du réseau augmente. Afin de
maintenir la fréquence du réseau autour de 50 Hz, des capacités d’ajustement rapides doivent être
mobilisables à chaque moment afin d’anticiper les éventuelles défaillances soudaines des moyens
de production et de corriger les erreurs de prévisions initiales de consommation. RTE dispose de
trois mécanismes de réserves permettant l’équilibre continue entre la production et la consom-
mation (figure 1.9) :

• Réserve primaire RP : il s’agit du premier mécanisme de correction et est assuré par un
régulateur de vitesse qui mobilise une puissance de réserve pour augmenter la vitesse de
rotation des turbines. Elle est déclenchée en 15 à 30 secondes dès que la fréquence diminue.
Le système français contribue à hauteur de 540 MW environ [4] : tous les nouveaux groupes
de production de plus de 120 MW connectés au réseau de transport français doivent réser-
ver une partie de leur puissance pour la réserve primaire. Depuis janvier 2017, la réserve
primaire est constituée en France par un appel d’offre hebdomadaire mené conjointement
par RTE et ses homologues allemands, autrichiens, belges, néerlandais et suisses.

• Réserve secondaire RS : déclenchable automatiquement en 400 secondes après rupture de
l’équilibre, elle permet de fournir une réponse en fréquence en cas de non suffisance de
la réserve primaire. La France dispose d’une réserve secondaire de 500 à 1 180 MW [4] et
tous les producteurs opérant des groupes de production de plus de 120 MW en France ont
l’obligation d’y participer.

• Réserve tertiaire RT : ouverte à tous les producteurs et consommateurs français, ainsi que
certains étrangers, sous certaines conditions [24]. L’activation de cette réserve se fait ma-
nuellement (contrairement à la RP et la RS), par appels téléphoniques. Elle est utilisée pour
compléter la réserve secondaire quand elle n’est pas suffisante pour faire face à un certain
déséquilibre du réseau électrique.
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FIGURE 1.9 – Fonctionnement des réserves pour établir l’équilibre production/consommation (source :
CRE [4] )

1.3.3 Responsable d’équilibre

Afin de pouvoir accéder aux différentes activés sur les marchés de l’électricité, le statut de «
responsable d’équilibre (RE)» doit être acquis au préalable auprès de RTE [25]. Le RE constitue son
périmètre d’équilibre, composé des moyens d’injection et des élements de soutirage d’énergie qui
lui sont rattachés. En d’autres termes, le périmètre d’équilibre est constitué :

• d’éléments physiques constitués par les sites de production et de consommation raccordés
au réseau public de transport.

• d’éléments déclaratifs constitués par toutes les transactions réalisées sur le marché de l’élec-
tricité : échanges entre acteurs, activités sur la bourse, imports-exports, etc.

Le RE s’engage auprès de RTE à compenser financièrement les écarts (injection-soutirage) né-
gatifs constatés à posteriori dans son périmètre d’équilibre. Les écarts positifs sont compensés
financièrement par RTE au RE. Cette activité a été mise en place afin d’inciter tous les acteurs
du marché à s’équilibrer physiquement : énergie fournie = énergie consommée. Par exemple, si
un fournisseur fournit moins d’énergie que ce que ses clients ont consommé pendant une heure
donnée, RTE lui facture la différence à un prix appelé prix de réglement des écarts. Inversement,
si un fournisseur fournit plus d’énergie que ce que ses clients ont consommé pendant un créneau
horaire donné, RTE lui compense financièrement la différence. La formule de calcul du prix de
réglement des écarts sera explicitée dans le chapitre 4 .

1.3.4 Interconnexions transfrontalières

La France, comme les autres pays européens, dispose des lignes de transport d’électricité en
provenance et à destination des pays voisins. Ces lignes sont appelées « Interconnexions trans-
frontalières» et permettent aux pays voisins d’échanger en permanence de l’énergie entre eux. La
figure 1.10 montre les interconnexions électriques disponibles aux frontières de la France. Les ca-
pacités physiques en Mégawatt (MW) des interconnexions françaises sont résumées sur la figure
1.10a. En 2017, la France a exporté 74 TWh et a importé 35,6 TWh des pays voisins [26] comme
montré sur la figure 1.10b. Historiquement, la France a souvent conservé le statut exportateur net
vers tous les pays voisins, sauf la zone centre-ouest Europe (CWE) aux frontières avec la Belgique
et l’Allemagne [26].
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(a) Capacités physiques d’échange électrique
en MW (source : RTE)

(b) Bilan d’échanges d’électricité pour l’année
2017 [26]

FIGURE 1.10 – Les interconnexions électriques aux frontières de la France

Les interconnexions transfrontalières sont très bénéfiques puisqu’elles permettent d’optimiser
le rendement global du système électrique européen. Les arbitrages économiques réalisés via les
marchés de gros, grâce au mécanisme de couplage des marchés, permet de minimiser les coûts
de production puisque cela permet de mobiliser la ressource disponible la plus compétitive. Par
exemple, une production allemande peut, si la capacité transfrontalière disponible est suffisante,
équilibrer le marché français si son coût est inférieur à celui de l’unité de production française
nécessaire à l’équilibrage du marché. De plus, les interconnexions permettent de minimiser les
risques relatifs aux aléas des moyens de production et de consommation. Elles permettent ainsi
une assistance mutuelle entre les systèmes électriques si le besoin se présente.

1.4 La flexibilité de la demande

Le secteur électrique connaît une mutation profonde touchant à la fois l’offre et la demande.
D’une part, les énergies renouvelables se développement massivement afin d’assurer une indé-
pendance énergétique durable des pays. D’autre part, le monde connaît une augmentation rapide
de la consommation d’électricité suite au développement de nouveaux usages de celle-ci comme
les voitures électriques [27]. Compte tenu de la faible capacité de stockage d’électricité, le réseau
électrique devrait faire face aux périodes de pointe et de creux de consommation, tout en main-
tenant une fréquence continue autour de 50 Hz. En effet, un léger déséquilibre entre la produc-
tion et la consommation peut entrainer des conséquences allant jusqu’à des délestages, voire des
blackouts électriques. Pendant les crises de la Californie en 2000, des délestages électriques ont
eu lieu par manque d’une capacité de 300 MW dans un système de 50 000 MW [10]. Face à ces
contraintes, la croissance de la part des énergies renouvelables dans le mix énergétique pose la
question de leur intégration dans les réseaux. En effet, ces énergies sont intermittentes, c’est-à-
dire qu’elles sont produites de façon très variable en fonction des conditions météorologiques.
Elles génèrent par conséquent des instabilités sur le réseau, ce qui rend l’exercice de l’équilibrage
du système électrique de plus en plus complexe. Afin de répondre au défi de l’intermittence des
énergies renouvelables, quatre solutions peuvent être envisagées :

• Stockage d’électricité : cette solution n’est pas encore très mature en plus de son coût rela-
tivement important.

• Renforcement du réseau électrique et des interconnexions transfrontalières : cette solu-
tion est très coûteuse économiquement.
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• Compensation par le thermique à combustible fossiles : cette solution n’est pas écolo-
gique. Par conséquent, de nombreux pays s’y opposent.

• Flexibilité de la demande : cette solution peut s’avérer efficace si elle est bien exploitée.

Dans la suite de ce chapitre, la notion de la flexibilité de la demande sera expliquée tout en
montrant le degré de maturité de la filière dans le monde, et plus particulièrement en France.

1.4.1 Définition et développement dans le monde

Face aux évolutions majeures du secteur de l’électricité dans le monde, la maitrise de la consom-
mation électrique devient une problématique de plus en plus importante dans nos sociétés. La
flexibilité de la demande, appelée aussi gestion active de la demande en électricité, consiste à
adapter la consommation électrique d’un consommateur en réponse à un signal extérieur (signal
tarifaire, sollicitation d’un opérateur), afin de répondre à des besoins ponctuels du système élec-
trique. Cette notion de flexibilité a été utilisée pour la première fois pendant les années 1970 et
porte le nom anglais « Demand Response (DR)», ou encore « Demand Side Management (DSM)».
La gestion active de la demande représente un levier supplémentaire par rapport aux leviers clas-
siques de gestion de l’équilibre production/consommation, et aussi par rapport aux leviers d’op-
timisation qui sont la flexibilité des moyens de production thermique et hydraulique. Il s’agit
d’adapter la consommation à la production disponible, en consommant moins aux périodes de
pointe (ajustement à la hausse, effacement de consommation), et en consommant plus aux pé-
riodes creuses (ajustement à la baisse).

kW

12:00 18:00 22:00 12:00

NOTIFIER REPONDRE
(EFFACEMENT)

RESTAURER

1 200

1 000

800

600

Consommation effective Consommation de base

Temps

FIGURE 1.11 – Exemple de sollicitation et de réalisation d’un effacement de consommation

L’effacement de consommation est le levier le plus important et le plus utilisé dans la flexibilité
de la demande, aussi appelé ajustement à la hausse. Il consiste en une réduction d’une partie ou
de la totalité de la consommation énergétique durant une durée bien déterminée suite à un signal
extérieur, comme illustré sur la figure 1.11 . On distingue l’effacement diffus qui concerne les petits
sites de consommation (ménages et petites entreprises), et l’effacement industriel qui concerne
les sites industriels. L’effacement a pour principal objectif de maîtriser les pointes de consom-
mation en modulant la courbe de charge en faveur du système électrique [28]. Il favorise aussi la
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sobriété énergétique en minimisant le recours aux productions thermiques, coûteuses économi-
quement et écologiquement par leurs émissions de CO2. Par exemple, pendant les moments de
pointe de consommation, une réduction de la consommation peut éviter la production d’unités
d’énergies fossiles supplémentaires pour équilibrer l’offre et la demande sur le marché. Un autre
avantage important des effacements est d’éviter des investissements supplémentaires dans des
moyens de production de pointe.

Depuis quelques années, un nouvel acteur est apparu dans les marchés de l’énergie afin de fa-
ciliter la gestion du réseau électrique pendant les moments critiques : l’opérateur d’effacement.
Cet opérateur peut être le consommateur lui-même, ou un opérateur tiers jouant le rôle d’inter-
médiaire en agrégeant la flexibilité d’un portefeuille de clients [29]. Il existe différentes catégories
d’opérateurs d’effacement jouant ce rôle d’intermédiaire : opérateurs d’effacement indépendants
(entreprises dont l’effacement est l’activité principale) et opérateurs d’effacement également four-
nisseurs et/ou producteurs. Cet opérateur réalise des transactions sur les marchés de gros de
l’électricité afin de vendre l’énergie effacée par ses clients, sous les contraintes réglementaires du
pays concerné.

FIGURE 1.12 – Développement des effacements en Europe (source : Smart Energy Demand Coalition
2017 [5] )

Le degré de développement de la filière de la flexibilité de la demande est très variable en fonc-
tion des pays et des réglementations en vigueur. Comme illustré sur la figure 1.12, La France est
considérée comme étant l’un des seuls pays européens, avec la Suisse, ayant ouvert l’intégralité
de ses marchés aux effacements de consommation [5]. Ces pays sont considérés comme des ré-
férences dans le domaine de la flexibilité de la demande. D’autres pays tels que la Belgique, le
Royaume-Uni ou encore les Pays-Bas, disposent d’un cadre réglementaire permettant aux méca-
nismes d’effacement d’être actifs sur le plan commercial. D’autre part, l’Espagne et l’Italie sont des
pays qui se heurtent à d’importants obstacles réglementaires [30]. En Espagne, les effacements
n’ont accès à aucun marché et constituent donc une source de flexibilité «illégale». Il n’existe en
Espagne que des programmes de contrôle de charge directement gérés de manière centralisée par
le GRT espagnol. Ces programmes de charge interruptible ne permettent pas l’agrégation et sont
uniquement réservés aux gros consommateurs industriels.
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Dans le monde, le marché des Etats-Unis est considéré comme étant le plus developpé, sur-
tout après la mise en place du marché de capacité aux débuts des années 2000 [6]. Contrairement
aux pays Européens, les États-Unis sont divisés en plusieurs marchés de l’énergie. La figure 1.13
montre le potentiel des effacements en Mégawatt dans six marchés Américains. La plupart de ces
marchés proposent un cadre réglementaire favorable à la concurrence et au développement des
opérateurs d’effacement (entreprises) dont on cite quelques noms : EnerNOC, Comverge, CPower,
Honeywell, etc. Généralement, deux grands modèles de tarification sont proposés par les opéra-
teurs d’effacement américains afin d’encourager leurs clients à s’effacer pendant les moments
critiques sur le réseau électrique :

• Time-Based DR : une offre de fourniture (tarification) variable au cours de la journée, avec
des prix élevés pendant les périodes de pointe (en été surtout), et des prix bas pendant les
heures creuses.

• Incentive-Based DR : une offre proposée par les opérateurs d’effacement, dans laquelle ils
compensent financièrement les clients s’étant effacés après sollicitation.

Ces modèles de tarification permettent aux fournisseurs et aux opérateurs d’effacement indé-
pendants aux Etats-Unis d’impliquer un maximum de consommateurs dans la gestion opération-
nelle du système électrique et font alors du pays une référence dans le domaine de la gestion active
de la demande.

FIGURE 1.13 – Développement de l’effacement aux Etats-Unis d’Amérique (source : GTM Research [6])

Historiquement, les effacements ont existé depuis longtemps en France via des incitations tari-
faires proposées par le fournisseur historique EDF, appelés tarifs EJP (Effacement Jour de Pointe).
Cependant, en raison de l’importance des effacements pour la réussite de la transition énergétique
française, de nombreux soutiens supplémentaires ont été réalisés pour permettre le décollage de
cette filière. En effet, la France est un pays très thermo-sensible, c’est à dire que la consommation
d’électricité en France est très liée à la température pendant les périodes hivernales en raison de
la présence massive du chauffage électrique. Selon RTE, une baisse d’un degré Celsius de tempé-
rature en hiver implique une augmentation de 2 300 MW de la demande en électricité [31] (figure
1.14). La récente pointe de consommation du 08 février 2012, pendant laquelle la consommation
française a atteint un niveau historique record à l’échelle européenne de 102 GWh à 19h, a mis en
évidence le besoin de disposer d’un cadre de marché incitant au développement des effacements
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de consommation. Le retour d’expérience de la vague de froid de 2012, publié par RTE, a mis en
évidence trois points particulièrement intéressants :

• Des prix élevés : les prix enregistrés par Epex Spot étaient en moyenne de 150 €/MWh pen-
dant la semaine de la vague de froid [2]. Le 9 février, les prix ont été en moyenne de 369
€/MWh avec un pic à 2 000 €/MWh. Or, les semaines précédentes et suivantes, le prix de
l’électricité était inférieur à 60 €/MWh. Economiquement, les fournisseurs auraient intérêt
à activer des effacements pour ne pas payer un prix de l’électricité très élevé pendant la
vague de froid.

• Une production insuffisante : le parc électrique français a été très fortement sollicité. Le
solde importateur de la France a largement augmenté, conduisant à la sollicitation de moyens
de production thermique à combustible fossile étrangers.

• Des effacements très limités : très peu d’effacements ont été activés.

FIGURE 1.14 – Illustration de la thermo-sensibilité de la consommation française

Si des effacements avaient été activés pendant la vague de froid, le prix du marché, les tensions
sur les moyens de production et sur les lignes de transport, ainsi que les importations des pays
voisins auraient diminué. L’exemple de cette vague de froid a donc permis aux différents acteurs
du marché français ainsi qu’à l’autorité de régulation de développer un cadre réglementaire dans
lequel les effacements seraient encouragés. Depuis l’année 2013, les opérateurs d’effacement sont
en concurrence avec les fournisseurs pour valoriser la flexibilité des consommateurs français. Ils
peuvent donc réaliser des effacements sans accord préalable des fournisseurs des sites effacés
conformément à ce qui a été inscrit dans la loi n° 2013-312 du 15 avril 2013, dite loi « Brottes
» [32]. Cette opportunité offerte aux opérateurs d’effacement a été accompagnée d’un travail de
régulation important pour bien définir les règles ainsi que les modalités quant aux échanges de
flux financiers et énergétiques entre différents acteurs du marché. En France, deux types de mé-
canismes existent actuellement pour valoriser la flexibilité d’un consommateur : des mécanismes
avec engagement de disponibilité sur une période donnée, dits mécanismes de valorisation de
la capacité d’effacement, et d’autres sans engagement de disponibilité, appelés mécanismes de
valorisation de l’énergie effacée.
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1.4.2 Mécanismes de valorisation des effacements en France

1.4.2.1 Mécanismes de valorisation de la capacité

Ce type de mécanismes consiste à mettre à disposition du gestionnaire de réseau de trans-
port RTE une puissance flexible pouvant être activée à tout instant en fonction du type du mé-
canisme. Il s’agit d’une garantie financière de disponibilité en cas de besoin et RTE rémunère les
acteurs pour cette disponibilité puisqu’elle contribue à diminuer le risque de défaillance du sys-
tème électrique. Ces mécanismes ont une valeur d’assurance au système aux moments de pointe
tout comme les centrales thermiques et permettent d’assurer que le système dispose de suffisam-
ment de capacité pour couvrir la pointe de consommation. À long terme, ils contribuent à la sécu-
rité d’approvisionnement du système électrique. Concrètement, il s’agit de rendre disponible sa
capacité d’effacement sur les marchés de l’électricité. En d’autres termes, cela consiste à déposer
tous les jours des offres de vente d’énergie d’effacement correspondant à la puissance et les pé-
riodes contractualisées, sur les marchés de l’énergie. Le consommateur est alors rémunéré pour sa
capacité d’effacement, en euros par Mégawatt (€/MW) en fonction de la puissance qu’il s’engage
à rendre disponible sur les marchés. De plus, si l’offre déposée est acceptée sur un des marchés, le
consommateur doit livrer physiquement l’énergie effacée en baissant son soutirage d’électricité.
Il est dans ce dernier cas doublement rémunéré (capacité + énergie) pour l’effacement réalisé.

La réserve tertiaire :

Comme expliqué dans la section 1.3.2 sur l’équilibrage du réseau, les réserves primaire et secon-
daire sont activées directement en quelques secondes après rupture de l’équilibre physique entre
la production et la consommation. Néanmoins, ces réserves peuvent ne pas suffire pour résoudre
les déséquilibres, RTE fait appel alors à la réserve tertiaire. La réserve tertiaire est constituée des ré-
serves rapide (RR), complémentaire (RC) et du mécanisme d’ajustement (MA). Après un aléa, RTE
doit être en mesure de rétablir les échanges de sa zone de réglage en moins de 15 minutes. Ces ré-
serves doivent alors pouvoir couvrir l’aléa consistant en la perte du plus gros groupe de production
qui peut être couplé au réseau, soit 1 500 MW : 1 000 MW de réserve rapide et 500 MW de réserve
complémentaire. Chaque fin d’année, un appel d’offre est organisé par RTE pour constituer les 1
500 MW de réserves pour la prochaine année, et toutes les offres sont en concurrence (produc-
tion, effacement). Les acteurs sélectionnés à l’issue de l’appel d’offre s’engagent à déposer, tous
les jours, des offres sur les marchés de l’énergie correspondant à ce qu’ils ont contractualisé. Les
contraintes de ces deux réserves sont les suivantes :

• la RR doit être activable en moins de 13 minutes après rupture d’équilibre physique et appel
téléphonique d’un dispatcheur de RTE.

• la RC doit être activable en moins de 30 min après rupture d’équilibre physique et appel
téléphonique d’un dispatcheur de RTE.

Les effacements peuvent être valorisés sur la RR et la RC, via un opérateur d’effacement, en ré-
pondant à l’appel d’offre de RTE en fin de chaque année. En 2017, parmi les 1 500 MW de réserves
contractualisées, plus de 480 MW étaient mis à disposition par des capacités d’effacement [33].
Pour la première fois, des capacités d’effacement diffus ont contribué à la réserve rapide en 2017.

Le marché de capacité :

Dans tous les marchés électriques libéralisés, les moyens de production de pointe font face à des
problèmes de rentabilité financière. En effet, les moyens de pointe ne sont activés que quelques
heures par an quand la demande est grande et que la sécurité du système électrique est mise en
péril. Cependant, le marché de l’énergie ne semble pas bien rémunérer ces moyens de production
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par rapport à leur coût d’investissement et plusieurs producteurs préfèrent ne pas investir dans de
tels moyens . C’est ce que l’on appelle le problème du «missing money» [34] dans un marché pure-
ment énergétique [35]. En effet et comme montré sur la figure 1.15, le prix du marché de l’énergie
est déterminé par le coût marginal de la dernière centrale appelée pour établir l’équilibre offre de-
mande en électricité (O = D). Les centrales produisant à un coût inférieur à ce prix génèrent une
marge sur leur coût variable, appelée surplus producteur, qui servira à amortir les coûts d’inves-
tissement et de maintenance de ces centrales. Or, pendant les quelques jours de pointe de l’année,
la courbe de la demande D se décale vers la droite et d’autres moyens de production sont appelés
pour faire face à cette demande. Le prix du marché s’alignera alors sur la dernière centrale appelée
(la plus chère) ce qui n’engendrera qu’une faible, voire aucune marge pour cette centrale.

FIGURE 1.15 – Illustration du problème de missing money

Pour résoudre ce problème de missing money, plusieurs pays au monde ont mis en place un mé-
canisme de capacité où l’on valorise aussi les moyens de production pour leur disponibilité [36].
Ceci signifie que le simple fait de l’existance du moyen de production et sa disponibilité au cas de
besoin lui permettra d’être rémunéré. Le mécanisme de capacité inclut aussi les capacités d’effa-
cement, vues comme des centrales de pointe, et rémunérées de la même manière que les capacités
de production.

Le mécanisme de capacité français est entré en vigueur le premier janvier 2017 grâce à la loi
NOME. Ce mécanisme oblige chaque fournisseur d’électricité à détenir des garanties de capa-
cité sur la base de la consommation moyenne en électricité de ses clients pendant les moments
de pointe hivernale. Ces garanties peuvent être achetées auprès des producteurs d’électricité ou
d’opérateurs d’effacement. Le mécanisme fait ainsi apparaitre deux types d’acteurs : les acteurs
obligés (fournisseurs) et les exploitants de capacité (producteurs + opérateurs d’effacement). Les
exploitants de capacité se font certifier leurs moyens de production et d’effacements par RTE via
des certificats de capacité, qu’ils peuvent ainsi vendre aux acteurs obligés lors des sessions d’en-
chères organisés par la bourse Epex Spot. RTE distingue deux types de période de pointe selon les
acteurs obligés ou les exploitants :

• Jours PP1 : période durant laquelle les fournisseurs doivent prouver qu’ils peuvent couvrir la
pointe de consommation de leurs clients. Ce sont 10 à 15 jours par an de plus forte consom-
mation, situés entre le 1er novembre et le 31 mars de chaque année, de 7h à 15h puis de
18h à 20h. RTE signale la veille pour le lendemain les jours PP1 et effectue à posteriori les
contrôles sur la base des consommations réelles pour vérifier que les fournisseurs disposent
de garanties nécessaires à la consommation de leurs clients.

• Jours PP2 : période pendant laquelle les exploitants de capacité s’engagent sur la disponibi-
lité de leurs moyens pour couvrir la période de pointe PP1. C’est une période de 10 à 25 jours
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par an entre le 1er novembre et le 31 mars de chaque année. PP2 comprend au moins tous
les jours PP1. Pendant les jours PP2, les opérateurs d’effacement ayant certifié et vendu des
certificats de capacité doivent rendre disponible leur capacités d’effacement sur les marchés
de l’énergie (déposer des offres de vente).

Depuis le premier janvier 2017, chaque consommateur d’électricité supporte le coût d’obliga-
tion de capacité de son fournisseur. Le prix de l’énergie pendant les jours PP1 est alors majoré
par le prix de l’obligation de capacité, qui dépend du prix de capacité sur le marché organisé. La
première session d’enchères en France a eu lieu le 14 décembre 2016 pour une mise à disposition
de la capacité en 2017. La session a été organisée par Epex Spot et a permis d’établir le prix de
référence marché PRM à 9 999.8 €/MW.

1.4.2.2 Mécanismes de valorisation de l’énergie

Contrairement aux mécanismes de capacité où il faut juste s’engager à être disponible pendant
une période déterminée en cas de besoin, les mécanismes de valorisation de l’énergie permettent
de livrer physiquement l’énergie effacée en la valorisant sur les marchés de l’énergie, via un opé-
rateur d’effacement. Le consommateur est alors rémunéré par le marché pour l’énergie vendue en
€/ MWh. L’effacement permet de ne pas produire le volume d’électricité additionnel qui aurait été
nécessaire pour équilibrer offre et demande sur le marché, et contribue également au maintien
d’un prix de l’énergie compétitif (en évitant les coûts variables associés à la production du volume
additionnel d’électricité).

Opérateur d’effacement

Consommateur

Marché de l’électricitéFournisseur d’électricité

Prix du marché

Bloc d’effacement

Injection 
d’électricité

Compensation

Flux énergétiques MWh

Flux Financiers  €

Ordre   d’effacement

Transfert de blocs d’effacement

FIGURE 1.16 – Transfert des flux financiers et énergétiques pour un effacement valorisé sur les marchés de
l’énergie

La France est le premier pays européen autorisant les consommateurs à valoriser leurs efface-
ments en faisant appel à un opérateur d’effacement, sans obtenir un accord préalable de leurs
fournisseurs. Aucune négociation n’est donc nécessaire entre fournisseurs et opérateurs d’effa-
cement puisque la réglementation française les met en concurrence. Cependant et pour assurer
cette absence d’accord pour la réalisation des effacements, les opérateurs d’effacement doivent
s’acquitter d’un « versement » financier au bénéfice du fournisseur du site effacé, appelé compen-
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sation (figure 1.16), représentant la part « énergie » du prix de fourniture du site de consommation
effacé.

Compensation du fournisseur (Versement) :

La valorisation des effacements sur les marchés de l’énergie donne lieu à un versement de l’opé-
rateur d’effacement vers les fournisseurs d’électricité des sites effacés. En effet, ce versement est
obligatoire pour le bon déroulement du processus. L’histoire de ce versement remonte à 2009 suite
à un conflit opposant Voltalis, opérateur d’effacement diffus, à EDF. Voltalis avait proposé d’ins-
taller gratuitement à ses clients résidentiels, qui sont des consommateurs d’électricité, un boîtier
électronique commandé à distance qui coupe certains appareils électriques aux moments de me-
nace de déséquilibre électrique, pendant des petites durées de l’ordre de 15 minutes et sans impact
majeur sur le confort du consommateur. Ce dispositif était séduisant aux yeux de RTE puisqu’il
permettait de rendre disponible une quantité d’électricité suffisamment importante pour la ges-
tion de l’équilibre du réseau électrique. Cependant, ceci ne plaisait en aucun cas à EDF qui voyait
sa production valorisée par un autre fournisseur. En effet, le conflit a commencé quand Voltalis
a essayé de faire reconnaitre l’effacement diffus et de le valoriser financièrement auprès de RTE
dans le cadre du mécanisme d’ajustement. Or, les fournisseurs estiment que les agrégateurs d’ef-
facement doivent compenser financièrement les fournisseurs pour l’électricité qu’ils injectent sur
le réseau sans aucune valorisation financière, chose que contestait Voltalis en considérant que
l’opérateur d’effacement n’a pas à payer pour une fourniture d’énergie qui a été effacée.

En effet, dès qu’il y’a un effacement de consommation, l’énergie effacée est directement consom-
mée ailleurs. Pour bien comprendre ceci, nous prenons un exemple simple sur lequel nous al-
lons poursuivre nos raisonnements.Pour un jour donné, EDF et un fournisseur X estiment que la
consommation de leurs clients est de 20 MW. À un moment et suite à une baisse soudaine de la
température, les clients du fournisseur X consomment 30 MW, mais pas les clients d’EDF dispo-
sant d’un boitier permettant de lisser leur demande. RTE procède alors au transfert des 10 MW
que les clients d’EDF ont évité de consommer, vers ceux du fournisseur X pour l’équilibrage du
réseau, sans avoir besoin de produire plus par d’autres centrales. Le problème est que les clients
d’EDF ne lui paient plus que 10 MW alors que ceux du fournisseur X payent 30 MW. La question est
la suivante : qui paye à EDF la différence, soit les 10 MW : le fournisseur X, Voltalis ou RTE ? Pour
répondre à la question, RTE avait sollicité dans un premier lieu la CRE pour clarifier les règles.
Cette dernière publia une délibération le 09 Juillet 2009 où elle justifiait la pertinence d’un verse-
ment des opérateurs d’effacement vers les fournisseurs des sites effacés. Le raisonnement de la
CRE était assez simple et économiquement pertinent : si le fournisseur en défaut X doit payer le
fournisseur effacé EDF, alors le fournisseur en défaut devrait non pas seulement payer la péna-
lité d’ajustement à RTE (intégrant la valeur de l’électricité pour le déséquilibre sur son périmètre)
pour les 10 MW qu’il lui a transféré, mais aussi le coût de la rémunération de EDF. Cette option ne
respectait alors pas le critère de préséance économique sur lequel se base le mécanisme d’ajuste-
ment puisqu’il générera un coût supplémentaire pour le fournisseur X. L’opérateur d’effacement
doit alors rémunérer EDF pour l’énergie injectée.

Face à l’argumentation technique de la CRE, Voltalis a déplacé le débat au plan politique, mé-
diatique ainsi que juridique en sollicitant, chacun à son tour, les médias puis le gouvernement.
Ce nouvel acteur sur le marché a mobilisé deux types d’arguments : environnemental comme
quoi l’effacement diffus permet de réduire le recours aux centrales thermiques, flexibles et mobi-
lisables en période de pointe, et par la suite de réduire les émissions de CO2, mais aussi écologique
en considérant que l’effacement permet des économies d’énergie. Le résultat de cette campagne
a été fructueux [37] puisque de nombreux articles dans plusieurs journaux français pendant l’été
2009 avaient dénoncé la décision de la CRE en stipulant qu’EDF combattait les économies d’éner-
gies. Le 03 Mai 2011, le conseil d’état annule la décision de la CRE (décret du 03 Mai 2011). Face
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à la décision du conseil d’état, RTE relança les discussions mais cette fois-ci au sein du groupe de
travail CURTE (Comité Utilisateurs de RTE) afin de trouver une nouvelle solution au problème du
transfert des flux financiers entre différents acteurs. Ce groupe établit à nouveau la nécessité d’un
versement de l’opérateur d’effacement vers le fournisseur des sites effacés pour le bon fonction-
nement du marché. La CRE et en concertation avec RTE, a publié un document d’analyse intitulé
« Eléments de méthodologie pour la valorisation des effacements de consommation d’électricité
sur les marchés de l’énergie et sur le mécanisme d’ajustement » en juillet 2013 [38] pour mettre un
cadre réglementaire unique au mécanisme. Ce document justifie finalement la nécessité d’un tel
versement.

Le prix de la compensation est régulé et est calculé chaque fin d’année (Y) par RTE pour les 4
trimestres de l’année suivante (Y+1). Le prix est calculé par tranche horaire (heure haute, heure
basse) pour chaque trimestre. Sa formule de calcul prend en compte principalement les prix des
produits trimestriels de l’année (Y+1), observés sur les marchés à terme EEX entre le 1er octobre
et le 30 novembre de l’année Y. Le chapitre 3 explicite les prix de la compensation établis par RTE
pour les années 2016 et 2017.

Mécanisme NEBEF :

Le mécanisme NEBEF (Notification d’Échange de Blocs d’Effacement) permet de vendre direc-
tement l’énergie non consommée par le consommateur sur le marché spot de l’électricité, au prix
du marché. Les MWh effacés par le consommateur peuvent être valorisés comme de vrais MWh
sur le marché spot. Ce mécanisme est officiellement entré en vigueur le premier Avril 2016 après
approbation de la CRE le 11 février 2016 [39]. Une première expérimentation du mécanisme a été
lancée en 2014 par RTE et a duré 1 an. Cette nouvelle législation permet alors de rendre les ef-
facements compétitifs en période de pointe face aux moyens de production conventionnels. Les
règles dites « règles NEBEF » [40–43] permettent d’instaurer un cadre réglementaire bien défini et
placent RTE au centre du mécanisme pour assurer son bon fonctionnement.

Mécanisme NEBEF 

100
100-x

+ (injection)             - (soutirage) +                -

+              -

Fournisseur P1 Opérateur 

d’effacement  P2 

Bourse / marché P4

x

y

2 :  Activation de l’effacement

RTE

3 : ajout du bloc x en + en P2

€
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6ter   :   x en + dans P4 ( y = demande sur le marché)

€
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x x
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x
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Flux contractuels

FIGURE 1.17 – Le différentes phases du mécanisme NEBEF
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Concrètement, il s’agit de vendre en jour J-1 à midi, l’électricité qui ne sera pas consommée en
jour J (vendre la veille pour le lendemain) sur le marché spot, et de compenser financièrement
le fournisseur du site effacé. Une fois vendu, le bloc d’effacement aurait alors évité de produire
la quantité d’énergie correspondante pour équilibrer le marché. L’opérateur d’effacement rachète
alors l’énergie effacée au fournisseur d’énergie à un prix régulé, appelé compensation fournisseur
ou versement NEBEF, pour le dédommager de l’énergie qu’il a fournie. Le fournisseur continue
alors ses injections sur le réseau et le déséquilibre électrique qui se crée sur le périmètre d’équilibre
du site effacé est remplacé par un soutirage sous forme d’un transfert à l’opérateur d’effacement,
au travers d’un échange de blocs d’électricité (figures 1.16 et 1.17). L’opérateur revend ensuite ce
bloc d’effacement sur le marché de gros de l’électricité au prix spot.

Logiquement, l’opérateur d’effacement aurait intérêt à vendre ses blocs d’effacement quand le
prix sur le marché spot est supérieur au prix régulé de la compensation. Dans ce cas, le gain net de
l’opérateur d’effacement résultant de ce mécanisme dépend de la différence entre le prix spot et
la compensation. Ce gain est ensuite partagé entre l’opérateur d’effacement et le consommateur
effacé, selon la formule de partage proposée par chaque opérateur.

La France est le seul pays européen à permettre la valorisation des effacements sur le marché
spot de l’électricité. En fin d’année 2016, plus de 18 acteurs de marché ont contractualisé avec RTE
pour participer au mécanisme dont on cite quelques noms : EDF, Actility, Engie, Voltalis, Energy
Pool, Eqinov Demand Side, Smart Grid Energy, etc [44]. En raison d’une vague de froid et d’une dis-
ponibilité historiquement basse du parc nucléaire français pendant l’hiver de 2016 [31], les offres
d’effacement via le mécanisme NEBEF étaient intensifs. Le volume total effacé a été de 4 GWh
pour le mois de Novembre 2016 [5].

Les contraintes de participation au mécanisme sont, d’après les règles établies par RTE [40–43] :

• la puissance minimale d’effacement pouvant être valorisée sous le mécanisme NEBEF est
de 100 kW ;

• les plages d’effacement ne peuvent pas excéder une durée de deux heures au maximum.
C’est à dire que chaque bloc d’effacement valorisé peut se faire sur au plus une plage tem-
porelle de deux heures consécutives ;

• la durée sans effacement entre deux plages d’effacement doit être supérieure ou égale au
maximum des durées de ces deux plages d’effacement.

Mécanisme d’ajustement (MA) :

C’est un mécanisme mis en place par RTE en 2003 dans le cadre de ses missions de service pu-
blic définies par les lois sur l’énergie de février 2000 et d’août 2004 [45]. Ce mécanisme permet de
contribuer à l’équilibrage du réseau électrique en temps réel en permettant de vendre, en temps
réel, l’énergie à RTE pour les besoins de gestion du réseau. Il s’inscrit dans le cadre de la réserve
tertiaire gérée par RTE et complète la réserve rapide et complémentaire lorsqu’elles ne sont pas
suffisantes pour résoudre les déséquilibres. En effet, sur les offres déposées sur le MA on trouve
celles qui correspondent à la réserve rapide et complémentaire, obligatoires pour les consomma-
teurs ayant été sélectionnés pendant l’appel d’offre de RTE, et les autres offres déposées librement
par les consommateurs, le jour pour le lendemain.

Pour les offres libres sans engagement de disponibilité, c’est à dire ne rentrant pas dans le cadre
de la réserve rapide ni complémentaire, les consommateurs font leurs offres d’ajustement en
précisant le prix au MWh, la période, le délai d’activation ainsi que les conditions d’utilisation.
Les conditions d’utilisation des offres permettent à l’acteur d’ajustement de préciser un certain
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nombre de paramètres et contraintes que RTE s’engage à respecter pour l’utilisation des offres.
Ainsi et pour chaque offre, l’acteur d’ajustement précise [45] :

• la chronique de puissance maximale au pas demi-horaire offerte, supérieure à 10 MW ;

• la chronique de puissance minimale au pas demi-horaire offerte, supérieure à 1 MW;

• la durée d’utilisation minimale, elle doit être au moins égale au pas de mesure des installa-
tions de comptage ;

• la durée d’utilisation maximale ;

• l’énergie maximale ;

• la chronique de délai de mobilisation.

Les participants soumettent, modifient et retirent les offres en jour J-1 pour le jour J à l’un des
créneaux suivants : 16h, 22h et 23h, chaque heure ronde en J et jusqu’à 21h [45]. RTE sélectionne
ensuite, en temps réel, les offres qui correspondent le plus à son besoin et rémunère l’acteur
d’ajustement au prix de l’offre (pay as bid). Ceci se fait en deux temps :

• RTE sélectionne d’abord les offres qui répondent techniquement à son besoin.

• RTE active les offres d’ajustement en respectant le principe de préséance économique : offre
à moindre coût pour RTE.

Finalement, les différences entre le mécanisme NEBEF et le mécanisme d’ajustement MA sont :

• Pour NEBEF, la veille à 12h40, correspondant à l’heure de fin des enchères sur la bourse, le
consommateur sait déjà si l’offre d’effacement déposée sur le marché spot a été acceptée
ou pas, ainsi que son prix de rémunération. Le consommateur pourrait alors anticiper sa
consommation d’énergie afin de bien optimiser sa période d’effacement. De plus, la puis-
sance minimale pouvant être valorisée est seulement de 100 KW.

• Pour le MA, on ne sait que le jour même si l’offre déposée sur le MA a été retenue ou pas. De
plus, la puissance minimale pouvant être valorisée est de 1 MW.

• Le consommateur est payé au prix de son offre (pay as bid) pour le MA et est payé au prix du
marché pour le NEBEF (pay as clear).

1.4.3 Quantification d’un effacement de consommation

Une des problèmatiques importantes est celle de la quantification d’un effacement de consom-
mation, c’est à dire quelle quantité d’énergie a été effacée réellement par un consommateur. En
effet, une fois qu’un programme d’effacement de consommation a été déclaré à RTE et valorisé
sur les marchés de l’énergie, la difficulté est de vérifier a posteriori si l’énergie réellement effacée
est égale à l’énergie valorisée sur les marchés. De plus, il faudrait être en mesure de distinguer
pour un site ou un agrégat de sites de soutirage, une baisse de consommation liée à un compor-
tement habituel d’une baisse de consommation en réponse au signal de l’effacement. Le contrôle
du réalisé consiste à estimer une courbe de référence correspondant à la consommation des sites
de soutirage concernés en l’absence d’effacement. Ceci relève de la compétence du gestionnaire
de réseau RTE qui procède au contrôle post effacement, en comparant le volume d’effacement
réalisé et le volume d’effacement contractualisé. Pour ce faire, plusieurs méthodes sont proposées
aux opérateurs d’effacement pour le calcul de la courbe de référence. La méthode d’estimation
appelée « méthode du rectangle à double référence corrigée» reste cependant la plus pratique et
la plus utilisée [43].

• La courbe de référence : selon la méthode du rectangle à double référence corrigée, elle
correspond à la valeur minimale entre :

• la moyenne de la puissance activée pendant chaque pas de temps demi-horaire précé-
dant l’effacement et d’une durée égale à celle de l’effacement.
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• la moyenne de la puissance activée pendant chaque pas de temps demi-horaire sui-
vant la période de l’effacement et d’une durée égale à celle de l’effacement.

• La courbe de consommation : correspond à la moyenne de la courbe de charge des entités
d’effacement pendant chaque pas demi-horaire constituant la plage de l’effacement.

Temps

Puissance kW

Référence avant:
Puissance moyenne Référence après:

Puissance moyenne

Référence

𝑷𝑫𝑹

Période 2

Période 1
Période 3

• Période 1: période temporelle de l’effacement déclaré (2 heures)
• Période 2: période de référence avant effacement (2 heures)
• Période 3 : période de référence après effacement (2 heures)

Appel de Puissance d’un site industriel pendant une journée avec effacement

Consommation

FIGURE 1.18 – Quantification d’un effacement de consommation selon la méthode du rectangle à double
référence corrigée

La puissance de l’effacement réalisé est finalement égale à la différence entre la puissance liée à
la courbe de référence et la puissance relative à la courbe de consommation comme illustré sur la
figure 1.18. Par exemple, pour un effacement de 2 heures comme celui de la figure 1.18, la période
2 correspond à la période de référence avant effacement et est d’une durée de 2 heures aussi. De
même, la période de référence après effacement est celle de la période 3 et se situe directement
après la période d’effacement. Le minimum entre la moyenne des puissances activées pendant
ces deux périodes est ce l’on appelle la courbe de référence.

1.4.4 La flexibilité de la demande industrielle

Les procédés industriels sont considérés comme étant les meilleurs candidats pour les méca-
nismes de la flexibilité de la demande, en particulier ceux disposant d’unités de stockage [46]. Ils
peuvent adapter leur consommation d’énérgie aux besoins du réseau électrique, moyennant une
rémunération qui les compense au moins du surcoût engendré par leur réduction de consom-
mation [47]. Étant donné que le secteur industriel représente environ 42% de la consommation
mondiale d’électricité [48], la maitrise de la consommation énergétique est essentielle et repré-
sente un défi majeur, pour les autorités publiques ainsi que pour les industriels : l’industrie fran-
çaise consomme environ 21% de la production annuelle d’électricité en France [49] et l’industrie
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allemande environ 50% [50]. Dans un contexte de dérégulation des marchés de l’électricité, l’op-
timisation des coûts énergétiques est d’une importance capitale pour les industriels. De plus, le
développement des solutions de la flexibilité de la demande peut permettre aux industriels d’avoir
une source de revenue supplémentaire grâce aux transactions financières réalisées sur ces mar-
chés [51]. L’effacement peut donc être une stratégie gagnante pour le système électrique aussi
bien que pour les industriels [52].

Historiquement, en se basant sur la littérature disponible à ce sujet, les industries ayant le plus
participé à des mécanismes de flexibilité de la demande à travers le monde sont la pétrochimie,
la cimenterie, la métallurgie ainsi que la réfrigiration pour l’industrie alimentaire [53]. Ces indus-
tries, tout comme d’autres, peuvent intégrer certains mécanismes de flexibilité des marchés de
l’électricité dans leur gestion opérationnelle [54] :

• La pétrochimie : est considérée parmi les industries les plus consommatrices d’énergie en
Europe. Le secteur des produits chimiques a été le pionnier de la gestion active de la de-
mande dans toute l’Europe, depuis le début d’intégration des mécanismes d’effacement
dans les marchés de l’énergie. Les unités d’électrolyse et d’extrusion sont des procédés flexibles
idéaux pour une utilisation avec des réglages de fréquence (la RR et le RP par exemple).
De plus, des éléments de processus comme les turbines à gaz et les unités de cogénération
peuvent également participer à des mécanismes d’effacement.

• La métallurgie (acier et aluminium) : l’énergie représente environ 30 à 40% des coûts de
production dans ce domaine [53]. Parmi les éléments les plus énergivores on trouve les
fours à arc électrique. Grâce à leur grande inertie thermique, ils peuvent être coupés pen-
dant quelques minutes sans impact majeur sur la productivité, et peuvent participer ainsi à
des mécanismes pour l’équilibrage du réseau électrique.

• La production du gaz : lors de la production du gaz industriel, les compresseurs et les pompes
dans les unités de séparation peuvent être arrêtés instantanément sans impact sur la pro-
ductivité en raison de présence d’éléments de stockage. Ceci rend l’industrie de la produc-
tion du gaz éligible à la participation à des mécanismes d’effacement.

• La gestion des réseaux d’eau potable : l’énergie représente environ le tiers des coûts d’ex-
ploitation des systèmes d’eau potable. La présence de réservoirs de stockage ainsi que des
pompes à vitesse variable apporte de la flexibilité aux systèmes d’eau leur permettant d’adap-
ter les opérations de pompage d’eau en fonction du besoin.

Dans la suite de ce mémoire, l’industrie de la production et de la distribution de l’eau potable
sera considérée. Le chapitre suivant est une introduction aux systèmes de production et de dis-
tribution d’eau potable en analysant leurs caractéristiques, leurs modes de fonctionnement, puis
leurs gisements de flexibilité nécessaires pour la considération des mécanismes de flexibilité des
marchés de l’électricité français.
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Chapitre 2

La gestion de l’énergie dans les systèmes
d’eau potable

Ce chapitre met en évidence l’importance de la gestion de l’énergie dans les systèmes de pro-
duction et de distribution d’eau potable. La pertinence de la considération des mécanismes de
flexibilité de la demande dans la gestion opérationnelle de ces systèmes est aussi demontrée à
travers une revue bibliographique disponible à ce sujet.
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CHAPITRE 2. LA GESTION DE L’ÉNERGIE DANS LES SYSTÈMES D’EAU POTABLE

2.1 Généralités sur les systèmes d’eau potable

2.1.1 Fonctionnement général

Les systèmes de production et de distribution d’eau potable (SPDEP) permettent la production
d’une eau consommable à partir d’une eau naturelle ou artificielle (barrages), son transport ainsi
que sa distribution jusqu’aux zones de consommation comme illustré sur la figure 2.1.

Captage

Traitement

Stockage

FIGURE 2.1 – Illustration du parcours de l’eau depuis les sources jusqu’aux zones de consommation

Généralement, le parcours de l’eau commence par son captage des sources naturelles ou ar-
tificielles pour être traitée après dans les usines de traitement de l’eau. Une fois l’eau potable
produite, elle est stockée dans des réservoirs ou des bâches de stockage. Ensuite, les stations de
pompage fournissent l’énergie nécessaire à l’eau pour la pomper jusqu’aux châteaux d’eau dont
l’altitude est généralement haute. Ces châteaux d’eau distribuent finalement l’eau aux zones de
consommation sous effet de la gravité (sans opération de pompage). La figure 2.1 représente un
exemple de système d’eau potable simplifié. Les principaux composants d’un SPDEP d’eau sont :

• Les pompes de surface (forages) : ce sont des pompes qui servent à remonter l’eau depuis
les sources (nappe phréatique, puit) jusqu’à l’usine de traitement.

• Les usines de traitement : il s’agit des usines qui rendent l’eau potable et consommable
selon les normes et la réglementation en vigueur de la commune. L’eau subit une série de
transformations telles que le dégrillage, le tamisage, la décantation, l’ozonation, la filtration
au charbon actif, la chloration et puis le contrôle de sa qualité finale.

• Les bâches de stockage : ce sont des réservoirs de stockage d’eau, situés généralement à des
altitudes basses (parfois même enterrés sous la terre). Elles peuvent se situer en amont des
usines de traitement pour stocker l’eau brute avant son traitement, ou bien en aval de ces
usines pour stocker l’eau juste après sa production.

• Les stations de pompage : il s’agit de stations composées de plusieurs pompes hydrauliques.
Ces stations servent à remonter l’eau depuis les bâches ou les usines de traitement jusqu’aux
châteaux d’eau, à augmenter la pression de l’eau pour la faire remonter à des altitudes plus
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élevée, ou bien pour la faire parcourir de grandes distances infaisables par gravitation. Ces
stations sont consommatrices d’énergie qui est généralement sous forme électrique.

• Les châteaux d’eau : ce sont des réservoirs de stockage et de distribution d’eau, situés gé-
néralement à des altitudes hautes (des dizaines de mètres). Leur haute altitude par rapport
aux zones de consommation permet une distribution de l’eau directement sous effet de la
gravité.

• Les canalisations de transfert : il s’agit de tuyaux destinés à l’acheminement de l’eau.

(a) Usine de production (b) Station de Pompage

(c) Canasalition de transfert (d) Château d’eau

FIGURE 2.2 – Quelques principaux composants d’un système d’eau

2.1.2 Réglementation et marchés de la distribution d’eau potable en France

En France, la production et la distribution de l’eau potable est une mission dévolue aux com-
munes conformément à ce qui a été inscrit dans la loi sur l’eau du 3 janvier 1992 [55]. Des grou-
pements de communes géographiquement proches peuvent se former aussi pour une gestion
conjointe de la distribution de l’eau. La qualité de l’eau doit répondre à de nombreuses normes
fixées par plusieurs décrets [56]. La gestion du service de l’eau potable peut être assurée par la
commune directement (« gestion en régie »), ou déléguée à une entreprise privée (comme Suez
par exemple). La part des opérateurs privés dans la gestion de la distribution de l’eau en France
est de 70% pour une gestion en régie de 30% [57].

En France, le prix de l’eau est réglementé et varie d’une région à une autre en fonction de :

• la taille du bassin;

• le mode de gestion (gestion en régie ou gestion déléguée) ;

• la taille de la commune ;

• la topologie de la commune (pour les coûts de pompage).
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Le prix facturé au consommateur final se compose d’une partie relative à la production et à
la distribution de l’eau, une partie relative à l’assainissement, et une dernière partie relative aux
différentes taxes et redevances. Par exemple, le prix de l’eau s’était établit en 2018 en région pari-
sienne à 3,4914 euros TTC par mètre cube consommé [58], avec 30,9% pour la part de la produc-
tion/distribution, 46,4% pour l’assainissement et 22,7% pour les taxes.

2.1.3 La demande en eau

En moyenne en France, une personne consomme environ 140 litres d’eau par jour [59], soit une
consommation annuelle de 54,75 mètres cubes pour un budget annuel moyen de 181,22 euros. Les
quatres secteurs les plus consommateurs d’eau sont, par ordre décroissant : l’irrigation (48%), les
usages domestiques (24%), la production d’énergie (22%) et l’industrie (6%) [60]. Les principaux
facteurs influant sur la consommation en eau sont :

• La météo : c’est l’un des facteurs les plus plus influants sur la consommation en eau [61].
Pendant les périodes de forte canicule, les besoins en eau augmentent fortement : douche,
jardinage, usage personnel, etc.

• La zone géographique : la valeur de la demande journalière en eau ainsi que son profil ho-
raire dépend fortement des zones géographiques. Ainsi, on retrouve un profil horaire stan-
dard classique dans la majorité des zones résidentiels. Cependant, le profil de demande
horaire est plutôt difficile à prédire pour les zones industrielles où la demande en eau est
fortement liée à l’activité économique de l’industrie.

• Les évenements calendaires, les saisons et les types de jours : la demande en eau peut dé-
pendre aussi des évenements calendaires et des types de jours. Ainsi, les jours de fêtes et de
vacances scolaires connaissent généralement un décalage de leur profil horaire de consom-
mation comparés aux jours normaux de semaine comme illustré sur la figure 2.3b

(a) Profils de consommation du mois de Janvier 2017 (b) Effet des vacances

FIGURE 2.3 – Profils horaires de la consommation en eau d’une zone résidentielle en France : données issues
de mesures effectuées par les exploitants de Suez.

Pendant les jours de semaine, le profil de la consommation horaire en eau est similaire à celui
en électricité. Ainsi, deux périodes de pointe sont généralement observées , celle du matin à 8h et
celle du soir à 21h comme illustré sur la figure 2.3a. Ensuite, au cours de la journée, la consom-
mation est stable avec deux augmentations moins marquées à l’heure du déjeuner et du dîner
(vers 13h et 20h). La consommation chute généralement en fin de soirée, aux alentours de 23h, et
descend à son niveau minimum entre 2h et 5h.
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2.1.4 Caractéristiques des ouvrages et des équipements

2.1.4.1 Les réservoirs et les châteaux d’eau

La présence des réservoirs de stockage d’eau n’est pas systématique dans tous les systèmes d’eau
potable, mais est très bénéfique pour optimiser leur gestion et anticiper les différents aléas comme
les coupures d’électricité, les consommation très élevées, etc. En effet, les réservoirs de stockage
permettent de découpler les besoins énergétiques de pompage de la distribution de l’eau. Les ex-
ploitants des systèmes d’eau stockent de l’eau, sans besoin immédiat, dans ces ouvrages afin de
disposer d’une réserve assurant un niveau d’autonomie en prévision d’indisponibilité des pom-
pages électriques permettant de les remplir, ou de pannes éléctriques. Cependant, à certains en-
droit dans des pays tels que la Chine, l’eau produite peut être directement pompée dans le ré-
seau sans stockage intérmédiaire. Ceci peut être principalement dû à la forte croissance démo-
graphique de la région, et donc de la difficulté à dimensionner des élements de stockage compte
tenu de leur grand coût d’investissement. Généralement, les réservoirs et les châteaux d’eau sont
caractérisés par :

FIGURE 2.4 – Distribution de l’eau par un château d’eau sous effet gravitaire

• Le niveau du radier : il s’agit du plus bas niveau en mètres de l’eau pouvant être stockée
dans le réservoir.

• Le niveau du trop plein NTP : il s’agit du plus haut niveau physique, en mètres, de l’eau
pouvant stockée dans le réservoir. Au delà du niveau trop plein, l’eau déborde du réservoir.

• Le niveau très bas NTB : il s’agit du niveau très bas opérationnel, en mètres, fixé par les
exploitants des systèmes d’eau. Le niveau du réservoir ne doit pas passer en dessous de ce
niveau trop bas. Ce volume d’eau minimum a pour objectif d’anticiper les urgences (réserve
incendie par exemple), garantir une bonne pression au consommateur ainsi que pour des
considérations liées à la qualité de l’eau.

• Le niveau très haut NTH : il s’agit du niveau très haut opérationnel, en mètres, que le réser-
voir ne doit pas dépasser en anticipation de potentiels débordements d’eau.

• La loi hauteur/volume : il s’agit d’une fonction mathématique reliant chaque hauteur phy-
sique d’eau stockée dans le réservoir, à son volume en mètres cubes. Pour les réservoirs
cylindriques, la fonction mathématique est linéaire.

Les châteaux d’eau, appelés aussi réservoirs de distribution, par leur grande altitude, permettent
de distribuer de l’eau directement sous effet de la gravité comme illustré sur la figure 2.4 . En effet,
compte tenu de la valeur de l’accélération de la pesanteur égale à 9.81m/s2, 10 mètres de hauteur
d’eau dans un réservoir correspond à environ 1,02 bar de pression d’eau. La différence d’altitude
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entre le niveau d’eau dans le réservoir de distribution et la zone de consommation fournit alors,
compte tenu de pertes d’énergie dans les canalisation, la pression de l’eau au robinet du consom-
mateur. Pour les zones à fortes pressions, des vannes régulatrices de pression sont nécessaires
en amont, tandis que les zones à faibles pressions (zones de consommation à altitudes proches
de celle du réservoir de distribution) nécessittent des surpresseurs en amont pour augmenter la
pression de l’eau.

2.1.4.2 Les canalisations

Ce sont l’ensemble des conduites par lesquelles passe l’eau, depuis les sources jusqu’aux zones
de consommation. Le réseau d’adduction correspond à l’ensemble des canalisations dans les-
quelles transite l’eau potable, de la ressource jusqu’aux principaux réservoirs de distribution. Chaque
conduite est caractérisée par le matériau la composant, le diamètre de sa section ainsi que sa lon-
gueur. Dans les réseaux d’adduction, deux régimes d’écoulement d’eau peuvent avoir lieu :

• Le régime laminaire : ne connait que très peu de fluctuation de vitesse.

• Le régime turbulent : caractérisé par de fortes fluctuations de vitesse.

En général, l’écoulement a lieu en régime turbulent à cause des frottements et des changements
de pression que l’eau subit dans les canalisations. Dans les réseaux d’adduction, l’un des plus
importants phénomènes physiques se produisant est « la perte de charge». Il correspond à la dis-
sipation, par frottement, de l’énergie mécanique du fluide en mouvement dans les canalisations
sous forme de chaleur. Cette énergie doit être compensée afin de permettre au liquide de se dé-
placer correctement. On l’exprime couramment sous la forme d’une pression (on l’appelle aussi
∆P) bien qu’elle soit en fait représentative d’une dissipation d’énergie et qu’elle apparaisse dans
l’équation de Bernoulli comme une hauteur de colonne de fluide (∆h). Le théorème de Bernoulli
généralisé traduisant la dissipation de charge s’écrit, pour un fluide incompressible circulant dans
une canalisation entre le point amont 1 et le point aval 2, comme suit (équations 2.1 et 2.2) :

v2
1

2g
+ z1 + p1

ρg
= v2

2

2g
+ z2 + p2

ρg
+∆h. (2.1)

∆P =∆h.ρ.g . (2.2)

Dans les équations 2.1 et 2.2, g correspond à l’accélération de la pesanteur en m/s2, ρ à la masse
volumique du fluide en kg /m3, z à l’altitude du point considéré en mètres, p à la pression en
Pascal (Pa = N/m2), v la vitesse du fluide en m/s et ∆h à la dissipation d’énergie (perte de charge)
en mètres entre les points 1 et 2. On distingue deux types de pertes de charges dans les réseaux
d’adduction :

• Les pertes de charges linéaires résultent de l’interaction entre le fluide en déplacement et
la paroi de la conduite. Plusieurs formules permettent l’estimation de ces pertes de charges
comme celle de Darcy-Weisbach [62], donnant une relation linéaire entre ∆h et le carré de
la vitesse du fluide. Le coefficient de linéarité dépend de la section de la canalisation, sa
longueur ainsi que d’un coefficient multiplicateur sans unité.

• Les pertes de charges singulières (pertes locales) résultent du frottement de l’eau dans des
objets de géométrie complexe, où lors d’un changement de diamètre ou de section comme
dans les coudes, les vannes, les robinets, etc (figure 2.5).

Le cumul de ces pertes de charge traduit alors, sous forme de colonne de fluide, l’altitude en
mètres que le liquide perd en traversant la canalisation. Ces pertes dépendent de la nature du
matériau de la canalisation, sa longueur ainsi que son diamètre. Il existe des logiciels gratuits
comme EPANET [63], et d’autres commerciaux comme Piccolo [64], qui réunissent les équations
des pertes de charge avec les données fluides et de rugosité pour donner une estimation finale de
la valeur de ces pertes.
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FIGURE 2.5 – Illustration des pertes de charge singulières et régulières [7]

2.1.4.3 Les vannes

Il s’agit de dispositifs permettant de contrôler la pression d’un fluide dans les canalisations. Les
vannes sont distinguées selon les technologies utilisées ou bien les fonctions. Pour le coté fonc-
tionnel, on distingue les vannes suivantes :

• La vanne stabilisatrice : stabilise et maintient une pression dans la canalisation correspon-
dante à une pression de consigne.

• La vanne brise-charge ou réductrice de pression : provoque une perte de pression spéci-
fique au passage de la vanne.

• La vanne régulatrice de débit : limite le débit du fluide dans la conduite à une valeur spéci-
fiée.

• La vanne tout ou rien : ouvre ou ferme entièrement les tuyaux pour faire passer la totalité
du fluide ou bien stopper complètement son passage dans la canalisation.

• Le clapet anti-retour : est généralement mis en aval des pompes pour éviter que l’eau re-
descende dans la canalisation quand la pompe n’est pas en activité.

Les vannes sont généralement placées dans les canalisations à des endroits stratégiques du ré-
seau afin d’optimiser le fonctionnement des SPDEP.

2.1.4.4 Les pompes

Les pompes permettent d’augmenter la pression de l’eau pour la faire remonter à des altitudes
plus élevées, ou la faire parcourir de grandes distances, et ceci tout en consommant, générale-
ment, de l’énergie électrique fournie par un moteur. Chaque pompe est caractérisée par deux
courbes fournies par le fabricant comme montré sur la figure 2.6 :

• La courbe caractéristique CS de la pompe qui représente la variation de débit en fonction
de la pression fournie. C’est une courbe dont la pression est généralement décroissante en
fonction du débit pompé.

• La courbe d’efficacité énergétique qui représente le rapport entre la puissance hydraulique
et la puissance électrique de la pompe pour chaque débit. Il existe un débit pour lequel
l’éfficacité de la pompe est maximale, appelé point de rendement optimal de la pompe.

Dans un réseau d’adduction, la courbe caractéristique du réseau est calculée à partir de l’équa-
tion de Bernoulli généralisée, et représente l’évolution des pertes de charge (∆P ou ∆h en mètres)
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(a) Point de fonctionnement d’une pompe (b) courbe d’efficacité énergétique d’une pompe

FIGURE 2.6 – Courbes caractéristiques d’une pompe hydraulique

en fonction du débit traversant la canalisation. Le point de fonctionnement de la pompe corres-
pond au point d’intersection de la courbe caractéristique de la pompe et celle du réseau comme
illustré sur la figure 2.6a. Autrement, le point de fonctionnement s’établit de façon à ce que la pres-
sion fournie par la pompe équilibre la résistance (pertes de charge) du réseau. Afin d’optimiser le
fonctionnement du réseau, la pompe devrait être dimensionnée par le constructeur de sorte à ce
que la zone de rendement optimal (en termes d’énergie) coïncide avec le point de fonctionne-
ment de la pompe. On distingue les pompes à vitesse fixe, qui disposent d’un unique point de
fonctionnement et donc d’une seule possibilité de fonctionnement, et les pompes à vitesse va-
riable capables de fonctionner à plusieurs vitesses et débits (figure 2.7).

Débit

Pression

50 % de vitesse

75 % de vitesse

100 % de vitesse
Courbe du réseau

𝑞1 𝑞2 𝑞3

FIGURE 2.7 – Pompes à vitesse variable

Un des intérêts des pompes à vitesse variable est de permettre de varier le débit de fonction-
nement en fonction du besoin. Ces pompes permettent aussi de réaliser des économies d’éner-
gie [65]. La variation de vitesse de rotation du moteur entraine une modification de la courbe
caractéristique de la pompe, et par conséquent de son point de fonctionnement sur le réseau.
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2.1.5 La gestion opérationnelle des systèmes d’eau potable

La gestion opérationnelle des SPDEP est effectuée quotidiennement par leurs exploitants. Le
centre de télécontrôle, appelé aussi dispatching, veille 24h/24 et 365 jours par an au bon fonction-
nement des installations de production, de traitement et de stockage ainsi que des contraintes
hydrauliques sur les réseaux d’adduction. Les télécontrôleurs ont pour missions :

• d’adapter la quantité d’eau produite à la demande des consommateurs des communes;

• de contrôler en continu la qualité de l’eau produite ;

• de contrôler le remplissage des stockages afin de rester dans les domaines de gestion opéra-
tionnels (entre les niveaux minimum et maximum de gestion des réservoirs) ;

• d’optimiser les coûts énergétiques en optimisant l’hydraulique du réseau et la gestion des
opérations de pompage ;

• de prévenir les équipes spécialisées en cas d’alarme sur les stations ;

• de déclencher les interventions sur le réseau des équipes et notamment en cas de suspicion
de fuite ;

• d’assurer la permanence téléphonique et la première interface avec les clients en cas d’ur-
gence.

La marche et l’arrêt des pompes, l’ouverture et la fermeture des vannes, le remplissage et le
vidage des réservoirs sont donc des opérations gérées quotidiennement 24h/24 par les exploi-
tants. Pour ce faire, plusieurs modes de gestion sont possibles en fonction de l’importance de
l’ouvrage/équipement et des ressources techniques et technologiques disponibles pour les ex-
ploitants :

• Le mode local qui correspond à un mode de gestion manuel des ouvrages et des équipe-
ments. La présence physique d’un opérateur à l’endroit de l’installation est nécessaire pour
la faire fonctionner comme souhaité.

• Le mode distant qui correspond à une gestion à distance de l’installation, trois modes de
gestion distante sont possibles :

• Le mode télécommandé : il s’agit d’une gestion à distance grâce à une télécommande.

• Le mode automatisé : la gestion des installations se fait automatiquement en fonction
des états hydrauliques du réseau. Par exemple, l’activation d’une pompe peut se faire
automatiquement dès que le niveau du réservoir en aval passe en dessous d’un niveau
minimum de consigne.

• Le mode optimisé : généralement, il s’agit d’une modélisation mathématique du SP-
DEP sous forme d’un problème mathématique d’optimisation. Dans certains cas, un
solveur mathématique d’optimisation lui est associé pour résoudre le problème et en-
voyer automatiquement les consignes de fonctionnement aux différentes installations.

2.2 L’optimisation énergétique dans les systèmes d’eau potable

2.2.1 Introduction

Les SPDEP sont de gros consommateurs d’électricité, consommant approximativement 5% de
la consommation globale d’une métropole [66]. Les pompages électriques représentent approxi-
mativement les deux tiers de la consommation énergétique globale des systèmes d’eau [67]. D’un
point de vue économique, l’énergie représente environ le tiers des coûts d’exploitation des SP-
DEP [68]. Ces données font alors de l’industrie de l’eau une des industries les plus énergivores.
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De nos jours, l’industrie de l’eau potable est confrontée à de changements et des défis majeurs
dans son environnement économique et technique [69]. Les pouvoirs publiques sont de plus en
plus sensibles à la problématique de la qualité de l’eau. De plus, la nécessité est croissante en ma-
tière de remplacement du matériel vieillissant ainsi que l’amélioration du rendement des réseaux
de distribution en réduisant les fuites d’eau. En effet, plus de 20% de l’eau produite dans le monde
est perdue dans la nature, en raison de la présence de fuites dans les réseaux d’adduction [70].
Dans certains réseaux, le pourcentage des fuites peut atteindre 50% tandis que les meilleurs ré-
seaux au monde affichent un taux de fuites de 5 à 10 % [71]. Face à ces différentes contraintes, il
est nécessaire de réduire davantage les coûts d’exploitation des réseaux d’eau en améliorant leur
gestion et en optimisant les investissements futurs [69]. Un des moyens pouvant permettre cette
réduction des coûts est l’optimisation énergétique, prenant en considération la flexibilité dont
dispose les systèmes d’eau potable.

2.2.2 La flexibilité des systèmes d’eau potable

Les SPDEP disposent de deux types d’installations leur donnant une flexibilité pour leur gestion
opérationnelle : les réservoirs de stockage et les pompes à vitesse variable.

2.2.2.1 Stockages d’eau

La présence d’ouvrages de stockage d’eau tels que les bâches et les réservoirs de distribution est
la première et la plus importante source de flexibilité de ces systèmes.

Station de pompage
Arrivée de l’eau au réservoir

Volume minimum de sécurité

Volume initial disponible 

Volume d’eau stocké après le pompage
𝐸𝑠𝑡𝑜𝑐𝑘é𝑒 = 𝑃𝑝𝑜𝑚𝑝𝑎𝑔𝑒 ∗ 𝑑𝑡𝑉𝑠𝑡𝑜𝑐𝑘é = 𝑄𝑝𝑜𝑚𝑝𝑎𝑔𝑒 ∗ 𝑑𝑡

Energie stockée en kWh:

Marge de remplissage disponible 

FIGURE 2.8 – Le stockage d’électricité par les réservoirs de distribution d’eau

Les exploitants stockent de l’eau dans les réservoirs afin de disposer d’une réserve assurant un
niveau d’autonomie en prévision d’indisponibilité des pompages électriques permettant de les
remplir, ou pour répondre à des pics particuliers de demande en eau. De plus, les réservoirs de dis-
tribution permettent aux télécontrôleurs d’optimiser les opérations de pompage en remplissant
le plus possible les réservoirs pendant les heures creuses pour lesquelles l’énergie coûte moins
cher. On peut donc assimiler les réservoirs de distribution à des accumulateurs ou des batteries
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électriques, puisqu’ils permettent implicitement le stockage de l’électricité. La figure 2.8 illustre
cette situation. Le pompage de l’eau pendant une durée dt permet de stocker, dans le réservoir,
une quantité d’eau Vstocké et son équivalent en énergie Estockée = Ppompag e ·dt , où Ppompag e est
la puissance électrique de la pompe. Cette énergie stockée sous forme de volume d’eau peut être
utilisée pendant les heures de pointe où l’énergie coûte cher, sans avoir recours aux opérations de
pompage.

2.2.2.2 Variation de la vitesse des pompes

Les pompes à vitesse variable sont la deuxième source de flexibilité dont les systèmes d’eau
peuvent disposer. Les différentes vitesses de rotation du moteur électrique permettent plusieurs
possibilités de fonctionnement des pompes. Ces équipements permettent alors aux exploitants
d’adapter le débit de pompage aux contraintes et aux besoins du réseau, tout en optimisant la
consommation en énergie [72]. Il a été demontré que les pompes à vitesse variable réduisent les
coûts énergétiques de 35% dans les systèmes d’irrigation [65], ce qui a permis une intégration
croissante de cette technologie dans les systèmes d’eau existants.

2.2.3 Le potentiel d’optimisation énergétique

La flexibilité dont dispose les SPDEP leur offre un potentiel important d’optimisation énérgé-
tique. Cette optimisation peut être assurée à travers quatre moyens :

• Les contrats de fourniture d’électricité : il s’agit d’optimiser les négociations avec les diffé-
rents fournisseurs du marché afin d’obtenir les contrats dont les prix sont les plus adaptés
aux contraintes d’exploitation de chaque site [73]. Les incertitudes sur les besoins en éner-
gie du système d’eau ainsi que sur les prix des marchés devraient être pris en compte pour
une meilleure prise de décision [74].

• Le transfert de charge : connu sous le nom de « Load Shifting », consiste à optimiser le
planning d’activation des pompes afin de bénéficier des tarifs les moins chers pendant les
heures creuses, et réduire la consommation d’électricité pendant les périodes de pointe aux
prix élevés (figure 2.9).

FIGURE 2.9 – Illustration du principe de transfert de charge

• L’efficacité énergétique des pompes : consiste à opérer les pompes dans leur zone de rende-
ment optimal et à priviligier, dans une station de pompage donnée, l’utilisation des pompes
les plus performantes.

• Les opérations de maintenance des pompes : consiste à effectuer des opérations de main-
tenance préventives sur les pompes.
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Dans la suite de ce mémoire, les opérations de maintenance des pompes ainsi que les contrats
de fourniture d’électricité ne seront pas considérés. On s’intéressera par contre à la gestion opé-
rationnelle des systèmes d’eau, intégrant l’optimisation tarifaire par transfert de charge et celle
par efficacité des pompes. En d’autres termes, le problème auquel on s’intéressera par la suite
consiste en la détermination des bonnes plages horaires pour faire fonctionner les différents équi-
pements et ouvrages d’un système d’eau potable (activation des pompes, ouvertures des vannes,
remplissage des réservoirs) afin de respecter toutes les contraintes du système à un coût minimal.
Ce problème est connu dans la littérature sous les noms « Problème de planification optimale des
pompes dans un réseau d’eau potable » et « Pump Scheduling Problem » [75].

2.2.4 État de l’art sur le problème de planification dans un SPDEP

Le problème de planification optimale des pompes dans un système d’eau potable a été abordé
dans la littérature depuis très longtemps. Il s’agit d’un problème NP-difficile [76] qui a été traité
par différents schémas de modélisation et résolu à travers différentes méthodes d’optimisation. Il
a été démontré que le coût énergétique d’un système d’eau pouvait être réduit significativement
(jusqu’à 20%) en optimisant le transfert de charge en fonction des différentes structures tarifaires,
ainsi qu’en améliorant l’efficacité des pompes en exploitation [77]. D’un point de vue mathéma-
tique, la particularité du problème réside dans la présence de variables binaires (pompes, vannes)
ainsi que de contraintes hydrauliques non linéaires rendant les calculs plus difficiles. Par consé-
quent, seuls des programmes de contrôle automatisés disposent de la capacité de calcul néces-
saire pour fournir des solutions optimales en temps réel [78].

Plusieurs auteurs ont presenté un état de l’art des méthodes mathématiques existantes pour la
résolution du problème [75, 79–81]. Historiquement, les premières méthodes proposées consis-
taient à l’abondon des contraintes hydrauliques non linéaires pour aboutir à un problème linéaire
simplifié, ce qui n’est pas acceptable en pratique [82]. D’autres méthodes basées sur la program-
mation dynamique ont ensuite été proposées, mais généralement applicables uniquement à des
petits réseaux d’eau [83, 84]. Des méthodes pour la linéarisation des contraintes hydrauliques non
linéaires par des fonctions affines par morceaux ont aussi été proposés [77], afin de ramener le
problème mathématique à un problème de programmation linéaire en variables mixtes. Les per-
formances de ces méthodes (temps de calcul, gap d’optimalité, erreur hydraulique) sont très va-
riables et dépendent du nombre de coupes faites pour l’approximation par morceaux, mais sont
généralement soit très couteuses en temps de calcul, ou bien avec une dégradation importante
de la qualité hydraulique de la solution [85]. Dernièrement, des méthodes d’optimisation par dé-
composition lagrangienne [86], puis par relaxation convexe [78, 87] ont été proposées, avec une
amélioration du temps de calcul en moyenne de 12% pour cette dernière. D’autre part, des tech-
niques de couplage du problème mathématique sans contraintes hydrauliques avec un simulateur
hydraulique tel que EPANET ont été considérées [66], rapportant des performances satisfaisantes.
Finalement, plusieurs méthodes basées sur des métaheuristiques ainsi que d’algorithmes évolu-
tionnaires ont été abordées [88, 89], rapportant souvent des résultats satisfaisant pour des réseaux
d’eau potable moyens ou pour des réseaux industriels. Cependant, ces derniers algorithmes ne
garantissent pas l’optimalité globale des solutions obtenues.

De manière générale, le problème de planification optimale des pompes dans un système d’eau
potable peut être écrit de la manière suivante :

Minimiser le coût électrique du pompage

sous contraintes :

• Contraintes physiques des réservoirs et canalisations.

• Contraintes hydrauliques du réseau.
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• Contraintes réglementaires du système.

• Contraintes opérationnelles du système.

• Contraintes de bilan massique aux noeuds du réseau.

Une formulation mathématique de la fonction objectif ainsi que des différentes contraintes est
explicitée dans le chapitre 3. En résumé, les différentes contraintes peuvent être interprétées ainsi :

• Les contraintes physiques correspondent aux niveaux de remplissage minimal et maximal
des réservoirs, ainsi qu’au débit maximal pouvant traverser une conduite. Elles peuvent être
écrites sous forme d’équations linéaires.

• Les contraintes opérationnelles correspondent aux modes de fonctionnement spécifiques
relatifs à chaque SPDEP : qualité de l’eau, priorité d’utilisation des équipements, fonction-
nement en continu des installations de production, etc. Elles peuvent généralement être
toutes modélisées par des contraintes linéaires. Une revue de ces différents types de contraintes
est disponible dans [76].

• Les contraintes réglementaires se réfèrent généralement aux conditions imposées par les
autorités publiques pour l’utilisation des ressources en eau. Elles peuvent inclure des limi-
tations de prélevements sur les ressources naturelles, ainsi que des normes relatives à la
qualité de traitement de l’eau.

• Les contraintes de bilan massique, négligeant les effets de compressibilité et utilisant des
approximations des conditions hydrauliques en régime permanent, sont équivalentes aux
contraintes de bilan volumique. Elles imposent l’égalité entre la somme des flux entrants et
la somme des flux sortants à chaque nœud du réseau. Il est à noter que les demandes en eau
aux nœuds de demande font aussi partie des contraintes du bilan de masse.

• Les contraintes hydrauliques correspondent aux équations fondamentales des conduites,
appelées équations de perte de charge. En raison de la non-linéarité des contraintes géné-
rées par ces équations quadratiques, une linéarisation préalable par des fonctions affines
par morceaux, l’utilisation d’un simulateur hydraulique comme EPANET, ou l’utilisation de
certaines heuristiques, peut s’avérer nécessaire.

2.3 La flexibilité de la demande et les systèmes d’eau potable

2.3.1 État de l’art

En raison du potentiel dont dispose les services de la production et de la distribution d’eau
potable dans le domaine de la gestion active de la demande, plusieurs travaux de recherche ont
montré la pertinence de la considération des mécanismes d’effacement dans la gestion opéra-
tionnelle des systèmes d’eau. Généralement, des analyses du potentiel et des bénéfices relatifs
à l’efficacité énergétique dans l’industrie de l’eau ont été discutées par certains auteurs [65, 69].
Aux Etats-Unis, l’importance de la participation des systèmes d’eau potable [90] ainsi que des sys-
tèmes d’irrigation pour l’agriculture [91] dans différents programmes de gestion de la demande
a été démontrée. D’autres travaux se sont focalisés sur la pertinence économique du transfert de
charge des heures de pointe aux heures creuses afin de minimiser les coûts énergétiques et libérer
de l’énergie pendant les moments de pointe au service du réseau électrique [92]. D’autre part, une
approche originale a été proposée par Konstantinos et al [93, 94] en proposant un modèle ma-
thématique permettant d’intégrer la flexibilité des systèmes d’eau dans la gestion opérationnelle
du réseau électrique. L’approche proposée consiste à optimiser les effacements de consomma-
tion sur le marché spot la veille pour le lendemain, et d’en informer le gestionnaire du réseau de
transport pour l’intégrer dans son opération quotidienne du réseau électrique. Les bénéfices ont
été demontrés à la fois pour le système d’eau en matière de réduction des coûts énergétiques,
et pour le réseau électrique en termes de réduction des coûts liés à l’équilibrage du réseau en
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temps réel. Au Royaume-Uni, Menke et al [95] ont étudié l’architecture des marchés locaux d’ef-
facement, plus particulièrement ceux du réglage de fréquence et des réserves opérés par National
Grid, le gestionnaire du réseau de transport britannique. Un modèle mathématique a été proposé
permettant d’optimiser la participation des systèmes d’eau potable dans ces mécanimes de flexi-
bilité [96]. Les simulations ont été réalisées en utilisant un système d’eau potable simplifié et les
résultats numériques ont été discutés pour plusieurs valeurs de demandes en eau et de rémuné-
rations pour les effacements, en se basant sur un historique de rémunérations fourni par National
Grid. Les résultats numériques ont montré que des gains économiques pour les exploitants ainsi
que des gains opérationnels pour le réseau électrique peuvent être réalisés [97]. De plus, l’impor-
tance de l’utilisation des pompes à vitesse variable pour améliorer le potentiel des effacements a
aussi été démontrée [98].

Dans le milieu industriel, certaines entreprises agissant dans le domaine de l’eau potable ont
procédé à l’application des mécanismes de flexibilité des marchés de l’électricité dans la gestion
opérationnelle de leurs SPDEPs. Open Energi, une entreprise agissant en tant qu’opérateur d’ef-
facement au Royaume-Uni, a conclu un partenariat de gestion de la flexibilité électrique en 2016
avec Welsh Water, une entreprise de production et de distribution d’eau potable au Royaume-Uni.
L’entreprise dessert plus de 3 millions de consommateurs en eau potable et a envisagé l’aggréga-
tion de 5 MW de puissance depuis ses 25 sites durant la première phase d’implantation du pro-
jet [99]. En France, à notre connaissance, Veolia Eau est la seule entreprise du secteur de l’eau
ayant participé à un programme test d’effacement. EDF, en partenariat avec Veolia Eau Centre
Ouest a testé la capacité de sites industriels à réduire leur consommation électrique [100]. Quatre
sites de Veolia Eau ont changé leur mode de fonctionnement pour limiter, à la demande d’EDF,
leur appel de puissance pendant les pics de consommation d’électricité. L’expérimentation s’est
déroulée durant l’hiver, entre le 1 er janvier 2012 et le 31 mars 2012 [100]. Veolia Eau Centre Ouest a
accepté de tester ce dispositif sur quatre sites en Bretagne (dans deux stations d’épuration (Cesson
Sévigné et Saint-Malo – 35) et deux usines d’eau potable (barrage de Rophemel 22 et Muzillac 56),
sans aucune incidence sur la distribution et la qualité de l’eau. Cette expérimentation a permis
d’abaisser la puissance appelée de 1 600 kW sur les sites retenus, soit l’équivalent de la puissance
moyenne nécessaire pour alimenter 1 000 foyers en simultané.

2.3.2 Mécanisme considéré

Comme discuté dans le chapitre 1, plusieurs mécanismes d’effacement sont disponibles en
France. Cependant, seulement le mécanisme NEBEF est considéré dans cette thèse pour les SP-
DEP pour trois principales raisons :

• Il s’agit d’un mécanisme récent en France et l’unique en Europe permettant de valoriser les
effacements d’un consommateur sur le marché spot de l’électricité. À notre connaissance,
aucun travail de recherche ne s’y est intéressé en modélisant ses contraintes et en optimisant
la participation d’un opérateur d’effacement à ce mécanisme.

• Il s’agit d’un mécanisme pour lequel le système d’eau serai informé, la veille, qu’il devrait
s’effacer (avec une puissance connue et une durée connue) ou pas le lendemain. Ceci per-
mettrait alors aux exploitants de disposer d’un jour en avance pour bien optimiser le fonc-
tionnement de leur système en anticipant l’effacement contractualisé, contrairement au
mécanisme d’ajustement dont la notification d’activation des effacements n’est reçue par
RTE que le jour même avec un délai pouvant être court.

• Aucun engagement sur une longue période n’est nécessaire contrairement aux mécanismes
de capacité (marché de capacité et les réserves rapide et complémentaire) nécessitant un
engagement de disponibilité sur une période bien déterminée.

Dans la suite de ce mémoire, nous considérons que les opérateurs des systèmes d’eau disposent
de la qualification d’opérateur d’effacement. Dans ce contexte, ils peuvent réaliser des transac-
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tions sur les marchés de l’électricité sans devoir passer par une entreprise intermédiaire.

2.3.3 Apports de la thèse

Cette thèse de doctorat s’inscrit dans la continuité des travaux de recherche menés précédem-
ment dans le domaine de l’efficacité énergétique appliquée aux systèmes d’eau potable. L’objectif
est d’optimiser la gestion opérationnelle des systèmes d’eau potable en intégrant les mécanismes
d’effacement des marchés de l’électricité français, en particulier le mécanisme NEBEF. Les nou-
veautées proposés dans cette thèse de doctorat par rapport à la littérature disponible sont :

• Une modélisation des contraintes du mécanisme NEBEF sous forme d’équations mathéma-
tiques linéaires.

• Une formalisation et la résolution d’un problème mathématique linéaire en variables mixtes,
permettant d’optimiser la participation des SPDEP aux effacements sur le marché spot fran-
çais de l’électricité, sous le mécanisme NEBEF.

• La considération et la modélisation des différentes sources d’incertitudes relatifs à la prise
de décision des SPDEP sur le marché spot : incertitudes sur les demandes en eau, sur la
disponibilité des pompes et sur les prix du marché.

• La formulation et la résolution de problèmes mathématiques d’optimisation incluant la
prise en compte des différentes sources d’incertitude modélisées.

• La considération d’une gestion conjointe de plusieurs systèmes d’eau indépendants hydrau-
liquement (gestion multi-systèmes) afin d’agréger leur flexibilité pour matriser les risques
économiques et opérationnels de l’effacement.

• Une discussion sur les considérations écologiques en termes de réduction de gaz à effet de
serre à l’échelle de la France, en se basant sur certaines hypothèses.
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Chapitre 3

Valorisation de la flexibilité énergétique
des systèmes d’eau potable sur le marché
spot français

Dans ce chapitre, nous proposons un modèle mathématique d’optimisation permettant aux sys-
tèmes d’eau potable de valoriser leur flexibilité sur le marché spot français, sous le mécanisme
NEBEF. Les apports de ce chapitre sont :

• Une modélisation des contraintes du mécanisme NEBEF et du problème d’optimisation as-
socié.

• La linéarisation et la résolution du problème d’optimisation obtenu.

• Une estimation des gains économiques et opérationnels en se basant sur trois systèmes
d’eau potable réels en France.

Ce chapitre a fait l’objet de deux publications dans deux conférences internationales, ainsi que
d’une publication dans un journal scientifique dont les références sont citées ci-dessous :

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. Scheduling Demand
Response on the French Spot Power Market for Water Distribution Systems by Optimizing the
Pump Scheduling. 13th Workshop on Models and Algorithms for Planning and Scheduling
Problems (MAPSP 2017), pages 172-174, Seeon-Seebruck, Germany, June 12-16, 2017.

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. Optimisation de la
flexibilité énergétique des systèmes d’eau potable sur les marches de l’énergie. Au 19ème congrès
de la société Française de Recherche Opérationnelle et d’aide à la Décision (ROADEF), 21-23
Février 2018, Lorient.

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. Energy-Efficient Ope-
ration of Water Systems Through the Optimization of Load Power Reductions in Electricity
Markets. Journal of Electronic Science and Technology, 2018, Volume 16 (4), pp. 304-315.
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3.1 Éléments de modélisation

3.1.1 Notations mathématiques

Les notations mathématiques suivantes sont utilisées pour la suite du mémoire :

3.1.1.1 Paramètres

• T : nombre de pas de temps considérés pour la discrétisation temporelle du problème (24
pour une gestion horaire et 48 pour une gestion demi-horaire).

• δt : durée, en heures, du pas de temps considéré pour la discrétisation temporelle (δt = 1
pour une discrétisation horaire).

• S : nombre de réservoirs de stockage (bâches et châteaux d’eau) disponibles pour le SPDEP.

• N : nombre de pompes disponibles pour le SPDEP.

• O : nombre de noeuds de connexion dans le SPDEP.

• C : nombre de canalisations de transfert dans le SPDEP.

• D : nombre de zones de demande en eau.

• Ci ,t : coût économique lié à l’activation de la pompe i pendant le pas de temps t

• Pi ,t : puissance électrique de fonctionnement pour la pompe i au pas de temps t .

• Pmax
t : la puissance maximale contractuelle que le SPDEP peut activer à une période t don-

née.

• Pdr,mi n : la puissance minimale requise pour participer au mécanisme NEBEF (100 kW).

• r sp
t : le prix du marché spot de l’électricité français au pas de temps t , en €/MWh.

• ρt : le prix de la compensation au pas de temps t , en €/MWh.

• si ,t : le volume de remplissage du réservoir i au pas de temps t , en m3.

• Vi : le volume physique du réservoir i , en m3.

• smi n
i : le volume de remplissage minimum de sécurité pour le réservoir i , en m3.

• smax
i : le volume de remplissage maximum de sécurité pour le réservoir i , en m3.

• di ,t : la demande en eau relative à la zone de demande i au pas de temps t , en m3/h.

• qc,t : le débit moyen, en m3/h, traversant la canalisation c au pas de temps t .

• qmax
c : le débit maximum, en m3/h, pouvant travérser une canalisation c.

• ∑
q i n

o,t : la somme des débits, en m3/h, entrants au noeud o au pas de temps t .

• ∑
qout

o,t : la somme des débits, en m3/h, sortants du noeud o au pas de temps t , sans prise en
compte des consommations en eau.

3.1.1.2 Variables de décision

• xi ,t : variable binaire indiquant l’état de la pompe i au pas de temps t .

• yt : variable binaire indiquant la position prise sur le marché spot au pas de temps t (1=
effacement, 0 sinon).

• Pdr
t : la puissance d’effacement mise en vente sur le marché spot de l’électricité, en MW.

3.1.2 Concepts utilisés

• Un nœud de connexion : correspond à une intersection entre plusieurs élements du réseau
comme des canalisations, réservoirs, etc. Les zones de demande en eau représentent aussi
des noeuds du réseau.

• Un site énergétique : est un groupement d’installations électriques du SPDEP disposant
d’un unique contrat avec le même fournisseur d’électricité.

• Une plage d’effacement : est une période durant laquelle un effacement est déclaré.
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3.1.3 Hypothèses de modélisation

On s’intéressera à une gestion des systèmes d’eau potable, sur un horizon de 24 heures (T =
24). Les journées d’exploitation commencent à 6h du matin et se terminent à 6h le lendemain.
On considèrera une discrétisation horaire pour la modélisation des problèmes (δt = 1) pour deux
raisons principales :

• Une discrétisation avec un pas de temps inférieur à l’heure augmentera considérablement
la complexité numérique des problèmes d’optimisation.

• Le produit spot de référence du marché français est horaire.

Finalement, on supposera, dans ce chapitre, disposer d’une prévision fiable de la demande en
eau de la journée entière pour chaque zone de consommation.

3.2 Formulation mathématique du problème sans prise en compte des
effacements

Le problème d’optimisation énergétique relatif à la gestion opérationnelle des SPDEP sera d’abord
formulé sans prise en compte du mécanisme d’effacement considéré.

3.2.1 Contraintes du problème

3.2.1.1 Contraintes physiques

La première contrainte physique d’un SPDEP est celle relative au volume d’eau stocké dans un
réservoir à chaque pas de temps. Ce volume ne doit pas dépasser le volume physique du réservoir.

∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S] : 0 ≤ sa,t ≤ Va . (3.1)

La deuxième contrainte physique est liée aux capacités physiques de transfert d’eau dans les ca-
nalisations. Il s’agit d’une contrainte qui dépend de la nature de la canalisation et de son diamètre.
Elle traduit le fait que l’eau ne peut pas circuler dans une canalisation à un débit supérieur à un
débit maximal comme montré dans l’équation 3.2 :

∀t ∈ [1,T],∀c ∈ [1,C] : qc,t ≤ qmax
c . (3.2)

3.2.1.2 Contraintes opérationnelles

Les contraintes opérationnelles sont liées aux modes de gestion relatifs à chaque SPDEP. Plu-
sieurs contraintes peuvent exister dont on cite par exemple :

• Les volumes de sécurité des réservoirs : il s’agit de la contrainte opérationnelle la plus utili-
sée par les exploitants des SPDEP. Des volumes minimum et maximum de sécurité sont fixés
pour chaque réservoir en m3. Cette contrainte est motivée par des enjeux de sécurité : éviter
de monter très haut dans les réservoirs pour ne pas déverser de l’eau, disposer d’un volume
minimum pour gérer des situations de crise, etc.

• Le gradient de débit/puissance : la différence de débit/puissance entre deux pas de temps
consécutifs ne doit pas dépasser une valeur limite.

• La stabilité de fonctionnement : consiste en la minimisation des changements d’état marche/arrêt
pour les pompes, et ouverture/fermeture pour les vannes.

• Le fonctionnement obligatoire : une pompe peut être demandée de fonctionner de manière
continue tout le temps, par exemple afin d’effectuer quelques tests sur le réseau d’eau en
présence de la pompe.
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• Le temps de séjour : une contrainte de temps de séjour de l’eau dans les réservoirs peut être
demandée afin de renouveler de l’eau continuellement. Cette contrainte est motivée par des
considérations de la qualité de l’eau distribuée.

• La contrainte de nombre maximal d’élements en fonctionnement : dans certaines situa-
tions, sur un ensemble donné d’élements, un nombre maximal d’élements en fonctionne-
ment ne doit pas être dépassé comme c’est le cas pour les sites énergétiques soumis à une
contrainte de puissance maximale.

• Contrainte de remplissage final des réservoirs : il s’agit d’une contrainte qui est souvent
imposée par de nombreux exploitants des systèmes d’eau. La contrainte implique, pour une
journée d’exploitation donnée, d’avoir un volume de remplissage final des réservoir le plus
proche possible du volume de remplissage initial. Généralement, on souhaite commencer
une journée d’exploitation avec des réservoirs pleins et finir la journée avec des réservoirs
aussi pleins qu’en début de journée.

Généralement, toutes ces contraintes peuvent être écrites sous forme d’équations linéaires [76].
Dans la suite de ce mémoire, nous considérons uniquement la contrainte de volumes de sécurité
(équation 3.3) et celle de remplissage final (équation 3.4) des réservoirs :

∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S] : smi n
a −δsmi n

a,t ≤ sa,t ≤ smax
a +δsmax

a,t . (3.3)

∀a ∈ [1,S] : sa,1 − sa,T = δs f i n
a . (3.4)

Puisqu’il s’agit de contraintes opérationnelles et non pas de contraintes physiques, il se peut
que, par exemple, aucune solution faisable ne soit possible pour permettre de maintenir le volume
du réservoir au dessus du niveau minimum de sécurité pour un pas de temps donné. Des variables

δsmax
a,t , δsmi n

a,t et δs f i n
a sont alors ajoutées aux contraintes comme illustré dans les équations 3.4 et

3.3, permettant d’apporter une souplesse dans la formulation de ces contraintes.

Volume minimum de sécurité
𝑠𝑎
𝑚𝑖𝑛

Volume maximum de sécurité 𝑠𝑎
𝑚𝑎𝑥

Volume de stock courant
𝑠𝑎,𝑡

Volume minimum de sécurité    
𝑠𝑎
𝑚𝑖𝑛

Volume de stock courant
𝑠𝑎,𝑡

𝑠𝑎
𝑚𝑎𝑥

Volume de dépassement 𝛿𝑠𝑎,𝑡
𝑚𝑎𝑥

Volume de stock courant 
𝑠𝑎,𝑡

Volume maximum de sécurité 𝑠𝑎
𝑚𝑎𝑥

𝑠𝑎
𝑚𝑖𝑛

Volume de déficit 𝛿𝑠𝑎,𝑡
𝑚𝑖𝑛

Réservoir en situation 
normale

Réservoir en situation de 
dépassement du volume max

Réservoir en situation de déficit 
en dessous du volume min

• 𝑠𝑎
𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑠𝑎,𝑡 ≤ 𝑠𝑎

𝑚𝑎𝑥

• 𝛿𝑠𝑎,𝑡
𝑚𝑎𝑥 = 0

• 𝛿𝑠𝑎,𝑡
𝑚𝑖𝑛 = 0

• 𝑠𝑎
𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑠𝑎,𝑡

• 𝛿𝑠𝑎,𝑡
𝑚𝑎𝑥 > 0

• 𝛿𝑠𝑎,𝑡
𝑚𝑖𝑛 = 0

• 𝑠𝑎,𝑡 ≤ 𝑠𝑎
𝑚𝑎𝑥

• 𝛿𝑠𝑎,𝑡
𝑚𝑎𝑥 = 0

• 𝛿𝑠𝑎,𝑡
𝑚𝑖𝑛 > 0

FIGURE 3.1 – Illustration des différents états possibles d’un réservoir et les variables correspondantes.
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La figure 3.1 illustre les différents états possibles d’un réservoir ainsi que les variables d’écart
δsmax

a,t et δsmi n
a,t correspondantes. Les variables d’écart δsmax

a,t et δsmi n
a,t sont appelées, respective-

ment, volume de dépassement et volume de déficit du réservoir.

3.2.1.3 Contraintes de bilan massique

Les contraintes de bilan massique, en négligeant les effets de compressibilité et en utilisant
des approximations des conditions hydrauliques en régime permanent, sont équivalentes aux
contraintes de bilan volumique. Elles imposent l’égalité entre la somme des flux entrants et la
somme des flux sortants à chaque nœud de connexion du réseau. Ce type de contrainte porte
aussi le nom de équations de « Kirchhof » en référence aux lois de Kirchhof de l’électricité. Pour les
nœuds associés à des zones de demande en eau, l’équation 3.5 est une forme généralisée tradui-
sant les contraintes de Kirchhof.

∀t ∈ [1,T],∀o ∈ [1,O] :
∑

q i n
o,t −

∑
qout

o,t −do,t = 0. (3.5)

Pour les nœuds non associés à des zones de demande en eau, l’équation 3.5 se simplifie et de-
vient :

∀t ∈ [1,T],∀o ∈ [1,O] :
∑

q i n
o,t −

∑
qout

o,t = 0. (3.6)

Les ouvrages de stockage sont des nœuds particuliers du réseau. Les contraintes de bilan mas-
sique pour ces ouvrages sont liées à l’évolution du volume d’un réservoir entre deux pas de temps
consécutifs. Mathématiquement, le volume du réservoir au début du pas de temps t+1 est égal au
volume du réservoir au début du pas de temps t , plus la somme des débits entrants au réservoir
pendant le pas de temps t , moins la somme des débits sortants du réservoir pendant le pas de
temps t , moins la demande en eau observée pendant le pas de temps t (équation 3.7).

∀t ∈ [1,T−1],∀a ∈ [1,S] : sa,t+1 = sa,t +
∑

q i n
a,t −

∑
qout

a,t −da,t . (3.7)

Pour les bâches de stockage et les réservoirs de transport, la valeur de la demande en eau asso-
ciée est nulle (da = 0).

3.2.1.4 Contraintes hydrauliques

Les contraintes hydrauliques correspondent aux équations fondamentales des conduites, ap-
pelées équations de perte de charge. En raison de la non-linéarité des contraintes générées par
ces équations quadratiques, l’utilisation des moyens classiques de l’optimisation linéaire n’est
pas possible. Dans cette thèse, le choix de l’utilisation d’un simulateur hydraulique couplé au
problème mathématique linéaire d’optimisation a été fait en utilisant les différentes données re-
cueillies auprès des exploitants des sytèmes d’eau de Suez. Les données fournies par les exploi-
tants sont :

• le modèle hydraulique complet de leur SPDEP, exploitable avec un modèle hydraulique tel
que EPANET ou Piccolo ;

• une description détaillée du fonctionnement de chaque ouvrage et équipement ;

• un historique des données de débit et de pression pour chaque station de pompage et la
variation historique des niveaux des réservoirs ;

• les courbes de pompes fournies par les constructeurs, à savoir les courbes caractéristiques
des pompes ainsi que leurs courbes d’efficacité énergétique.
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Pour les considérations hydrauliques, on commence d’abord par simplifier le modèle physique
sur Piccolo grâce à un script de simplification. L’objectif étant d’avoir finalement un réseau le plus
simple possible et hydrauliquement équivalent au réseau initial. Le script de simplification agrège
plusieurs nœuds et mailles et supprime les tuyaux de diamètre inférieur à une valeur limite. Une
fois le modèle hydraulique simplifié, le profil prévisionnel de la demande en eau y est injecté pour
estimer, grâce à une simulation hydraulique, les pertes de charge dans les canalisations, ainsi que
les débits et les pressions de fonctionnement des pompes. Les résultats de cette simulation hy-
draulique permettent finalement de mettre à jour les débits de fonctionnement des pompes dans
le modèle logique d’optimisation. Une fois estimé le débit de fonctionnement des pompes, leur
consommation énergétique est estimée grâce à la courbe d’efficacité énergétique des pompes (le
débit fournit une puissance sur la courbe). Le vecteur des coûts économiques Ci ,t de pompage est
finalement calculé en multipliant la puissance de fonctionnement des pompes par le tarif d’élec-
tricité contratualisé avec le fournisseur. La procédure peut être résumée comme suit :

• Le modèle hydraulique est simplifié grâce à un script de simplification, à l’aide de Piccolo.

• Les profils prévisionnels de la demande en eau sont injectés dans le modèle hydraulique
simplifié, puis une simulation hydraulique est lancée.

• Les débits de fonctionnement des pompes sont recupérés, ainsi que les pertes de charge
dans les canalisations principales. Le modèle logique d’optimisation est alors mis à jour.

3.2.2 Fonction objectif

La fonction objectif du problème s’écrit de sorte à minimiser les coûts économiques relatifs au
pompage d’eau, ainsi qu’aux violations des contraintes opérationnelles du système. Nous intro-
duisons trois autres coûts Cmi n , Cmax et C f i n , que nous affecterons respectivement aux variables

d’écart δsmi n
a,t , δsmax

a,t et δs f i n
a . Enfin, nous notons par h la fonction relative à la pénalisation des

contraintes des volumes minimum, maximum et cible des réservoirs (équation 3.8).

h(δsmi n
a,t ,δsmax

a,t ,δs f i n
a ) =

S∑
a=1

T∑
t=1

Cmi n ·δsmi n
a,t +Cmax ·δsmax

a,t +C f i n ·δs f i n
a . (3.8)

La fonction objectif (Ob j ) peut s’écrire sous la forme suivante :

minimiser Ob j =
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t +h(δsmi n
a,t ,δsmax

a,t ,δs f i n
a ).

D’autres contraintes opérationnelles peuvent aussi être pénalisées dans la fonction objectif se-
lon le besoin, comme la stabilité du pompage en minimisant les changements d’état marche/arrêt
des pompes, le gradient de montée en puissance des stations de pompage, etc. Dans la suite de ce
mémoire, nous considérerons comme fonction objectif de base la fonction Ob j ci-dessus.

3.2.3 Formalisation du problème

Le problème d’optimisation final s’écrit sous forme d’un problème linéaire en variables mixtes,
dit problème MILP (Mixed Integer Linear Programming), comme suit (problème (P0)) :
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minimum Ob j =
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t +h(δsmi n
a,t ,δsmax

a,t ,δs f i n
a )

sous contraintes : smi n
a −δsmi n

a,t ≤ sa,t ≤ smax
a +δsmax

a,t ,∀t ∈ [1,T], ∀a ∈ [1,S]

sa,1 − sa,T = δs f i n
a , ∀a ∈ [1,S]

sa,t+1 = sa,t +
∑

q i n
a,t −

∑
qout

a,t −da,t , ∀t ∈ [1,T−1],∀a ∈ [1,S]∑
q i n

o,t −
∑

qout
o,t −do,t = 0, ∀t ∈ [1,T],∀o ∈ [1,O]

qc,t ≤ qmax
c , ∀t ∈ [1,T],∀c ∈ [1,C]

0 ≤ sa,t ≤ Va ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

xi ,t ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N],∀t ∈ [1,T].

(P0)

3.3 Formulation mathématique du problème avec prise en compte des
effacements

3.3.1 Hypothèses de modélisation

Nous faisons l’hypothèse que nous pouvons prendre une position sur le marché spot à chaque
pas de temps horaire t . Chaque position sur le marché est une paire (oui/ non, Puissance), où le
« non » correspond à aucune offre d’effacement faite sur la période t , et « oui » à une offre d’ef-
facement faite avec la puissance correspondante « Puissance », et payée au prix du marché. Nous
considérons des scénarios déterministes pour la modélisation des prix du marché dans notre fonc-
tion objectif. Cette hypothèse signifie que chaque offre d’effacement proposée sur le marché est
acceptée et se voit payer le prix du marché (les incertitudes sur les prix sont négligées en consi-
dérant des scénarios déterministes). En d’autres termes, nous supposons que les experts écono-
miques du SPDEP anticipent parfaitement les prix du marché et que l’objectif est de décider à
quelle heure, pour quelle durée et pour quelle puissance s’effacer. Finalement, on suppose que
toutes les installations disponibles au début de la session d’enchères au jour J-1 le seront aussi
pour toute la journée du jour J. En résumé, les hypothèses de notre modélisation sont :

• Une discrétisation temporelle avec un pas de temps horaire δt = 1.

• Les prix du marché spot français sont parfaitement anticipés par les experts du SPDEP.

• Les demandes en eau sont prévues avec une bonne fiabilité par les exploitants du SPDEP, le
jour pour le lendemain.

• Toutes les installations du SPDEP disponibles au jour J-1 avant midi le seront aussi pour
toute la journée du jour J.

3.3.2 Première formalisation du problème

L’objectif de la formulation mathématique du problème est de déterminer, la veille pour le len-
demain (le jour J-1 avant midi), les puissances d’effacement du SPDEP à valoriser sur le marché
spot de l’électricité. Cette formulation devrait permettre au SPDEP de s’effacer uniquement quand
cela est rentable économiquement et faisable opérationnellement.

3.3.2.1 Fonction objectif

La fonction objectif Ob j dr en tenant compte de la valorisation économique des effacements
s’écrit :

minimiser Ob j dr =
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t − yt ·Pdr
t · (r sp

t −ρt )+h(δsmi n
a,t ,δsmax

a,t ,δs f i n
a ).
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Les variables de décision sont l’état des pompes xi ,t , la décision yt prise sur le marché à chaque
pas de temps t , ainsi que la puissance d’effacement Pdr

t . La fonction objectif ainsi formulée sert à
faire l’arbitrage économique entre la consommation électrique en activant les pompes, et l’efface-
ment de la consommation tout en pénalisant la violation des contraintes relatives au respect des
volumes opérationnels des réservoirs. Cette fonction comporte trois termes, deux termes écono-
miques et un terme opérationnel :

• Le premier terme Ci ,t · xi ,t est relatif aux coûts économiques de pompage. Ce terme est mi-
nimisé dans la fonction objectif.

• Le deuxième terme yt ·Pdr
t · (r sp

t −ρt ) est relatif aux revenus liés aux ventes des puissances
d’effacement Pdr

t aux périodes t si un effacement est plannifié (yt = 1). Dans ce cas, la puis-
sance effacée est rémunérée par la différence entre le prix spot du marché r sp

t à la période t
et la compensation à payer au fournisseur du site effacé ρt . Puisqu’il s’agit d’un revenu, ce
terme est maximisé dans la fonction objectif.

• Le troisième terme h(δsmi n
a,t ,δsmax

a,t ,δs f i n
a ) représente la pénalisation des contraintes rela-

tives à la gestion opérationnelle des réservoirs.

Les deux premiers termes économiques sont en concurrence. Le dernier terme opérationnel est
formulé de sorte à ce qu’il soit prioritaire par rapport aux considérations économiques.

3.3.2.2 Contraintes

En plus de toutes les contraintes modélisées dans la section précédante, nous proposons de
modéliser les différentes contraintes nécessaires pour la participation au mécanisme NEBEF. Il
s’agit principalement de la contrainte de durée maximale pour une plage d’effacement donnée,
de la puissance minimale nécessaire d’effacement, ainsi que de la modélisation des périodes de
référence avant et après effacement selon la méthode du rectangle à double référence corrigée.
Pour ce faire, nous commençons d’abord par introduire les trois nouvelles variables suivantes :

αt = yt .(1− yt+1). (3.9)

βt = yt .(1− yt−1). (3.10)

γt = yt .yt+1. (3.11)

Les variablesαt , βt et γt représentent, réspectivement, le cas d’un effacement à la période t mais
pas à la période suivante t+1, celui d’un effacement à la période t mais pas à la période précédante
t−1, et celui d’un effacement sur deux périodes succéssives t et t+1. Ces variables sont introduites
parce que la durée des périodes de référence dépend de la durée de la plage d’effacement déclarée.
Les équations suivantes traduisent les contraintes relatives au mécanisme d’effacement NEBEF :

∀t ∈ [1,T] : Pdr,mi n ≤ Pdr
t ≤ Pmax

t . (3.12)

∀t ∈ [1,T−2], yt + yt+1 + yt+2 ≤ 2. (3.13)

∀t ∈ [1,T−1] : | Pdr
t −Pdr

t+1 |≤ Pmax
t · (1−γt ). (3.14)

∀t ∈ [1,T−1] : |
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t −

N∑
i=1

Pi ,t+1 · xi ,t+1 |≤ Pmax
t · (1−γt ). (3.15)

∀t ∈ [2,T] : (
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t +Pdr

t ) ·βt ≤
N∑

i=1
Pi ,t−1 · xi ,t−1. (3.16)
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∀t ∈ [1,T−1] : (
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t +Pdr

t ) ·αt ≤
N∑

i=1
Pi ,t+1 · xi ,t+1. (3.17)

∀t ∈ [3,T] : |
N∑

i=1
Pi ,t−2 · xi ,t−2 −

N∑
i=1

Pi ,t−1 · xi ,t−1 |≤ Pmax
t · (1−γt ). (3.18)

∀t ∈ [1,T−3] : |
N∑

i=1
Pi ,t+2 · xi ,t+2 −

N∑
i=1

Pi ,t+3 · xi ,t+3 |≤ Pmax
t · (1−γt ). (3.19)

L’équation 3.12 traduit l’offre minimale d’effacement pouvant être faite sur le marché spot fran-
çais tandis que l’équation 3.13 traduit la durée maximale de 2 heures autorisée pour une plage
d’effacement donnée. Les équations 3.14 et 3.15 reflètent le fait qu’une offre d’effacement faite sur
deux périodes consécutives, c’est à dire 2 heures pour la plage d’effacement, doit être homogène
en termes de quantité d’énergie effacée (la même énergie effacée sur les périodes consécutives).
L’équation 3.16 modélise la fin de la période de référence avant effacement tandis que l’équation
3.17 modélise le début de la période de référence après effacement. Finalement, les équations 3.18
et 3.19 modélisent la durée des périodes de référence dans le cas d’un effacement de 2 heures. Le
problème (P1,0) représente une première formulation mathématique du problème final :

minimum Ob j dr =
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t − yt ·Pdr
t · (r sp

t −ρt )+h(δsmi n
a,t ,δsmax

a,t ,δs f i n
a )

sous contraintes smi n
a −δsmi n

a,t ≤ sa,t ≤ smax
a +δsmax

a,t , ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

sa,1 − sa,T = δs f i n
a , ∀a ∈ [1,S]

sa,t+1 = sa,t +
∑

q i n
a,t −

∑
qout

a,t −da,t , ∀t ∈ [1,T−1],∀a ∈ [1,S]∑
q i n

o,t −
∑

qout
o,t −do,t = 0, ∀t ∈ [1,T],∀o ∈ [1,O]

yt + yt+1 + yt+2 ≤ 2, ∀t ∈ [1,T−2]

| Pdr
t −Pdr

t+1 |≤ Pmax · (1−γt ), ∀t ∈ [1,T−1]

|
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t −

N∑
i=1

Pi ,t+1 · xi ,t+1 |≤ Pmax · (1−γt ), ∀t ∈ [1,T−1]

(
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t +Pdr

t ) ·βt ≤
N∑

i=1
Pi ,t−1 · xi ,t−1, ∀t ∈ [2,T]

(
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t +Pdr

t ) ·αt ≤
N∑

i=1
Pi ,t+1 · xi ,t+1, ∀t ∈ [1,T−1]

|
N∑

i=1
Pi ,t−2 · xi ,t−2 −

N∑
i=1

Pi ,t−1 · xi ,t−1 |≤ Pmax · (1−γt ), ∀t ∈ [3,T]

|
N∑

i=1
Pi ,t+2 · xi ,t+2 −

N∑
i=1

Pi ,t+3 · xi ,t+3 |≤ Pmax · (1−γt ), ∀t ∈ [1,T−3]

qc,t ≤ qmax
c , ∀t ∈ [1,T],∀c ∈ [1,C]

Pdr,mi n ≤ Pdr
t ≤ Pmax

t , ∀t ∈ [1,T]

0 ≤ sa,t ≤ Va ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

xi ,t , yt ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N],∀t ∈ [1,T].

(P1,0)

Le problème tel qu’il est formulé ci-dessus ne peut pas être résolu par programmation linéaire
en vue de la présence des contraintes 3.16 et 3.17 non linéaires, ainsi que du deuxième terme de
la fonction objectif yt ·Pdr

t · (r sp
t −ρt ) qui ne l’est pas non plus. Des méthodes pour linéariser ces

contraintes sont alors à rechercher.
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3.3.3 Linéarisation et résolution du problème

La linéarisation du problème (P1,0) se fait en se basant sur la Proposition 1 ci-dessous, permet-
tant de linéariser l’équation du produit d’une variable binaire et d’une variable réelle positive bor-
née. Les équations 3.9, 3.10, 3.11, 3.16 et 3.17 ainsi que le second terme de la fonction objectif sont
linéarisés en se basant sur cette proposition.

Proposition 1 :

Les formalisations 3.20 et 3.21 sont équivalentes.

{
z = x · y

x ∈ {0,1} ,0 ≤ y ≤ U(y)
(3.20)


z ≤ U(y) · x

z ≤ y

z ≥ y −U(y) · (1−x)

z ≥ 0.

(3.21)

La démonstration de la Proposition 1 est immédiate en distinguant les deux possibilités x = 0 et
x = 1 pour la variable binaire x.

• Pour x = 0, z est égal à 0 dans la formulation 3.20 et z est aussi égal à 0 dans la formulation
3.21 (z ≤ 0 et z ≥ 0).

• Pour x = 1, z est égal à y dans la formulation 3.20 et z est aussi égal à y dans la formulation
3.21 (z ≤ y et z ≥ y −U(y) · (1−1) = y).

L’annexe A fournit une linéarisation complète de chaque équation non linéaire ainsi qu’une
formulation finale du problème d’optimisation linéaire en variables mixtes obtenu.

3.4 Étude expérimentale

Cette section présente des résultats numériques relatifs à la valorisation des effacements pour
les SPDEP sur le marché spot français. L’objectif est de quantifier les bénéfices économiques pou-
vant être réalisés par ces systèmes en optimisant les opérations de vente des puissances d’effa-
cement sur le marché. Les simulations sont faites uniquement pendant les mois d’hiver et d’au-
tomne, à savoir les mois d’octobre à mars, pour trois principales raisons :

• En raison de la thermo-sensibilité de la consommation française, la demande en électricité
est plus forte pendant les mois d’hiver et d’automne comparée aux mois de printemps et
d’été. En conséquence, le système électrique français affiche une production excédentaire
par rapport à la demande en été et au printemps, et donc de faibles prix spot. La différence
entre la valeur des prix spot et la compensation est souvent négative, ce qui rend les ef-
facement non rentables économiquement (car non nécessaires pour le réseau électrique
français).

• Ces mois connaissent une hausse remarquable de la consommation en életricité en France,
en raison des basses températures et de l’utilisation massive du chauffage électrique. Les
effacements sont alors fortement bénéfiques pour le système électrique et les prix des mar-
chés sont élevés, ce qui augmente la rentabilité économique des effacements pour les ex-
ploitants.

• Ces mois correspondent à des périodes où la consommation en eau est à son minimum.
Les systèmes d’eau disposent alors d’une plus grande flexibilité pour le stockage des réser-
voirs. En effet, les périodes de pointe de consommation en eau sont généralement pendant
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le printemps et l’été en raison des fortes températures et de la baisse des précipitations plu-
vieuses.

Le choix des valeurs de pénalisation Cmi n , Cmax et C f i n est fait, en accord avec les exploitants
des systèmes, de sorte à prioritiser d’abord la contrainte du volume minimum de sécurité, en-
suite la contrainte du volume de remplissage final des réservoirs, puis finalement la contrainte du
niveau maximum de sécurité.

3.4.1 Présentation des systèmes d’eau potable utilisés

3.4.1.1 Modèle physique

Afin de quantifier les gains économiques relatifs à la valorisation des effacements, nous utili-
sons trois systèmes d’eau potable réels en France, dont les modèles physiques simplifiés et les
caractéristiques sont respectivement montrés sur la figure 3.2 et le tableau 3.1.

(a) Système 1 (b) Système 2

(c) Système 3

FIGURE 3.2 – Présentation des systèmes d’eau potable utilisés

Sur la figure 3.2, les stations de pompage sont montrées en rouge, les stockages en gris, les
zones de consommation en jaune, et les sources de production en vert. Le tableau 3.1 présente
quelques caractéristiques des trois systèmes. Ces systèmes sont indépendants hydrauliquement
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(aucun échange d’eau n’est possible entre les trois systèmes) et sont par conséquent gérés indé-
pendamment.

TABLEAU 3.1 – Caractéristiques des systèmes d’eau potable utilisés.

Système 1 Système 2 Système 3

Bâche de stockage 1 2 5
Réservoir de distribution 4 3 10
Station de pompage 5 6 11
Pompes à vitesse fixe 9 8 13
Pompes à vitesse variable 1 4 5
Puissance Maximale 2 500 kW 370 kW 3 450 kW
Demande en eau moyenne journalière 12 865 m3 10 075 m3 61 920 m3

• Système 1 : il s’agit d’un système d’eau alimentant uniquement des zones résidentielles.
Le système est situé dans une zone montagneuse avec des dénivelés importants dans le
périmètre de distribution, ce qui rend les consommations énergétiques élevées. En 2012, la
consommation d’énergie du système a été de 8 GWh avec un coût économique de l’ordre de
550 000 €. D’autre part, les tailles des réservoirs sont relativement petites comparés à ceux
des systèmes 2 et 3, dimensionnés principalement pour couvrir la pointe de l’été.

• Système 2 : il s’agit d’un petit système avec une consommation journalière moyenne de
l’ordre de 10 000 m3. Les consommations énergétiques sont faibles pour le système en rai-
son des faibles dénivelés et des courtes distances entre les sources de production et les zones
de consommation. Le système dispose de 4 pompes à vitesse variable lui apportant de la
flexibilité pour sa gestion opérationnelle. Ce système dispose d’une station de pompage né-
cessitant un fonctionnement obligatoire avec un débit minimum de 260 m3/h. Le système
dispose d’un réservoir d’une grande capacité de stockage, pouvant couvrir jusqu’à 3 fois la
consommation journalière de la zone de demande qui lui est associée.

• Système 3 : il s’agit du plus grand système parmi les trois considérés en raison de sa taille
physique ainsi que la demande en eau qui lui est associée. Ce système dessert uniquement
des zones résidentielles, avec des profils de consommation différents en fonction des zones
(zones avec des espaces verts, zones avec des immeubles, etc). Le système dispose d’une
station de pompage principale servant à remonter l’eau après son captage sur une hauteur
de plus de 100 mètres, pour être traitée ensuite dans l’usine de production. Il s’agit de la
station la plus énergivore du système. Le système est interconnecté avec un autre système
hydraulique dont la gestion n’est pas dévolue à Suez. Nous ne considérerons pas alors cette
interconnexion.

3.4.1.2 Contrats de fourniture et d’acheminement d’électricité

Les tarifs d’électricité utilisés pour les trois systèmes étudiés sont résumés dans les tableaux 3.2
et 3.3, en €/MWh. Les tarifs incluent la partie fourniture et celle du transport uniquement, sans
inclure les différentes taxes. Les plus gros sites énergétiques dont la consommation électrique est
télérelevée bénéficient du tarif 1 avantageux de fourniture. Les tarifs d’acheminement dépendent
essentiellement de la puissance du compteur électrique de chaque site. Les heures de pointe cor-
respondent aux créneaux de 9h à 11h le matin et de 18h à 20h le soir. Les heures pleines corres-
pondent aux périodes de 8h à 22h pour la fourniture et de 7h à 23h pour le transport. Finalement,
les heures creuses correspondent à la période entre 22h à 8h pour la fourniture, et entre 23h et 7h
pour le transport.

Comme montré dans le tableau 3.2, certaines offres de fourniture imposent un prix pendant les
heures de pointe strictement supérieur au prix pendant le reste des heures pleines de la journée.
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TABLEAU 3.2 – Tarifs de fourniture d’électricité considérés, en €/MWh.

Fourniture Heures de Pointe Heures Pleines Heures Creuses

Tarif 1 47.87 47.87 30.56
Tarif 2 55.96 55.96 34.65
Tarif 3 76.63 57.40 35.38
Tarif 4 75.83 57.33 35.95

TABLEAU 3.3 – Tarifs d’acheminement d’électricité considérés, en €/MWh.

Acheminement Heures de Pointe Heures Pleines Heures Creuses

Tarif 1 27.7 20.8 13
Tarif 2 30.3 28.5 20.5
Tarif 3 41.8 41.8 28.1

3.4.1.3 Consommations en eau

Le profil moyen horaire de la demande en eau de chaque zone de demande est pris en en-
trée du modèle mathématique d’optimisation. La figure 3.3 montre un exemple de deux profils
de consommation horaires considérés pour le système 3.

FIGURE 3.3 – Exemple de deux profils horaires de demande du système 3.

Comme montré sur la figure 3.3, le profil horaire de la demande en eau présente deux pics par-
ticuliers, un le matin vers 9h et un le soir vers 20h. Un troisième pic moins important est aussi
remarquable aux alentours de midi, correspondant à la période du déjeuner. L’allure des profils de
la figure 3.3 est typique pour les zones de demande résidentielles.

3.4.2 Données du marché de l’électricité

Les prix du marché utilisés pour les simulations sont ceux des mois octobre, novembre et dé-
cembre pour l’année 2016, puis ceux de janvier, février et mars de l’année 2017. Ces mois corres-
pondent aux périodes de pointe de consommation électrique en France, pour lesquels le réseau
électrique a le plus besoin des effacements de consommation pour remplacer les moyens de pro-
duction de pointe conventionnels. On définit chaque scénario de prix spot par un vecteur de 24
valeurs, correspondant à une réalisation historique de prix spot pendant une journée donnée des
périodes considérées.

76



CHAPITRE 3. VALORISATION DE LA FLEXIBILITÉ ÉNERGÉTIQUE DES SYSTÈMES D’EAU
POTABLE SUR LE MARCHÉ SPOT FRANÇAIS

FIGURE 3.4 – Quelques scénarios horaires de prix
spot utilisés [2].

TABLEAU 3.4 – Prix de la compensation en €/MWh
pour le trimestre octobre - décembre 2016.

2016 Heures Basses Heures Hautes

Prix 40.64 56.10

TABLEAU 3.5 – Prix de la compensation en €/MWh
pour le trimestre janvier - mars 2017.

2017 Heures Basses Heures Hautes

Prix 49.48 117.27

Comme montré sur la figure 3.4, les prix spot connaissent deux pics particuliers : celui du matin
entre 7h et 9h et celui du soir entre 18h et 20h. La fin de l’année 2016 a connu des pics excep-
tionnels de prix spot en France en conséquence d’une disponibilité historiquement basse du parc
nucléaire français couplée à une grande vague de froid [31]. Le prix spot horaire a atteint la va-
leur de 874 €/MWh la journée du 7 novembre 2016 à 18h, soit un prix 13 fois supérieur à celui
de la veille à la même heure. Trois autres jours ont été marqués par des prix horaires très élevés
dépassant les 200 €/MWh, qui sont le 09/11, le 14/11 et le 15/11 de l’année 2016.

D’autre part, les valeurs de la compensation, comme déterminés par RTE pendant les mois oc-
tobre - décembre et janvier - mars, sont résumés dans les tableau 3.4 et 3.5. Les heures hautes cor-
respondent aux heures de 8h à 20h des jours ouvrés, tandis que les heures basses correspondent
au restant des heures de la semaine. Pour chaque année (Y), les prix de la compensation pour
les différents trimestres de l’année suivante (Y+1) sont fixés par RTE en décembre de l’année (Y)
comme expliqué dans le chapitre 1. La formule de calcul de ces prix prend en considération les prix
enregistrés sur les marchés à terme entre le 1er octobre et le 30 novembre de l’année (Y), obser-
vés sur la bourse d’électricité EEX. Les prix très élevés de la compensation pour les heures pleines
du premier trimestre de l’année 2017, comme montré sur le tableau 3.5, sont la conséquence di-
recte de l’augmentation des prix sur les marché à terme pendant la fin de l’année 2016. En effet,
l’Agence de Sûreté Nucléaire avait mis à l’arrêt, pour des raisons de sécurité, environ le quart du
parc nucléaire français pendant les premiers jours du mois de novembre 2016. Cette situation a
fait augmenter considérablement les prix sur les marchés spot de la France, la Belgique, la Suisse
et le Royaume-Uni. De plus, les incertitudes sur la remise en service de ces centrales nucléaires a
fait augmenter le prix de l’électricité sur les marchés futurs pour le premier trimestre de l’année
2017.

3.4.3 Résultats numériques

Dans cette section, les résultats numériques relatifs à la gestion des systèmes d’eau en tenant
compte des effacements sont présentés et discutés selon trois aspects :

• Le fonctionnement optimal des différents ouvrages et équipements d’un SPDEP pour un
jour avec effacement.

• L’évaluation des gains économiques réalisables pour un jour en gestion avec effacements,
en comparaison à un jour de gestion normale sans effacements.

• L’évaluation de l’impact des prix spot horaires sur la puissance et la rentabilité économique
des effacements.

Un nombre maximum de 2 programmes d’effacement par jour est fixé pour ne pas prioritiser
les considérations purement économiques relatives aux revenues des effacements sur la gestion
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opérationnelle des SPDEP. Cette contrainte est alors considérée et modélisée dans le problème
d’optimisation.

3.4.3.1 Simulation hydraulique

La simplification des modèles hydrauliques des systèmes d’eau est réalisée en utilisant un script
de simplification, avec l’outil de simulation hydraulique Piccolo. Le réseau physique initial du sys-
tème 1, ainsi que sa simplification hydraulique, sont présentés sur les figures 3.5a et 3.5b.

(a) Système 1 initial (b) Système 1 simplifié

FIGURE 3.5 – Simplification du modèle hydraulique pour le système d’eau 1.

Une fois les simplifications faites, des simulations hydrauliques sont réalisées sur le même outil
de simulation Piccolo, en se basant sur le profil prévisionnel de demande en eau, afin d’estimer les
débits de fonctionnement des pompes et les pertes de charge dans les principales canalisations.

3.4.3.2 Résultats d’optimisation

Le problème d’optimisation linéaire en variables mixtes est résolu en utilisant le solveur CPLEX
[101]. Les deux paramètres de résolution réglés sur CPLEX sont :

• Un gap d’optimalité de 1%.

• Un temps de calcul d’au plus 500 secondes.

Chaque cycle de résolution s’arrête si l’une des deux conditions précédentes est satisfaite. Pour
les réseaux d’eau potable considérés, 94 % des problèmes ont été résolus avec un gap inférieur à
1% en moins de 500 secondes. Les 6% restants des problèmes ont nécessité un temps de calcul
supérieur à 500 secondes pour atteindre le gap d’optimalité souhaité.

Les résultats obtenus après la phase d’optimisation s’inscrivent dans une des trois situations
suivantes :

• Aucun effacement n’est rentable économiquement en raison du scénario bas du prix du
marché. Dans ce cas, le problème revient à une planification normale optimisée des opéra-
tions de pompage sans prise en compte des effacements.

• Deux programmes d’effacement sont réalisés, aux moments correspondants à la plus grande
différence entre le prix spot et la compensation. Ces moments correspondent à la pointe du
matin entre 7h et 8h, et celle du soir entre 18h et 20h.

• Un seul programme d’effacement retenu, correspondant à la pointe du soir de 18h à 20h, au
prix spot le plus élevé.
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3.4.3.3 Considérations économiques

Pour l’étude économique, le coût optimal de pompage d’une journée d’exploitation sans effa-
cements est comparé à celui d’une journée avec considération des effacements. Le but étant de
montrer l’intérêt économique de la participation des exploitants des systèmes d’eau au marché
de l’électricité via le mécanisme d’effacement considéré. Pour ce faire, on considérera :

• Le coût global : désigne la différence entre le coût de pompage et les revenus liés aux ventes
des puissances d’effacement sur le marché spot. Dans le cas d’une journée d’exploitation
sans considération des effacements, le coût global est égal au coût de pompage.

• Le gain : exprimé en pourcentage, il désigne la différence relative entre le coût global d’une
journée avec effacement et celui de la même journée sans considération des effacements.

Une première résolution du problème d’optimisation (P1,0) est réalisée avec le vecteur de dé-
cisions prises sur le marché

{
yt , t = 1..T

}
nul. Cette première résolution permet d’obtenir le coût

optimal de pompage pour chaque système sans prise en compte des effacements (tableau 3.6).

TABLEAU 3.6 – Coût optimal de pompage pour une journée normale sans prise en compte des effacements.

Systèmes Système 1 Système 2 Système 3

coût global 891 € 536 € 2 156 €

Ensuite, plusieurs résolutions du problème d’optimisation sont faites en fonction des prix du
marché. Les scénarios de prix spot horaires observés sur la bourse de l’électricité française

{
r sp

t , t = 1..T
}

sont données en entrée au problème d’optimisation pour tous les jours du trimestre 4 de l’année
2016 et du trimestre 1 de l’année 2017. Nous avons alors autant de problèmes à résoudre que de
scénarios de prix considérés. On définit le gain moyen comme étant le gain obtenu en prenant
la moyenne des gains obtenus sur tous les scénarios de prix spot considérés, et le gain maximal
comme étant le gain obtenu pour la journée la plus rentable économiquement pour chaque sys-
tème. Les valeurs de ces gains sont résumés dans les tableaux 3.7 et 3.8. Le gain minimum n’a pas
été considéré puisqu’il correspond à la valeur 0 quand aucun effacement n’est économiquement
rentable.

TABLEAU 3.7 – Gains relatifs à la gestion avec effacements pour les scénarios de prix de 2016.

Gain effacement 2016 Système 1 Système 2 Système 3

Gain moyen 5.8 % 3.3 % 8.8 %
Gain maximum 394 % 75% 178 %

TABLEAU 3.8 – Gains relatifs à la gestion avec effacements pour les scénarios de prix de 2017.

Gain effacement 2017 Système 1 Système 2 Système 3

Gain moyen 3.1 % 2.1 % 3.8 %
Gain maximum 9.3 % 7.1 % 11.2 %

L’année 2016 peut être considérée comme étant une année fortement rentable pour les efface-
ments sous le mécanisme NEBEF. Les trois systèmes d’eau potable considérés réalisent des gains
moyens de 3.3%, 5.8% ainsi que 8.8%. De plus, le gain maximal peut couvrir tous les coûts de
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pompage de la journée, en plus d’une rémunération. Ce gain maximal a été observé, pour les trois
systèmes considérés, pendant la journée du 07 Novembre 2016 où le prix spot a atteint la valeur
de 874 €/MWh à 18h (un prix 20 fois supérieur au prix de l’ARENH). Cependant, l’année 2017 a été
moins rentable avec des gains moyens autour de 3%. Cette baisse de rentabilité est expliquée par
la forte hausse de la valeur de la compensation pour les heures pleines du premier trimestre de
l’année 2017, ainsi que par des prix spot moins élevés en raison d’un hiver relativement doux.

(a) Système 1 (b) Système 2

(c) Système 3

FIGURE 3.6 – Évolution de la puissance optimale d’effacement en fonction des prix du marché.

La puissance optimale d’effacement pendant un créneau horaire donné est définie comme étant
la puissance assurant le maximum de rentabilité pour un SPDEP, tout en assurant le respect de ses
contraintes d’exploitation. Il s’agit de la puissance Pdr issue de la résolution du problème d’op-
timisation (P1,0). Les puissances optimales d’effacement constituent une fonction croissante en
fonction du prix spot. Sur la figure 3.6 est montré l’évolution de ces puissances en fonction des
prix du marché, pour la période de pointe matinale de 7h à 8h, et celle du soir de 18h à 20h. On re-
marque que le potentiel d’effacement est plus grand pour la pointe du soir en raison de la flexibilité
réduite pour la pointe du matin . En effet, les journées d’exploitation commencent généralement
avec des réservoirs pleins, ce qui rend les opérations de pompage limitées par les niveaux des
réservoirs en début de journée et par conséquent, des puissances de référence et d’effacement ré-
duites. Pour les trois systèmes d’eau étudiés, trois paliers de la courbe optimale d’effacement sont
observés :

• Premier palier de non rentabilité : correspond aux premières valeurs de prix spot pour les-
quels aucun effacement n’est rentable économiquement. Dans ce cas, le prix spot est in-
férieur à la compensation du fournisseur ou bien le prix spot est assez faible pour ne pas
permettre de compenser le surcoût économique engendré par le pompage pendant les pé-
riodes de référence.

• Deuxième palier : c’est un palier pour lequel les puissances d’effacement sont croissantes
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en fonction du prix spot. Pour le système 2, la courbe du deuxième palier est quasiment
constante. Ce système dispose donc d’une sensibilité très faible face au signal de prix sur le
marché. D’autre part, le système 3 est très sensible au signal du prix sur le marché dans le
deuxième palier puisqu’une petite variation de prix spot entraine une variation importante
de la puissance optimale d’effacement. Ceci est expliqué par la taille du système 3, compor-
tant plus de pompes que les systèmes 1 et 2, qui lui donne plus de souplesse pour réagir face
au signal de prix.

• Troisième palier d’effacement maximal : il s’agit du dernier palier des courbes correspon-
dant à une puissance constante en fonction du prix spot. Dans ce cas, les systèmes d’eau
épuisent toute leur flexibilité en effaçant la quantité de puissance maximale compte tenu
de leurs contraintes d’exploitation.

Le tableau 3.9 présente la puissance moyenne et la puissance maximale d’effacement pour les
deux plages d’effacement considérées. Il est alors mis en évidence le fait que les systèmes d’eau
effacent en moyenne plus d’énergie pendant la pointe du soir comparée à celle du matin.

TABLEAU 3.9 – Puissances moyennes et maximales d’effacement pour les scénarios de prix de 2016 et 2017.

Puissance d’effacement en kW Système 1 Système 2 Système 3

Puissance moyenne créneau 07h 1 308 160 2 122
Puissance moyenne créneau 18h 1 890 200 2 254
Puissance maximale 2 415 308 2 582

D’autre part, le tableau 3.10 présente le rapport entre la puissance maximale pouvant être effa-
cée par un SPDEP, et sa puissance maximale contractuelle (la puissance maximale que le système
peut activer à une période donnée). Ce rapport est exprimé en pourcentage et peut correspondre
à un paramètre de taux de flexibilité maximal. En effet lors des pics de prix spot, les exploitants
des systèmes d’eau ont intérêt à effacer le maximum de puissance afin de la valoriser sur le mar-
ché et générer des gains économiques considérables. Cependant, cette maximisation de puissance
à effacer peut être contrainte par les niveaux de stock des réservoirs, par les contraintes de fonc-
tionnement des pompes ou des usines de production, ou par d’autres contraintes opérationnelles.
Le système 1, étant de petite taille et ne disposant pas de contrainte particulière sur le fonction-
nement obligatoire de ses pompes, dispose de la flexibilité maximale puisque il peut effacer au
maximum 96 % de sa puissance maximale contractuelle.

TABLEAU 3.10 – Taux de flexibilité maximal pour les trois systèmes.

Systèmes Système 1 Système 2 Système 3

Taux de flexibilité maximal 96 % 73 % 71 %

3.4.3.4 Gestion opérationnelle des systèmes d’eau

La figure 3.7 montre l’appel de puissance horaire optimal des systèmes d’eau pour une jour-
née avec participation à deux programmes d’effacement. L’appel de puissance est minimisé, voire
arrêté pour le système 1, pendant les périodes d’effacement. De plus, on constate que l’appel de
puissance pendant les périodes creuses de 22h à 6h est maximisé comparé aux heures pleines afin
de profiter des tarifs bas de fourniture et de transport d’énergie.
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(a) Système 1 (b) Système 2

(c) Système 3

FIGURE 3.7 – Appel de puissance des systèmes d’eau pour un jour avec deux programmes d’effacement.

Pour une journée normale d’exploitation, les opérations de pompage sont minimisées pendant
les heures pleines afin de respecter les contraintes de distribution de l’eau à un coût minimum
comme illustré sur la figure 3.9. Pendant ce temps, le niveau de stock des réservoirs baisse pro-
gressivement, puis remonte pendant les heures creuses en maximisant les pompages pour de re-
monter les volumes des réservoirs aux niveaux cibles en début de journée à 6h. Pour un jour avec
considération des effacement, les opérations de pompage sont maximisées pendant les périodes
de référence avec une augmentation du niveau des réservoirs, et sont minimisées pendant les cré-
neaux d’effacement avec une baisse des niveaux des réservoirs (figures 3.8 et 3.9).

La flexibilité d’un SPDEP dépend essentiellement des capacités de stockage des réservoirs, des
caractéristiques des stations de pompage ainsi que des contraintes opérationnelles auxquelles les
systèmes d’eau peuvent être soumis :

• Capacité de stockage des réservoirs : sur la figure 3.8a, le réservoir du système 1 disposant
d’un voume utile de 1 600 m3, atteint son volume minimum de sécurité en fin de journée
à 20h, avec ou sans considération des effacements. Ce réservoir peut alors difficilement ré-
pondre à un besoin en eau supplémentaire en temps réel si la consommation observée est
supérieure à celle prévisionnelle.

• Caractéristiques des stations de pompage : la station de pompage de la figure 3.9c du sys-
tème 3 dispose de 4 pompes et peut atteindre la valeur de débit de 4000m3/h. Il s’agit de la
station principale du SPDEP qui sert à transporter de l’eau juste après sa production dans
les grandes canalisations de transfert. En raison de son caractère énergivore (représentant
plus de 80 % de la consommation globale du système) et du très grand volume de stockage
du réservoir en aval (pouvant stocker jusqu’à 400 000 m3 d’eau), cette station représente une
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(a) Système 1 (b) Système 2

(c) Système 3

FIGURE 3.8 – Évolution du volume des réservoirs pour une gestion avec et sans effacements.

(a) Pompage stoppé aux heures d’effacement (b) Pompage réduit aux heures d’effacement

(c) Pompage stoppé aux heures d’effacement

FIGURE 3.9 – Fonctionnement des stations de pompage pour une gestion avec et sans effacements.
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source de flexibilité importante du système 3.

• Contraintes opérationnelles : comme montré sur la figure 3.9b, une contrainte de fonc-
tionnement avec un débit minimum de 260m3/h est imposée sur la station de pompage du
système 2. Par conséquent, la station de pompage réduit uniquement son débit de 450m3/h
à 260m3/h pendant la plage d’effacement. Les stations de pompage des figures 3.9a et 3.9c
ne sont soumises à aucune contrainte particulière et peuvent alors arrêter complètement le
pompage pendant les plages de l’effacement.

3.4.4 Discussion

La contrainte imposant aux systèmes d’eau potable deux programmes d’effacement par jour au
maximum a donné lieu à deux plages d’effacement économiquement rentables et techniquement
faisables : de 7h à 8h puis de 18h à 20h. La rentabilité économique des effacements dépend forte-
ment des prix sur le marché spot. Ainsi, l’année 2016, ayant connu des prix élevés sur le marché,
aurait permis de réaliser des gains économiques considérables à travers la mise en vente des blocs
d’effacement sur le marché. L’année 2017 a connu une forte augmentation du prix de la compen-
sation, limitant ainsi la rentabilité économique des effacements. Les puissances optimales d’effa-
cement sont croissantes avec le prix spot, avec un prix limite pour lequel les systèmes épuisent la
totalité de leurs flexibilités, rendant ainsi leurs puissances d’effacement constantes. De même, il
existe un prix en dessous duquel aucun effacement n’est économiquement rentable. Pendant les
plages d’effacement, les systèmes d’eau baissent leur appel de puissance au minimum en stop-
pant les opérations de pompage, ou bien en limitant le débit pompé en fonction des contraintes
opérationnelles imposées. Quant aux réservoirs de distribution, leurs volumes diminuent progres-
sivement pendant les plages d’effacement, en atteignant le niveau minimum de sécurité des fois,
puis augmentent pendant les heures creuses de la journée.

L’inconvénient principal de la modélisation adoptée dans ce chapitre est qu’elle est basée sur
l’hypothèse d’une connaissance parfaite des demandes en eau, de la disponibilité des pompes,
et des prix du marché. Si les prévisions des demandes en eau ne sont pas suffisamment fiables,
cela peut engendrer des statégies d’effacement non optimales économiquement en temps réel,
ou bien non faisables techniquement, par exemple en raison de la baisse du niveau d’un réservoir
en dessous de son niveau minimum de sécurité. Dans le chapitre suivant, cette problématique
relative à la prise en compte des différentes sources d’incertitude pour la prise de décision sur le
marché spot de l’électricité sera traitée.

3.5 Conclusion

Dans ce chapitre, nous avons quantifié les bénéfices financiers relatifs à l’optimisation de la
participation des systèmes d’eau potable aux effacements de consommation, sous le mécanisme
français NEBEF. Des gains économiques importants peuvent être réalisés sur la facture journalière
d’électricité pendant les mois d’hiver et d’automne. Les gains sont d’autant plus importants que
les prix spots sont élevés, surtout pendant la période de pointe du soir à 18h où la flexibilité des
systèmes d’eau et les prix du marché spot sont maximaux. En se basant sur ce constat, les chapitres
suivants traiteront uniquement la considération des effacements pendant la période de pointe du
soir, que l’on supposera connue (de 18h à 20h), afin de simplifier les équations des contraintes et
de diminuer la complexité numérique des problèmes. De plus, les incertitudes sur les demandes
en eau, la disponibilité des pompes et les prix du marché seront considérées dans le chapitre sui-
vant afin d’évaluer l’impact de la prise en compte de ces paramètres dans le processus de prise de
décision sur le marché spot.
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Chapitre 4

Prise en compte des incertitudes dans la
modélisation du problème de
valorisation de la flexibilité des systèmes
d’eau

Dans ce chapitre, nous modélisons les différentes sources d’incertitude pour la valorisation de
la flexibilité énergétique des systèmes d’eau potable sur le marché spot de l’électricité. Les apports
de ce chapitre sont :

• Un état de l’art général sur les méthodes d’optimisation en présence de sources d’incerti-
tude, puis un état de l’art relatif à la valorisation de la flexibilité des consommations énergé-
tiques dans un environnement incertain.

• Une modélisation ensembliste des incertitudes sur les demandes en eau et la formulation
d’un problème d’optimisation résolu via une heuristique originale.

• Une modélisation stochastique des incertitudes sur la disponibilité des équipements ainsi
que sur les prix du marché et la formulation d’un problème d’optimisation associé.

• La démonstration de la pertinence des formulations faites en termes de maîtrise des risques
opérationnels et financiers pour la gestion en temps réel des systèmes d’eau.

Les publications suivantes sont associées à ce chapitre :

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. Robust Optimization
of Demand Response Power Bids for Drinking Water Systems. Journal of Applied Energy, El-
sevier, 2019, Volume 238, pp. 1036-1047.

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. A linear programming
approach to optimize demand response for water systems under water demands uncertain-
ties. IEEE 2018 International Conference on Smart Grids and Clean Energy Technologies, pp.
206-211, 29 May-1 June, Kuala Lumpur, Malaysia, 2018. (Best paper award)
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4.1 Motivations

Dans le chapitre précédent, un problème mathématique d’optimisation permettant la valori-
sation de la flexibilité des systèmes d’eau potable sur le marché spot français a été formulé. Une
des hypothèses principales de cette formulation est une connaissance parfaite de l’état du SPDEP
quant à la disponibilité de ses installations et de sa demande en eau, ainsi que de l’état du sys-
tème électrique en termes de prix du marché. Cependant, la gestion opérationnelle des systèmes
d’eau potable est généralement soumise à des incertitudes. La première source d’incertitudes est
la demande en eau, qui dépend de plusieurs facteurs comme expliqué dans le chapitre 3. En effet,
les exploitants se basent sur un profil prévisionnel de la demande en eau pour faire fonctionner
leurs ouvrages et équipements, puis réagissent en temps réel pour ajuster la prévision et s’adapter
à la demande observée. La deuxième source d’incertitudes est la disponibilité des équipements,
surtout des pompes, qui peuvent tomber en défaut spontanément. Les causes possibles de la dé-
faillance des pompes sont l’âge de la pompe, l’absence de maintenance préventive, les problèmes
électriques relatifs au moteur, les problèmes hydrauliques dans le cas d’un pompage à vide par
exemple, etc. D’autre part, les marchés de l’électricité sont considérés parmi les marchés les plus
volatiles et les plus difficiles à prédire compte tenu de la complexité du réseau électrique (trans-
port, faible stockage, équilibrage). L’hypothèse d’une prévision parfaite des prix spot est donc peu
réaliste.

La présence d’incertitudes sur le SPDEP et sur le réseau électrique pourrait impliquer que les
stratégies de vente d’énergie d’effacement sur les marchés puissent non pas seulement être non
rentables économiquement, mais aussi très contraignantes, voire impossible à réaliser opération-
nellement. En effet, une demande en eau plus forte que prévu en temps réel peut faire baisser
le niveau des réservoirs pendant les plages d’effacement en dessous de leur niveau minimum de
sécurité. De même, une pompe ayant été prévue pour participer à un programme d’effacement
peut soudainement tomber en défaut, ce qui impliquerait l’impossibilité de réaliser l’effacement
prévu. Cette défaillance pourrait avoir des conséquences négatives sur le réseau électrique ainsi
que sur le SPDEP :

• Le SPDEP échoue en temps réel à effacer une quantité d’énergie E qu’il avait vendu sur le
marché spot le jour J-1. Or, le système SPDEP, étant un opérateur d’effacement et par consé-
quent un RE, va voir son périmètre déséquilibré de la quantitée E.

• Le réseau électrique se retrouve alors déséquilibré : l’acheteur de l’énergie E peut ne pas être
livré en énergie puisqu’elle a été consommée par le SPDEP. Dans ce cas et pour maintenir
l’équilibre global du réseau électrique, le gestionnaire du réseau de transport RTE va, par
exemple, faire appel au mécanisme d’ajustement pour acheter une quantité d’énergie sup-
plémentaire E nécessaire à l’équilibrage. Cet achat va engendrer un surcoût économique
pour RTE et peut être très contraignant opérationnellement en cas de congestions sur les
lignes de transport ou bien de pic particulier de demande.

• Le surcoût d’équilibrage du réseau électrique supporté par RTE va être facturé au système
d’eau, à un prix appelé « prix de règlement des écarts » .

• Le SPDEP verra finalement sa facture d’électricité majorée par le coût de défaillance à l’ef-
facement prévu.

Respecter son engagement d’effacement est alors économiquement important à la fois pour le
SPDEP et pour le réseau électrique. Pour ce faire, les différentes sources d’incertitude doivent être
prises en compte dans le processus de prise de décision sur le marché. Dans cette section, les
incertitudes sur les demandes en eau seront considérées dans un premier temps. Ensuite, nous
aborderons les incertitudes sur la disponibilité des pompes ainsi que sur les prix du marché.
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4.2 Revue bibliographique

4.2.1 Optimisation sous incertitude

L’incertitude est omniprésente dans les applications du monde réel. Les informations utilisées
pour modéliser un problème sont souvent bruitées, incomplètes ou même erronées. En sciences
et en ingénierie, les erreurs de mesure sont inévitables. De même, dans les applications profes-
sionnelles, le coût et le prix de vente, ainsi que la demande d’un produit sont, au mieux, des avis
basés sur des prévisions d’experts. De plus, même si les incertitudes sur les données d’un modèle
peuvent être ignorées, les solutions ne peuvent pas être mises en pratique efficacement comme ce
qui est traditionnellement fait en optimisation déterministe. Par conséquent, une solution « opti-
male » peut facilement être sous-optimale en pratique ou, pire encore, irréalisable. L’optimisation
sous incertitude désigne la classe de problèmes d’optimisation pour lesquels il existe des incerti-
tudes sur les données. En d’autres termes, il s’agit de problèmes décisionnels dans des environne-
ment incertains. Deux grandes familles de problèmes existent pour la classification des problèmes
d’optimisation avec incertitudes : l’optimisation stochastique et l’optimisation robuste.

4.2.1.1 Optimisation stochastique

L’optimisation stochastique est l’approche traditionnelle pour traiter des problèmes d’optimisa-
tion sous incertitudes [102]. Il s’agit d’une approche probabilistique pour laquelle la distribution
de probabilité des incertitudes est estimée et incorporée dans le modèle mathématique d’optimi-
sation [103]. Trois grandes approches sont possibles pour la modélisation et la résolution de tels
problèmes :

• Contraintes en probabilité (chance-constrained optimization) : il s’agit de problèmes dans
lesquels certaines contraintes doivent être vérifiées avec une probabilité au moins égale à
une valeur p ∈ [0,1] [104]. Généralement, ces problèmes peuvent être résolus soit en trans-
formant le problème en un problème déterministe [105] [106], soit par simulation stochas-
tique [107].

• Mesures de risque : il s’agit d’utiliser les moyens classiques des statistiques tels que l’écart-
type, la valeur à risque (value at risk) [108], la valeur à risque conditionnelle [109], etc.

• Approche par scénarios : il s’agit de caractériser la distribution par un grand nombre de scé-
narios, puis d’utiliser des méthodes de décomposition du problème initial en sous-problèmes
correspondants à des scénarios particuliers, pouvant être résolus via les méthodes clas-
siques d’optimisation déterministe [110].

Cependant, la distribution réelle des incertitudes est rarement connue, et même si elle l’est,
la résolution du problème qui en résulte reste souvent une tâche ardue. Pour les contraintes en
probabilité, de nombreux problèmes sont intraitables numériquement et nécessitent des heuris-
tiques pour leur résolution [111].

4.2.1.2 Optimisation robuste

Un des paradigmes classiques de la programmation mathématique est le developpement de
modèles pour lesquels on suppose que les données d’entrée sont connues et égales à des valeurs
nominales. Ces approches ne prennent cependant pas en compte l’influence des incertitudes sur
la qualité des solutions obtenues ainsi que leur faisabilité. Il est alors possible que, les données
d’entrées prenant des valeurs différentes des valeurs nominales, plusieurs contraintes puissent
être violées : la solution devient alors non optimale, ou même infaisable. Cette observation a donc
donné lieu à la recherche de solutions qui restent faisables vis-à-vis des incertitudes sur les don-
nées d’entrée, ce que l’on appelle des solutions « robustes ». Généralement, l’optimisation robuste
est utilisée quand on ne dispose pas de loi de probabilité caractérisant les données incertaines. Il
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s’agit alors de traiter des situations où différents scénarios sur les données sont considérés et où
l’objectif est de déterminer une solution qui reste « bonne » quelque soit le scénario considéré.

Une des premières approches dans le domaine de l’optimisation robuste fut developpée en 1973
par Soyster [112], qui a proposé un modèle mathématique d’optimisation linéaire pour lequel la
solution reste faisable pour toutes les valeurs d’une variable appartenant à un ensemble convexe.
Ensuite, d’autres travaux de recherche menés majoritairement par Aharon & Nemirovski ont gé-
néralisé l’approche pour d’autres classes de problèmes linéaires [113], convexes [114] , puis pour
des problèmes non linéaires [115] [116]. Un des principaux inconvénients de ces modélisations
robustes est le degré de conservatisme trop élevé pour le respect des contraintes, au sens où l’on
peut perdre beaucoup en optimalité afin de garantir la robustesse de la solution obtenue [113].
C’est en 2004 que Bertsimas [117] apporta une nouvelle formulation des problèmes d’optimisa-
tion linéaire, dans laquelle une flexibilité est apportée à la modélisation afin d’ajuster la robustesse
du problème au degré de conservatisme souhaité de la solution. L’approche proposée se base sur
l’hypothèse qu’il est très peu probable que toutes les données incertaines changent par rapport à
leurs valeurs nominales. Un paramètre ρ est alors donné en entrée au modèle linéaire, représen-
tant le nombre maximal de données pouvant être différentes de leurs valeurs nominales [117], ce
qui dégrade moins la qualité de la solution au sens de l’optimalité. Finalement, certains auteurs
présentent un état de l’art ainsi qu’une étude théorique générale dans le domaine de l’optimisa-
tion robuste [118] [119].

4.2.2 La gestion active de la demande dans un environnement incertain

Les mécanismes de la flexibilité de la demande en électricité sont également très impactés par
la présence des incertitudes. Les constats présentés dans la section précédente sur les systèmes
d’eau s’observent aussi dans beaucoup d’autres industries pour lesquelles la demande, la produc-
tion et la disponibilité des installations peuvent être incertaines. Les auteurs qui se sont intéréssés
à la question ont majoritairement étudié le comportement des opérateurs d’effacement face à des
consommateurs qui ne sont pas certains de leur consommation d’énergie. Des modèles mathé-
matiques ont modélisé les états possibles d’un consommateur en termes de réduction d’énergie
pendant un événement d’effacement, et les solutions les plus efficaces pour le système électrique
pour faire face à cette incertitude de demande [120]. D’autres travaux ont étudié la modélisation
de l’interaction entre un opérateur d’effacement donnant des ordres de réduction d’énergie, et
des consommateurs incertains de répondre favorablement et efficacement [121]. Le modèle pro-
posé a montré la possibilité de minimiser l’écart entre l’effacement souhaité par l’opérateur et
l’effacement réalisé par les consommateurs. D’autres auteurs ont modélisé, à travers un modèle
d’optimisation stochastique, le problème de planification dans un système électrique, soumis aux
incertitudes sur les productions renouvelables, sur la consommation en électricité ainsi que sur le
coût supporté par les clients participant à des programmes d’effacement [122]. Le comportement
des consommateurs résidentiels a aussi été étudié dans un marché électrique à tarification en
temps réel et variable à l’heure [123]. Un problème de planification pour les systèmes résidentiels
automatisés sous incertitudes sur les prix du marché, les conditions météorologiques ainsi que
sur le comportement des consommateurs a été formulé. Le problème a pour objectif de minimi-
ser les coûts d’énergie tout en maintenant un niveau de confort acceptable pour les usagers. Il a été
résolu via deux algorithmes d’optimisation combinatoire stochastique. D’autres problèmatiques
relatives à la planification de la production de l’électricité avec une consommation incertaine ont
été traitées [124], [125]. Finalement, l’impact des incertitudes relatives à la réalisation des effa-
cements sur l’opération quotidienne du réseau électrique et sur le commerce d’électricité sur les
marchés a été estimé [126].

La majorité de ces travaux de recherche ont conclu à l’importance de la considération des in-
certitudes pour la planification et l’intégration de la flexibilité des consommateurs dans la gestion
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des systèmes énergétiques. Cependant et à notre connaissance, la problématique de valorisation
de la flexibilité des systèmes d’eau en environnement incertain n’a pas été traitée.

Dans la suite de ce chapitre, nous considérons le cas où les offres d’effacement sont mises en
vente sur le marché spot français, uniquement pendant le créneau horaire de 18h à 20h que l’on
notera Tdr , comme indiqué dans la conclusion du chapitre 3. La variable de décision Pdr

t rela-
tive aux puissances mises en vente à chaque pas de temps se simplifie et devient Pdr , puisqu’une
seule puissance d’effacement pour un seul créneau horaire est à optimiser. La période de réfé-
rence avant effacement de 16h à 18h est notée Tavant , la période de référence après effacement
de 20h à 22h est notée Tapr ès , et l’union de ces deux périodes est notée Tr e f . Le prix spot horaire
r sp

t n’est considéré que pour les créneaux horaires de la plage d’effacement considérée. Enfin, l’ex-

pression de la fonction h(δsmi n
a,t ,δsmax

a,t ,δs f i n
a ), utilisée dans le chapitre 3 pour la pénalisation des

contraintes des réservoirs, est reprise dans ce chapitre.

4.3 Incertitudes sur les demandes en eau

4.3.1 Modélisation du problème

L’objectif est d’intégrer les incertitudes sur les demandes en eau dans le processus de prise de
décision sur le marché spot français au jour J-1. La puissance d’effacement proposée en vente au
jour J-1 sur le marché doit répondre aux deux enjeux suivants :

• Enjeu 1 : être financièrement rentable une fois vendue sur le marché, pour plusieurs possi-
bilités de réalisation de la demande en eau d au jour J (temps réel).

• Enjeu 2 : être techniquement réalisable, pour plusieurs possibilités de réalisation de la de-
mande en eau d en temps réel. Ceci signifie que la réduction de la puissance d’effacement
en temps réel ne doit pas imposer au SPDEP la violation des contraintes opérationnelles
auxquelles il est soumis pour chaque demande d .

Soit Ωa l’ensemble contenant un historique de N1 réalisations historiques (scénarios histo-
riques) de demandes en eau da,t pour chaque zone de demande a ∈ [1,D] et pendant une période
d’hiver ou d’automne d’une année donnée, et Ω le vecteur composé des Ωa pour a ∈ [1,D] :

Ωa =
{

d j
a,t , j = 1. . .N1, t = 1. . .T

}
. (4.1)

Ω= (Ω1,Ω2 . . .ΩD). (4.2)

On suppose que les zones de demande en eau sont complètement indépendantes les unes des
autres. De plus, on suppose que le SPDEP dispose d’une prévision initiale de la demande en eau
d pr ev

a,t pour chaque zone de demande a.

Les contraintes 3.1 - 3.7 formulées dans le chapitre 3 sont reprises dans la modélisation du pro-
blème en considérant les incertitudes sur les demandes en eau. Il s’agit des contraintes classiques
relatives au fonctionnement d’un SPDEP. Cependant, les contraintes 3.12 - 3.19 relatives aux ef-
facements et formalisées dans le chapitre 3, se simplifient dans le cas d’un effacement à durée et
période connus en l’unique équation 4.3, accompagnée de l’équation 3.12 représentant la puis-
sance minimale autorisée à être valorisée sur le marché :

∀t1 ∈ Tr e f ,∀t2 ∈ Tdr :
N∑

i=1
Pi ,t2 · xi ,t2 +Pdr ≤

N∑
i=1

Pi ,t1 · xi ,t1 . (4.3)
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De même, la fonction objectif Ob j dr formalisée dans le chapitre 3 se simplifie par la suppression
de la variable binaire yt relative à la prise de décision sur le marché à chaque pas de temps t . La
fonction objectif devient linéaire :

minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (r sp
t −ρt )+h(δsmi n

a,t ,δsmax
a,t ,δs f i n

a ).

Une première formulation robuste du problème à résoudre répondant aux enjeux 1 et 2 peut
s’écrire comme suit :

minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (r sp
t −ρt )+h(δsmi n

a,t ,δsmax
a,t ,δs f i n

a )

sous contraintes Eqs 3.1−3.7 ∀da ∈Ωa

Eqs 3.12,4.3 ∀da ∈Ωa

xi ,t ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N],∀t ∈ [1,T].

(P2,0)

Le problème (P2,0) ainsi formulé a pour objectif d’optimiser les coûts ainsi que les revenus liés
à la vente de la puissance d’effacement Pdr , avec toutes les contraintes du SPDEP vérifiées pour
toutes les réalisations des demandes da dans les ensembles Ωa . Cependant , cette formulation
est très robuste au sens où le respect de toutes les contraintes du SPDEP pour toutes les valeurs
de demande en eau sur-contraindrait le problème et limiterait considérablement la flexibilité du
système et le potentiel des effacements. Pour éviter cet inconvénient, une valeur de probabilité
p ∈ [0,1] est fixée afin de remplacer le problème robuste (P2,0), par un autre problème (P2,1) avec
des contraintes en probabilité :

minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (r sp
t −ρt )+h(δsmi n

a,t ,δsmax
a,t ,δs f i n

a )

sous contraintes P(Eqs 3.1−3.7 ∀da ∈Ωa) ≥ p ∀a ∈ [1,D]

P(Eqs 3.12,4.3 ∀da ∈Ωa) ≥ p ∀a ∈ [1,D]

xi ,t ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N],∀t ∈ [1,T].

(P2,1)

Le problème (P2,1) est une formulation plus souple du problème (P2,0), en imposant le respect
de toutes les contraintes du SPDEP avec une certaine probabilité p. Puisque la probabilité porte
sur les scénarios de demande en eau, le problème (P2,1) consiste en la minimisation de la fonction
objectif avec, pour chaque zone de demande a , toutes les contraintes (les contraintes classiques
et les contraintes de l’effacement) respectées pour au moins un nombre [p ·N1] de scénarios de
demande en eau dans l’ensemble Ωa .

Soit a une zone de demande donnée du SPDEP, Aa l’ensemble des parties de Ωa de cardinal au
moins égal à [p ·N1], et J la fonctionnelle définie ci-dessous :

Aa = {
I ⊂Ωa ,car d(I) ≥ [p ·N1]

}
. (4.4)

J(I1, I2..., ID) =minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (r sp
t −ρt )+h(δsmi n

a,t ,δsmax
a,t ,δs f i n

a )

sous contraintes ∀a ∈ [1,D], Eqs 3.1−3.7 ∀da ∈ Ia

∀a ∈ [1,D], Eqs 3.12,4.3 ∀da ∈ Ia

xi ,t ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N],∀t ∈ [1,T].

(PI
2,1)
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(PI
2,1) est le problème d’optimisation pour lequel les contraintes du SPDEP doivent être respec-

tées pour toute réalisation de chaque demande da dans un sous ensemble Ia ⊂ Aa .

La minimisation de la fonctionnelle J(I1, I2...ID) revient à la détermination d’un ensemble de de-
mandes en eau Ia de cardinal au moins égal à [p ·N1] pour chaque zone de demande a, respectant
toutes les contraintes du SPDEP et en minimisant la fonction objectif. Le problème (P2,1) est donc
équivalent à :

(P2,1) ⇔ minimum
I1⊂A1,I2⊂A2...,ID⊂AD

J(I1, I2..., ID). (4.5)

L’équivalence 4.5 permet de transformer le problème avec des contraintes en probabilité (P2,1),
en un problème déterministe d’optimisation linéaire.

4.3.2 Résolution du problème

La résolution du problème (P2,1) se fait en deux étapes :

• Étape 1 : résolution du problème robuste d’optimisation (PI
2,1) pour un ensemble I = (I1, I2..., ID)

quelconque tel que car d(Ia) ≥ [p ·N1] pour tout a ∈ [1,D].

• Étape 2 : détermination des ensembles de scénarios I∗ = (I1, I2..., ID)∗ minimisant la fonc-
tionnelle J.

4.3.2.1 Résolution du problème (PI
2,1)

Soit I = (I1, I2..., ID) un ensemble quelconque de réalisations historiques des demandes en eau
pour chaque zone de consommation a ∈ [1,D] tel que Ia ⊂ Aa . Dans la formulation du problème
(PI

2,1), toutes les contraintes du SPDEP doivent être vérifiées pour toutes les demandes dans les
ensembles Ia . Or, les contraintes faisant intervenir la demande en eau sont les contraintes de bi-
lan massique aux noeuds de demande, notamment aux noeuds correspondants aux réservoirs de
distribution. On distingue deux situations possibles :

• Noeud de demande non associé à un réservoir : il s’agit de zones de demande en eau qui
ne sont pas rattachées à un réservoir de distribution. Dans ce cas, la consommation en eau
se fait directement sur le réseau d’adduction. Le respect de la contrainte de bilan massique
pour toute valeur de la demande dans Ia perd son effectivité pour ces noeuds puisque le
SPDEP subira en temps réel les contraintes hydrauliques relatives à la demande en eau ob-
servée, et donc aucune anticipation ou optimisation préalable n’est possible.

• Noeud de demande associé à un réservoir : il s’agit de zones de demande en eau situées
en aval d’un réservoir de distribution. Dans ce cas, la consommation en eau se fait direc-
tement à partir du réservoir. Ces noeuds subissent la contrainte de respect de la demande
en eau pour ses différentes valeurs dans l’ensemble Ia . Généralement, ce type de noeuds de
demande est le plus présent dans les SPDEP.

Dans la suite de cette section, on ne considérera que les zones de demandes associées à des
réservoirs de distribution pour la gestion des incertitudes. On réécrit le problème (PI

2,1) en déve-
loppant toutes les contraintes de la manière suivante :
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minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (r sp
t −ρt )+h(δsmi n

a,t ,δsmax
a,t ,δs f i n

a )

sous contraintes : smi n
a −δsmi n

a,t ≤ sa,t ≤ smax
a +δsmax

a,t , ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S],∀da ∈ Ia

sa,1 − sa,T = δs f i n
a , ∀a ∈ [1,S]

sa,t+1 = sa,t +
∑

q i n
a,t −

∑
qout

a,t −da,t , ∀t ∈ [1,T−1],∀a ∈ [1,S],∀da ∈ Ia∑
q i n

o,t −
∑

qout
o,t −do,t = 0, ∀t ∈ [1,T],∀o ∈ [1,O]

N∑
i=1

Pi ,t2 · xi ,t2 +Pdr ≤
N∑

i=1
Pi ,t1 · xi ,t1 , ∀t1 ∈ Tr e f ,∀t2 ∈ Tdr

Pdr,mi n ≤ Pdr ≤ Pmax
Tdr

qc,t ≤ qmax
c , ∀t ∈ [1,T],∀c ∈ [1,C]

0 ≤ sa,t ≤ Va ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

xi ,t ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N].

(PI
2,1)

La robustesse est appliquée à la première et à la troisième contrainte du problème (PI
2,1), rela-

tives au respect des niveaux minimum et maximum des réservoirs ainsi que la contrainte dyna-
mique régissant l’évolution du volume du réservoir. Le respect de ces contraintes pour toutes les
demandes dans Ia est équivalent à leur respect pour les deux valeurs extrêmes de la demande dans
l’ensemble Ia pour chaque pas de temps t et pour chaque zone de demande a associée à un réser-
voir. Dans la suite, on notera par d max

a,t ,p et d mi n
a,t ,p ces deux valeurs extrêmes, dépendant uniquement

de la zone de demande a, du pas de temps t , et de la probabilité p. Pour une zone de demande a
associée à un réservoir, le respect des contraintes 1 et 3 du problème (PI

2,1) pour les deux valeurs
extrêmes de la demande en eau implique que la différence entre la somme des flux entrant et la
somme des flux sortants pour le réservoir à un pas de temps t doit vérifier les deux conditions
suivantes :

• Condition 1 : ne pas faire passer le niveau du réservoir au dessus de son niveau maximum
de sécurité dans le cas de la plus faible demande d mi n

a,t ,p .

• Condition 2 : ne pas faire passer le niveau du réservoir en dessous de son niveau minimum
de sécurité dans le cas de la plus forte demande d max

a,t ,p .

Ainsi, une formulation équivalente des contraintes robustes 1 et 3 du problème (PI
2,1) est :

∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S], smi n
a,t −δsmi n

a,t − (d pr ev
a,t −d max

a,t ,p ) ≤ sa,t+1 ≤ smax
a +δsmax

a,t − (d pr ev
a,t −d mi n

a,t ,p ).
(4.6)

sa,t+1 = sa,t +
∑

q i n
a,t −

∑
qout

a,t −d pr ev
a,t , ∀t ∈ [1,T−1],∀a ∈ [1,S]. (4.7)

L’équation 4.6 traduit le fait que le volume du réservoir doit rester compris entre ses seuils opé-
rationnels de sécurité, corrigés de la différence entre la demande en eau prévisionnelle et les de-
mandes extrêmes de l’ensemble Ia . En effet, cette différence représente, comme illustré sur la fi-
gure 4.1, le volume en eau supplémentaire devant être intégré aux volumes minimum et maximum
de sécurité de chaque réservoir afin de couvrir les incertitudes sur la demande en temps réel. Les
variables d’écart δsmi n

a,t et δsmi n
a,t sont toujours ajoutées à l’équation et pénalisées dans la fonction

objectif. D’autre part, l’équation 4.7 traduit la dynamique du volume du réservoir entre deux pas
de temps consécutifs, prenant en compte la demande en eau prévisonnelle. Le problème peut fi-
nalement se formuler comme un problème d’optimisation linéaire en variables mixtes (problème
(PI

2,2)) :
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Domaine de gestion libre

Gestion contrainte:
Volume min de sécurité

Gestion contrainte:
Volume max de sécurité

Couverture des incertitudes

Couverture des incertitudes

: Volumes minimum et maximum 
de sécurité du réservoir, corrigés 
par la différence entre la demande 
prévisionnelle et les demandes 
extrêmes dans l’ensemble 𝐼. 

: Volumes minimum et maximum de 
sécurité du réservoir 𝑠𝑎

𝑚𝑎𝑥 − (𝑑𝑎,𝑡
𝑝𝑟𝑒𝑣

− 𝑑𝑎,𝑡,𝑝
𝑚𝑖𝑛 )

𝑠𝑎
𝑚𝑖𝑛 + (𝑑𝑎,𝑡,𝑝

𝑚𝑎𝑥 − 𝑑𝑎,𝑡
𝑝𝑟𝑒𝑣

)

Réservoir de distribution

FIGURE 4.1 – Les volumes de sécurité corrigés des réservoirs pour la gestion des incertitudes

minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (r sp
t −ρt )+h(δsmi n

a,t ,δsmax
a,t ,δs f i n

a )

sous contraintes : smi n
a −δsmi n

a,t − (d pr ev
a,t −d max

a,t ,p ) ≤ sa,t+1 ≤ smax
a +δsmax

a,t − (d pr ev
a,t −d mi n

a,t ,p ), ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

sa,1 − sa,T = δs f i n
a , ∀a ∈ [1,S]

sa,t+1 = sa,t +
∑

q i n
a,t −

∑
qout

a,t −d pr ev
a,t , ∀t ∈ [1,T−1],∀a ∈ [1,S]∑

q i n
o,t −

∑
qout

o,t −do,t = 0, ∀t ∈ [1,T],∀o ∈ [1,O]

N∑
i=1

Pi ,t2 · xi ,t2 +Pdr ≤
N∑

i=1
Pi ,t1 · xi ,t1 , ∀t1 ∈ Tr e f ,∀t2 ∈ Tdr

Pdr,mi n ≤ Pdr ≤ Pmax
Tdr

qc,t ≤ qmax
c , ∀t ∈ [1,T],∀c ∈ [1,C]

0 ≤ sa,t ≤ Va ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

xi ,t ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N]

(PI
2,2)

Le problème (PI
2,2) formulé est déterministe, avec des contraintes linéaires. Il peut alors être

résolu avec un solveur mathématique d’optimisation. Cependant, il reste à déterminer l’ensemble
I∗ sur lequel le problème sera résolu.

4.3.2.2 Détermination de l’ensemble optimal des scénarios I∗

La détermination de l’ensemble I∗ permettant d’avoir une fonctionnelle J(I) la plus petite pos-
sible devrait normalement se faire en résolvant les problèmes (PI

2,1) pour tous les ensembles Ia ⊂
Aa . Cependant, la combinatoire est très élevée puisque pour une zone de demande donnée, le
nombre de possibilités d’ensembles s’élève à

( N1
[p·N1]

)
.

En raison de l’indépendance des zones de demandes, l’ensemble optimal I∗ peut s’obtenir en
calculant l’ensemble optimal I∗a pour chaque zone de demande a en la supposant seule soumise
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aux incertitudes (équation 4.8) :

I∗ = (I1, I2..., ID)∗ = (I∗1 , I∗2 ..., I∗D) (4.8)

Même pour une seule zone de demande a, il est difficile de trouver l’ensemble optimal I∗a en
un temps raisonnable. On cherche alors une heuristique permettant de déterminer de « bons »
ensembles Ia .

Pour une zone de demande a donnée, une fonctionnelle J(I) minimale est liée à un choix d’en-
semble incertain de demandes Ia le plus étroit possible. En effet, si la différence entre la demande
minimale et la demande maximale dans l’ensemble Ia est grande, le problème d’optimisation as-
socié devient sur-constraint et le coût économique élevé. Partant de ce dernier constat, l’heuris-
tique proposée est telle que l’ensemble des scénarios de demande sélectionnés ont une surface
minimale entre leur enveloppes minimale et maximale. En d’autres termes, l’heuristique revient
à calculer une bande de surface minimale contenant [p ·N1] scénarios pour chaque zone de de-
mande a.

La surface des courbes de demande en eau est approchée par une somme de Riemann en uti-
lisant la méthode des rectangles. Ainsi, pour chaque zone de demande a associée à un réservoir
de distribution, l’heuristique (Heur) est proposée sous forme d’un problème linéaire en nombres
entiers (PLNE).

minimum
g ,z,b

T∑
t=1

(g t − zt )

sous contraintes : ∀t ∈ [1,T], g t ≤ d j
a,t ·b j ∀ j ∈ [1,N1]

∀t ∈ [1,T], zt ≥ d j
a,t .b j + (1−b j ) ·d max

Ωa
∀ j ∈ [1,N1]

N1∑
j=1

b j = [p ·N1]

b j ∈ {0,1}

(Heur)

Dans les équations ci-dessus, b j est la variable binaire indiquant si un scénario j est pris ou pas
dans l’ensemble Ia , g t est la borne inférieure sur toutes les demandes en eau de la zone a au pas
de temps t , zt est la borne supérieure sur toutes les demandes en eau de la zone a au pas de temps
t , et d max

Ωa
est la plus grande valeur de demande en eau pour tous les pas de temps.

La résolution du problème linéaire (Heur) ainsi formulé permettra de déterminer l’ensemble
des scénarios Ia sélectionnés pour chaque zone de demande associée à un réservoir.

Les différentes étapes de modélisation et de résolution du problème sont résumées sur la figure
4.2. Etant très robuste, le problème initialement formulé (P2,0) a été remplacé par un problème
avec des contraintes en probabilité (P2,1). Ce dernier problème, difficile à résoudre numérique-
ment par les méthodes d’optimisation conventionnelles, a été décomposé en une série de pro-
blèmes déterministes (PI

2,1). La solution du problème (P2,1) consistant à trouver un ensemble I

donnant une fonction objectif la plus petite parmi toutes celles des problèmes (PI
2,1), a été appro-

chée via l’heuristique (Heur).

Si on considère que D1 est le nombre de zones de demande associées à des réservoirs de dis-
tribution (D1 ≤ D), le problème (Heur) est résolu D1 fois. Le problème PI

2,2 est ensuite résolu une
seule fois. La complexité globale O de la procédure est :

O = O(heur ) ·D1 +O(PI
2,2) (4.9)
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La complexité du problème dépend du nombre de zones de demandes associées à des réser-
voirs, du nombre N1 de scénarios considérés, et de la taille du SPDEP.

𝑷𝟐,𝟎
min𝑂𝐵𝐽𝐷𝑅

Contraintes ∀𝑑 ∈ Ω

𝑷𝟐,𝟏
min𝑂𝐵𝐽𝐷𝑅

𝑃 (Contraintes ∀𝑑 ∈ Ω) ≥ 𝑝

• Formulation avec robustesse maximale

Souplesse dans la formulation

• Problème avec contraintes en probabilité
• Difficile à résoudre directement

{𝑷𝟐,𝟏
𝑰 }

min𝑂𝐵𝐽𝐷𝑅
Contraintes ∀𝑑 ∈ I

Décomposition en une série de problèmes 
déterministes

{𝑷𝟐,𝟐
𝑰 }

min𝑂𝐵𝐽𝐷𝑅
Contraintes ∀𝑑 ∈ [dmin, dmax]

Série de problèmes MINLP

Heuristique
(Heur)

Ensemble de scénarios 𝐼∗

𝑷𝟐,𝟐
𝑰∗

min𝑂𝐵𝐽𝐷𝑅
Contraintes ∀𝑑 ∈ I∗

Série de problèmes MINLP
équivalents

problème MINLP unique

Solution finale

FIGURE 4.2 – Résumé des formulations mathématiques faites pour la résolution du problème.

4.3.3 Résultats numériques

Les résultats numériques sont discutés en utilisant le système d’eau potable 3 considéré au cha-
pitre 3. Ce système a été considéré puisqu’il est le seul parmi les trois systèmes pour lequel les
exploitants disposent d’un historique de demandes en eau suffisant. Les données de demande
en eau utilisées correspondent à un nombre de N1 = 32 réalisations historiques pendant les jours
ouvrés hors vacances scolaires des mois octobre-décembre de l’année 2016.

Le système 3 dispose de 12 zones de demande en eau, dont neuf sont associées à des réservoirs
de distribution. Les trois autres zones de demande ne seront pas concernées par les incertitudes.

La figure 4.3 montre 32 réalisations historiques des demandes en eau pour six zones de demande
reliées à des réservoirs de distribution pour le système d’eau considéré. Les zones de demande 1
et 2 ont des profils horaires très réguliers, à l’exception de quelques scénarios particuliers (figures
4.3a, 4.3b). Les zones de demande 4 et 6 ont des profils horaires réguliers pendant la pointe du
matin et celle du soir, mais la demande en eau reste très variable en cours de journée entre 10h et
18h (figures 4.3d, 4.3f). Inversement, la zone de demande 5 comporte des profils horaires réguliers
entre 10h et 18h et des profils plus variables pendant les pointes du matin et du soir. Enfin, la zone
de demande 3 de la figure 4.3c comporte des profils horaires très variables pour toutes les heures
de la journée.

La figure 4.7 illustre les enveloppes supérieure et inférieure sur les scénarios de demande en eau
de la zone de demande 4, calculées à partir de l’heuristique (Heur) pour quatre valeurs de proba-
bilité p. Le temps de résolution sous CPLEX est inférieur à 5 secondes pour toutes les zones de
demande considérés. La bande contenant les [p.N1] scénarios sélectionnés se reserre naturelle-
ment quand la probabilité diminue.
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(a) zone de demande 1 (b) zone de demande 2

(c) zone de demande 3 (d) zone de demande 4

(e) zone de demande 5 (f) zone de demande 6

FIGURE 4.3 – 32 réalisations historiques de la demande en eau pour le système d’eau étudié
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(a) bande de gestion des incertitudes pour p = 0.3 (b) bande de gestion des incertitudes pour p = 0.5

(c) bande de gestion des incertitudes pour p = 0.7 (d) bande de gestion des incertitudes pour p = 0.9

FIGURE 4.4 – Enveloppes minimum et maximum sur les demandes en eau pour différentes valeurs de p.

4.3.3.1 Optimisation et plannification au jour J-1

Pour une valeur de la compensation ρ = 56 €/MWh du semestre 4 de l’année 2016 pendant les
heures hautes, le problème d’optimisation est résolu pour plusieurs valeurs de prix spot et pour
trois valeurs de probabilité : p = 0, p = 0.7 et p = 0.9. Ces valeurs ont été choisies puisqu’une valeur
de probabilité inférieure à 0.7 donne des stratégies similaires à celles issues du cas p = 0.

La figure 4.5 résume les résultats obtenus pour les puissances optimales d’effacement. On re-
marque que ces puissances avec prise en compte des incertitudes (p > 0) ou sans prise en compte
des incertitudes (p = 0) sont similaires pour des prix spot en dessous de 100 €/ MWh. En effet, des
prix spot inférieurs à 100 €/ MWh donnent des puissances optimales largement inférieures aux
puissances maximales d’effacement. Le système d’eau dispose alors d’une flexibilité suffisante
pour couvrir les incertitudes sur les demandes en eau sans devoir changer de stratégie de vente
de la puissance d’effacement sur le marché. Cependant, pour des prix spot plus élevés, la flexi-
bilité du système d’eau diminue et les stratégies de vente des puissances d’effacement avec prise
en compte des incertitudes deviennent légèrement différentes pour p = 0.9. On remarque que ce
sont surtout les puissances maximales d’effacement pour les pics de prix spot (r sp > 300 €) qui
sont différentes pour les trois valeurs de probabilité considérées.

Pour les valeurs de p strictement positifs, le volume des réservoirs de distribution baisse en
cours de journée tout en gardant une marge par rapport au volume minimum de sécurité, afin de
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FIGURE 4.5 – Puissances optimales d’effacement pour trois valeurs de probabilité p.

couvrir les incertitudes sur les demandes en eau. Cette marge est croissante avec la probabilité
p comme illustré sur la figure 4.6. Pendant les périodes de référence, le volume des réservoirs
augmente, sans atteindre le niveau maximum de sécurité en anticipation des incertitudes sur les
demandes en eau. Cependant, l’absence de prise en compte des incertitudes autorise le niveau du
réservoir à atteindre les niveaux de sécurité comme illustré sur la figure 4.6b.

(a) (b)

FIGURE 4.6 – Variation prévisionnelle du volume des réservoirs pour différentes valeurs de p.

Le fonctionnement des stations de pompage dépend de la présence de pompes à vitesse va-
riable. Une pompe contribue aux effacement si elle a été utilisée pendant les périodes de référence,
puis arrêtée pendant la période de l’effacement. Pour les stations de pompage avec des pompes
à vitesse fixe uniquement, une pompe participe ou non au programme d’effacement, en fonction
de la flexibilité du réservoir qu’elle alimente. La figure 4.7a montre que la deuxième pompe à vi-
tesse fixe de la station de pompage a été arrêtée pendant les périodes de référence pour les valeurs
de probabilité 0.7 et 0.9 en conséquence du manque de flexibilité du réservoir en aval. Cepen-
dant, les pompes à vitesse variable améliorent le potentiel des effacements en adaptant le débit de
pompage à la flexibilité du réservoir en aval. Comme le montre la figure 4.7b, le débit de pompage
de la pompe à vitesse variable a été adapté (sans arrêter complètement la pompe) au volume de
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sécurité corrigé du réservoir en aval pour chaque valeur de probabilité p.

(a) pompes à vitesse fixe (b) une pompe à vitesse variable

FIGURE 4.7 – Débits prévisionnels des stations de pompage pour différentes valeurs de p.

4.3.3.2 Optimisation en temps réel

Dans cette section, nous étudions la gestion en temps réel du SPDEP pour différentes réalisa-
tions de la demande en eau. La puissance d’effacement Pdr , vendue le jour J-1 sur le marché, doit
être effectivement réduite en temps réel durant le créneau horaire 18h à 20h, faute de quoi des
pénalités financières seraient facturées par RTE au SPDEP pour l’équilibre du réseau électrique.
En raison d’une consommation d’eau inattendue en temps réel, le SPDEP peut ne pas être en me-
sure de réduire la puissance d’effacement comme prévu lors de la transaction effectuée au jour
J-1. Afin de souligner la pertinence de la prise en compte des incertitudes sur les demandes en eau
dans la prise de décision sur le marché spot, la gestion en temps réel du système d’eau est étudiée
pour deux types de décisions : sans tenir compte des incertitudes (p = 0), et en tenant compte des
incertitudes (p > 0). Les valeurs p = 0, p = 0.7 et p = 0.9 sont utilisées pour les simulations, pour un
prix de spot supérieur à 300 €/MWh (donnant des stratégies d’effacement différentes).

Par volume déficitaire en énergie on définit la potentielle quantité d’énergie que le SPDEP ne
peut pas réduire en temps réel pour l’effacement. On adopte l’approche suivante, que l’on nom-
mera Procédure 1 par la suite, afin d’illustrer l’intérêt de prise en compte des incertitudes :

Procédure 1 :

• Étape 1 : génération aléatoire de 100 scénarios horaires de demande en eau
{

d r and
a, j , j = 1...100

}
pour chaque zone de demande a associée à un réservoir.

• Étape 2 : génération de 100 vecteurs de demandes en eau dont chaque composante corres-
pond à un scénario aléatoire de demande en eau pour une zone de demande associée à un
réservoir. En d’autres termes, on génère aléatoirement 100 combinaisons de D1 demandes
en eau décrivant une réalisation possible de la demande en eau pour toutes les zones asso-
ciées à des réservoirs.

• Étape 3 : pour chaque vecteur de demande en eau généré, résolution du problème d’opti-
misation temps réel pour les valeurs p = 0, p = 0.7 et p = 0.9.

• Étape 4 : pour chaque résolution, calcul d’un éventuel volume déficitaire en énergie et du
coût global économique (coût de pompage - rémunération des effacements + pénalités fi-
nancières en cas de défaillance à l’effacement).
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• Étape 5 : sur les 100 vecteurs de demandes en eau générés, calcul du coût global écono-
mique moyen, du pourcentage de respect de la puissance Pdr , ainsi que du volume moyen
déficitaire en kWh.

Pour chaque zone de demande, la génération aléatoire de 100 scénarios de demande en eau
d r and se fait de la manière suivante, avec les étapes 3, 4 et 5 repétées 100 fois :

• Étape 1 : pour chaque scénario de demande historique, calcul de la consommation journa-
lière en m3/ j our en sommant les consommations horaires en m3/h.

• Étape 2 : pour chaque scénario de demande historique, calcul du profil horaire de demande
normalisé, en divisant le profil de demande horaire par la consommation journalière.

• Étape 3 : génération d’un nombre aléatoire ar and , compris entre les consommations jour-
nalières minimale et maximale des scénarios de demande historiques.

• Étape 4 : choix d’un profil horaire normalisé de manière aléatoire d nor m parmi les profils
normalisés déjà calculés.

• Étape 5 : multiplication de ar and par d nor m .

Le problème d’optimisation en temps réel (P2,3) est formulé en rajoutant une variable d’écart
Vde f à la contrainte d’effacement (équation 4.10) pour un éventuel volume défaillant, et en utili-
sant le profil de demande généré aléatoirement d r and à la place du profil prévisionnel dans l’équa-
tion de dynamique du volume des réservoirs (équation 4.11).

N∑
i=1

Pi ,t2 · xi ,t2 +Pdr −Vde f ≤
N∑

i=1
Pi ,t1 · xi ,t1 , ∀t1 ∈ Tr e f ,∀t2 ∈ Tdr . (4.10)

sa,t+1 = sa,t +
∑

q i n
a,t −

∑
qout

a,t −d r and
a,t , ∀t ∈ [1,T−1],∀a ∈ [1,S]. (4.11)

Finalement, les problèmes d’optimisation en temps réel peuvent s’écrire, pour les scénarios de
demande en eau aléatoirement générés, comme suit (problème (P2,3)) :

minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t +Cde f ·Vde f +h(δsmi n
a,t ,δsmax

a,t ,δs f i n
a )

sous contraintes : smi n
a −δsmi n

a,t ≤ sa,t ≤ smax
a +δsmax

a,t , ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

sa,1 − sa,T = δs f i n
a , ∀a ∈ [1,S]

sa,t+1 = sa,t +
∑

q i n
a,t −

∑
qout

a,t −d r and
a,t , ∀t ∈ [1,T−1],∀a ∈ [1,S]∑

q i n
o,t −

∑
qout

o,t −do,t = 0, ∀t ∈ [1,T],∀o ∈ [1,O]

N∑
i=1

Pi ,t2 · xi ,t2 +Pdr −Vde f ≤
N∑

i=1
Pi ,t1 · xi ,t1 , ∀t1 ∈ Tr e f ,∀t2 ∈ Tdr

Pdr,mi n ≤ Pdr ≤ Pmax
Tdr

0 ≤ sa,t ≤ Va ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

qc,t ≤ qmax
c , ∀t ∈ [1,T],∀c ∈ [1,C]

xi ,t ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N].

(P2,3)

Dans ce problème d’optimisation en temps réel, l’objectif est de minimiser les coûts de pom-
page ainsi que le coût relatif aux pénalités économiques en cas de non respect de la puissance
d’effacement, en plus du terme relatif à la pénalisation des contraintes des réservoirs. Cde f est un
coût économique suffisament grand pour limiter le plus possible la violation de l’engagement de
l’effacement. La figure 4.8 ainsi que le tableau 4.1 résument les principaux résultats numériques
issus de la Procédure 1.

101



CHAPITRE 4. PRISE EN COMPTE DES INCERTITUDES DANS LA MODÉLISATION DU
PROBLÈME DE VALORISATION DE LA FLEXIBILITÉ DES SYSTÈMES D’EAU

TABLEAU 4.1 – Résultats numériques issues de la Procédure 1.

Situation Coût global Ecart-Type % de respect Pdr volume déficitaire

p = 0 2 278 € 81 € 49 % 136 kWh
p = 0.7 2 255 € 69 € 85 % 27 kWh
p = 0.9 2 271 € 72 € 100 % 0 kWh

FIGURE 4.8 – Distribution des coûts économiques issues de la Procédure 1.

• Respect de la puissance Pdr : le respect de l’engagement d’effacement est respecté avec la
probabilité souhaitée quand les incertitudes sont prises en compe : 85 % pour p = 0.7 et 100
% pour p = 0.9. Cependant, ce pourcentage, sans prise en compte des incertitudes (p = 0),
est de seulement 49 %.

• Volume déficitaire : pour les cas ne permettant pas de respecter l’engagement d’effacement,
le volume déficitaire est plus petit dans le cas p = 0.7 comparé au cas p = 0 .

• Coût économique : le coût économique moyen est le plus élevé pour p = 0. Ceci est prin-
cipalement dû aux pénalités financières relatives à la défaillance aux effacements, en plus
du surcoût de pompage engendré par une demande en eau différente de la demande pré-
visionnelle. D’autre part, le cas p = 0.7 donne les meilleurs résultats économiques en raison
d’une rémunération importante sur le marché spot et des pénalités financières faibles pour
les volumes défaillants (27 kWh en moyenne).

4.3.4 Conclusion

Les résultats présentés dans cette section ont démontré la pertinence de la considération des in-
certitudes sur les demandes en eau dans le problème d’optimisation. Les résultats économiques
et opérationnels, discutés en utilisant un système d’eau potable réel en France, sont meilleurs en
moyenne en considérant 100 scénarios de demande en eau générés aléatoirement. La non consi-
dération des incertitudes a impliqué un non-respect de la puissance d’effacement 51% du temps
dans l’exemple considéré. Ce pourcentage de défaillance élevé a non seulement des conséquences
économiques sur le système d’eau, mais il pourrait aussi diminuer considérablement la confiance
que lui accorderait le gestionnaire de réseau de transport RTE pour les transactions futures sur le
marché. En effet, un opérateur d’effacement peut se voir retirer sa certification d’opérateur d’effa-
cement si les défaillances par rapport aux engagements d’effacement sont grandes.
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Dans l’exemple de système d’eau potable considéré, les coûts économiques moyens sont très
proches pour les différentes valeurs de probabilité utilisées en raison de la flexibilité importante
dont dispose ce système. Cependant, les risques opérationnels (% de respect de la puissance d’ef-
facement, le volume déficitaire, opération du SPDEP) sont beaucoup mieux maîtrisés en considé-
rant les incertitudes.

4.4 Incertitudes sur la disponibilité des pompes et sur les prix du mar-
ché

4.4.1 Motivations, hypothèses et objectifs

Dans cette section, nous considérons les incertitudes sur la disponibilité des pompes ainsi que
sur les prix du marché pour l’optimisation de la flexibilité des SPDEP. Rappelons les différentes si-
tuations possibles pour la contribution d’une pompe donnée (à vitesse fixe) à la puissance globale
d’effacement proposée sur le marché :

• Situation 1 : Une pompe utilisée pendant toutes les périodes de référence et non utilisée
pendant les périodes d’effacement participe avec un taux de 100% à l’effacement. La puis-
sance électrique de cette pompe est complètement intégrée dans la puissance d’effacement
finale proposée sur le marché.

• Situation 2 : Une pompe utilisée pendant les périodes d’effacement n’est pas concernée par
les effacements. La puissance électrique de cette pompe n’est pas intégrée dans la puissance
d’effacement finale proposée sur le marché.

• Situation 3 : Une pompe qui n’est utilisée pendant aucune période de référence n’est pas du
tout utilisée pour l’effacement. La puissance électrique de cette pompe n’est pas intégrée
dans la puissance d’effacement finale proposée sur le marché.

• Situation 4 : Une pompe utilisée pendant quelques périodes de référence, et non utilisée
pendant les périodes d’effacement participe partiellement aux effacements. Une autre pompe
utilisée pendant les périodes de référence pour lesquelles la première pompe n’a pas été
utilisée complète alors la puissance totale de l’effacement. La puissance électrique de cette
pompe est donc partiellement intégrée dans la puissance d’effacement finale proposée sur
le marché.

Les hypothèses suivantes sont utilisées dans la modélisation du problème :

• Hypothèse 1 : Le SPDEP souhaite s’effacer sur le marché spot en J-1 pendant le créneau
horaire 18h à 20h. Cependant, certaines pompes sont incertaines quant à leur disponibilité
au jour J.

• Hypothèse 2 : Les exploitants du SPDEP disposent de probabilités de défaillance de toutes
les pompes de leur système.

• Hypothèse 3 : On considère que si une pompe est indisponible pendant une période donnée
du jour J, elle est indisponible pour tout le jour J.

• Hypothèse 4 : Les prix du marché spot ne sont pas complètement anticipés. On suppose
plutôt que les experts économiques du SPDEP anticipent le prix spot avec une précision ε.
Cette hypothèse implique qu’avant le début des enchères sur la bourse en J-1, les experts
disposent d’un interval [R(1− ε),R(1+ ε)] dans lequel le prix spot de l’enchère pourrait se
situer, où R est un vecteur de prix de 2 valeurs horaires (18h à 19h puis 19h à 20h). De plus,
les prix de règlement des écarts (prix de pénalité dans le cas de non respect de l’effacement
valorisé) ne sont pas connus le jour de prise de décision (jour J-1).
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Problème : sachant qu’on dispose de certaines pompes dont la disponibilité est incertaine, et
que l’on anticipe pas parfaitement les prix du marché spot et ceux de règlement des écarts, quelle
puissance d’effacement vendre en J-1 sur le marché spot, tout en minimisant les coûts de pom-
page, en maximisant les gains des effacements et en parant le plus possible aux pénalités poten-
tielles en cas de non respect de la puissance d’effacement en temps réel ?

4.4.2 Modélisation du problème

Soit Ji nc l’ensemble des indices des k pompes à disponibilité incertaine pour le jour J, et pi leurs
probabilités d’indisponibilité.

Ji nc = {
i1, i2..., ik , avec pia > 0 ∀a ∈ [1,k]

}
. (4.12)

Les notations suivantes sont utilisées dans la suite de cette section :

• r pr e : prix de règlement des écarts moyen pour la période de 18h à 20h, en €/MWh, appliqué
par RTE comme pénalité financière au RE du SPDEP pour la puissance qui n’a pas pu être
effacée en temps réel.

• LTr e f : longueur de la période de référence en nombres de pas de temps qu’elle contient.
Dans notre modélisation, la période de référence dure 4 heures et donc LTr e f = 4 (2 heures
pour la référence avant l’effacement et 2 heures pour la référence après l’effacement).

La façon de déterminer les probabilités pi ainsi que l’ensemble Ji nc sera presentée dans la sec-
tion 4.4.4. Les contraintes classiques relatives au fonctionnement d’un SPDEP (équations 3.1 - 3.7)
ainsi que les contraintes 4.3 et 3.12 relatives à la valorisation des effacements sont reprises dans
cette modélisation. La formulation mathématique du problème passe par la formulation de la
question suivante : Sachant qu’une pompe i a une probabilité pi > 0 d’être indisponible en temps
réel, faut-il l’intégrer quand même, complètement ou partiellement, dans la puissance d’efface-
ment à proposer sur le marché spot?

Logiquement, un arbitrage purement économique dans la fonction objectif s’impose entre :

• le risque économique relatif à la défaillance de la pompe à l’effacement en temps réel ( si la
pompe en question n’est plus disponible en temps réel, combien cela coûtera t-il financiè-
rement au SPDEP ?), et

• la rémunération financière espérée par la participation de la pompe à l’effacement.

Dans un premier temps et pour simplifier les formules mathématiques, les termes relatifs à la
pénalisation des contraintes sur les volumes des réservoirs ne seront pas considérés. La fonction
objectif est formulée en ajoutant une pénalisation des pompes à disponibilité incertaine pendant
les périodes de référence. Cette pénalisation permettra de limiter la marche de ces pompes pen-
dant les périodes de référence, et par conséquent de limiter leur participation aux effacements.

minimum Ob j 1 =
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (r sp
t −ρt )+ ∑

j∈Ji nc

∑
t∈Tr e f

p j · 2 · r pr e

LTr e f
·P j · x j ,t . (4.13)

Cette première formulation 4.13 met en concurrence trois termes purement économiques :

• Ci ,t · xi ,t : le coût économique relatif au pompage.

• Pdr · (r sp
t −ρt ) : la rémunération du marché spot relative à la vente de la puissance d’efface-

ment Pdr pendant la période Tdr (de 18h à 20h).
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• p j ·2 · r pr e ·P j · x j ,t : c’est un terme associé au risque économique de la considération de la
pompe j pour l’effacement. Ce risque économique dépend de la probabilité d’indisponi-
bilité de la pompe p j , de sa puissance électrique P j , ainsi que du double du prix de règle-
ment des écarts moyen r pr e . En effet, le facteur 2 est introduit parcequ’une défaillance de la
pompe impliquera une défaillance à l’effacement pour les deux heures de la période Tdr et
le déséquilibre en résultant sera facturé pour ces deux heures. Dans la formulation 4.13, ce
terme est considéré pour toutes les périodes de référence et divisé par LTr e f afin d’appliquer
la pénalité à chaque période de référence de manière uniforme.

Cependant, les prix spot et les prix de règlement des écarts r sp et r pr e ne sont pas connus par
le SPDEP au jour J-1 au moment de prise de décision. Pour tenir compte de ce constat, on fixe
un réel ε> 0, un vecteur R de 2 valeurs horaires de prix, et on considère la fonction f (R,ε) definie
ci-dessous :

f (R,ε) = minimum E

[
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (r sp
t −ρt )+ ∑

j∈Ji nc

∑
t∈Tr e f

p j · 2 · r pr e

LTr e f
·P j · x j ,t

∣∣∣∣∣r sp ∈ Wε

]
.

avec Wε = [R · (1−ε),R · (1+ε)]. (4.14)

La fonction f (R,ε) correspond à la minimisation de l’espérance conditionnelle de la fonction
Ob j 1, sachant que le prix spot r sp est dans l’interval Wε = [R · (1− ε),R · (1+ ε)] pendant la période
Tdr . Il s’agit de la fonction objectif qui sera utilisée dans le reste de cette section. On commence
par simplifier cette fonction en séparant les termes dépendant et ne dépendant pas du prix spot,
puis en supposant équiprobables toutes les réalisations du prix spot r sp entre R·(1−ε) et R·(1+ε) :

f (R,ε) =minimum E

[
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (r sp
t −ρt )+ ∑

j∈Ji nc

∑
t∈Tr e f

p j · 2 · r pr e

LTr e f
·P j · x j ,t

∣∣∣∣∣r sp ∈ Wε

]

f (R,ε) =minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −E
[ ∑

t∈Tdr

Pdr · (r sp
t −ρt )+ ∑

j∈Ji nc

∑
t∈Tr e f

p j · 2 · r pr e

LTr e f
·P j · x j ,t

∣∣∣∣∣r sp ∈ Wε

]

f (R,ε) =minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (Rt −ρt )+E
[ ∑

j∈Ji nc

∑
t∈Tr e f

p j · 2 · r pr e

LTr e f
·P j · x j ,t

∣∣∣∣∣r sp ∈ Wε

]

f (R,ε) =minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (Rt −ρt )+ ∑
j∈Ji nc

∑
t∈Tr e f

p j ·E
[

2 · r pr e

LTr e f

∣∣∣∣∣r sp ∈ Wε

]
·P j · x j ,t

f (R,ε) =minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (Rt −ρt )+ 2

LTr e f
· g (R,ε) · ∑

j∈Ji nc

∑
t∈Tr e f

p j ·P j · x j ,t .

avec g (R,ε) = E[
r pr e

∣∣r sp ∈ [R · (1−ε),R · (1+ε)]
]

. (4.15)

La fonction objectif se simplifie ainsi et sa formulation finale nécessite la détermination de la
fonction g (R,ε), qui correspond à l’espérance conditionnelle du prix de règlement des écarts, sa-
chant que le prix spot est dans l’interval [R(1−ε),R(1+ε)] .

4.4.3 Résolution du problème

4.4.3.1 Détermination de la fonction g (R,ε).

Comme expliqué dans la section 1.3.3, RTE équilibre en temps réel le réseau électrique, et ré-
percute les coûts aux différents RE dont le périmètre n’a pas été équilibré, avec un prix appelé prix
de règlement des écarts. Pour calculer ce prix, RTE procède aux opérations suivantes :
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• D’abord, RTE observe la tendance globale du réseau électrique au moment du déséquilibre
du RE. Deux tendances sont possibles : haute (la consommation totale est supérieure à la
production totale) et basse (la consommation totale est inférieure à la production totale).

• RTE observe ensuite les prix enregistrés sur le marché d’ajustement, et calcule un prix moyen
pondéré à la hausse PMPH et un prix moyen pondéré à la baisse PMPB. Le PMPH et le PMPB
correspondent, respectivement, à la moyenne des prix du marché d’ajustement pondérés
par les volumes d’énergie ajustés, quand la tendance du système électrique a été haute et
quand la tendance du système électrique a été basse.

• RTE procède ensuite au calcul du prix de règlement des écarts selon les formules présentées
dans le tableau 4.2. Le coefficient k est fixé chaque année par RTE afin d’équilibrer financiè-
rement (charges = produits) son portefeuille relatif à ses missions d’équilibrage du réseau
français. En 2017, k valait 0.08.

• RTE procède à posteriori à la facturation des ajustements réalisés.

TABLEAU 4.2 – Formule de calcul du prix de règlement des écarts

Tendance haute du réseau Tendance basse du réseau

Ecart négatif du RE Max ( PMPH.(1 - k) ; PMPH.(1 + k) ) Max ( PMPB.(1 - k) ; PMPB.(1 + k) )

Afin de simplifier l’expression de la fonction g , la corrélation entre les prix spot et les prix de
réglement des écarts est à rechercher en premier lieu. Les figures 4.9 et 4.10 montrent respective-
ment, les réalisations historiques du prix spot et du prix de régelement des écarts pendant toutes
les heures des mois octobre, novembre et décembre 2017, ainsi que pour des créneaux spécifiques
de ces mois.

FIGURE 4.9 – Illustration de la dépendance entre les prix spot horaires et les prix de règlement des écarts
(données de prix extraites de Epex Spot et de l’historique disponible sur le site de RTE).

La corrélation entre les séries de prix spot et celle du prix de règlement des écarts est forte
puisque ce dernier suit généralement les variations du prix spot en capturant le plus souvent ses
pics et ses creux. Le tableau 4.3 montre les coefficients de corrélation linéaire entre la série du prix
spot et celle du prix de règlement des écarts. La corrélation est plus forte pendant la pointe du soir
comparée à celle du matin (figure 4.10b).
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(a) 07h à 09h (b) 18h à 20h

FIGURE 4.10 – Illustration de la dépendance entre les prix spot horaires et les prix de règlement des écarts
pour des créneaux horaires spécéfiques.

TABLEAU 4.3 – Coefficients de corrélation linéaire entre les séries de prix spot et de prix de règlement des
écarts.

Tous les créneaux 7h à 9h 18h à 20h

Coefficient de corrélation linéaire 0.83 0.77 0.81

Dans la figure 4.11 sont tracées les valeurs de la fonction g en fonction du prix spot R pour
ε = 2% et pour ε = 5%. Les prix spot ainsi que les prix de règlement des écarts des années 2016 et
2017 en hiver et automne ont été utilisés, uniquement pendant le créneau horaire 18h à 20h. On
remarque la tendance linéaire de la fonction g en fonction du prix spot R avec un coefficient de
détermination linéaire de 0.98, et ceci pour les deux valeurs de ε considérées.

FIGURE 4.11 – Illustration de la tendance linéaire de la fonction g (R,ε).

Les constats précédents permettent donc de rechercher une droite linéaire représentant le mieux
possible la fonction g :

g (R,ε) = E[
r pr e

∣∣r sp ∈ [R · (1−ε),R · (1+ε)]
]= aε ·R+bε. (4.16)
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Dans l’équation 4.16, R correspond à la moyenne des deux valeurs horaires du vecteur de prix
spot R. Les coefficients aε et bε sont déterminés par une régression linéaire en utilisant la méthode
des moindres carrés.

4.4.3.2 Formulation finale du problème

Après la simplification de la fonction g (R,ε), la fonction objectif devient :

f (R,ε) =minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (Rt −ρt )+ 2

LTr e f
· ∑

j∈Ji nc

∑
t∈Tr e f

p j · g (R,ε) ·P j · x j ,t

f (R,ε) =minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −
∑

t∈Tdr

Pdr · (Rt −ρt )+ 1

2
· (aε ·R+bε) ·

∑
j∈Ji nc

∑
t∈Tr e f

p j ·P j · x j ,t .

Or, le prix de la compensation ρt étant fixe pendant la période Tdr (heures hautes), nous avons
l’égalité suivante (équation 4.17) :

∑
t∈Tdr

Pdr · (Rt −ρt ) = 2 ·Pdr · (R−ρ). (4.17)

Finalement, le problème d’optimisation relatif à la valorisation de la flexibilité des SPDEP en
considérant les incertitudes sur les prix du marché ainsi que sur la disponibilité des pompes s’écrit
comme suit (problème (P3)). Il s’agit d’un problème linéaire en variables mixtes, pour lequel les
variables R et ε sont des données d’entrée.

minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −2 ·Pdr · (R−ρ)+ 1

2
· (aε ·R+bε) ·

∑
j∈Ji nc

∑
t∈Tr e f

p j ·P j · x j ,t

sous contraintes : smi n
a −δsmi n

a,t ≤ sa,t ≤ smax
a +δsmax

a,t , ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

sa,1 − sa,T = δs f i n
a , ∀a ∈ [1,S]

sa,t+1 = sa,t +
∑

q i n
a,t −

∑
qout

a,t −da,t , ∀t ∈ [1,T−1],∀a ∈ [1,S]∑
q i n

o,t −
∑

qout
o,t −do,t = 0, ∀t ∈ [1,T],∀o ∈ [1,O]

N∑
i=1

Pi ,t2 · xi ,t2 +Pdr ≤
N∑

i=1
Pi ,t1 · xi ,t1 , ∀t1 ∈ Tr e f ,∀t2 ∈ Tdr

Pdr,mi n ≤ Pdr ≤ Pmax
Tdr

qc,t ≤ qmax
c , ∀t ∈ [1,T],∀c ∈ [1,C]

0 ≤ sa,t ≤ Va ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

xi ,t ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N].

(P3)

4.4.4 Résultats numériques

Dans cette section, nous étudions la pertinence de la considération des incertitudes sur la dis-
ponibilité des pompes et sur les prix du marché dans la formulation du problème.

Les résultats numériques sont discutés en utilisant le système 3 comme dans la section précé-
dante. Ce choix est motivé par le nombre important de pompes dont dispose ce système contrai-
rement aux systèmes 1 et 2. Pour une valeur de ε égale à 5%, les valeurs des coefficients de régres-
sion sont aε = 1.11 et bε = 2.05. En raison de l’absence de données historiques de disponibilité des
pompes pour le système considéré, les valeurs de probabilité d’indisponibilité des pompes sont
estimées à partir de quelques hypothèses.
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4.4.4.1 Estimation des valeurs de probabilité

Hypothèse 1 : l’hypothèse de base sur laquelle est basée l’estimation des probabilités d’indis-
ponibilité des pompes est la suivante : dans un réseau d’eau potable, une station de pompage
est d’autant plus importante que sa probabilité d’indisponibilité est faible. En effet, ces stations
de pompage sont souvent soumises à des contrôles réguliers ainsi que des opérations de main-
tenance préventive afin de les garder le plus longtemps possible en bon fonctionnement . En re-
vanche, les petites stations de pompage qui ne sont pas très souvent utilisées ne sont pas priori-
taires pour la maintenance et les contrôles, ce qui rend leur probabilité de défaillance plus grande.

Le problème se ramène alors à l’étude de l’importance des stations de pompage dans un sys-
tème d’eau donné, puis à la construction d’une fonction représentative de la probabilité respec-
tant toutes les hypothèses et contraintes.

Hypothèse 2 : les probabilités d’indisponibilité p j sont considérées sur les combinaisons de
pompes plutôt que pompe par pompe. En effet, cette hypothèse est plus réaliste dans le sens où
dans une station de pompage de quatre pompes par exemple, il est plus facile d’estimer la proba-
bilité d’indisponibilité d’une pompe parmi les quatre que d’estimer la probabilité d’indisponibilité
de chacune des pompes. Pour considérer cette hypothèse, la modélisation des pompes sera légè-
rement modifiée en ne considérant plus toutes les pompes indexées par un indice i = 1,2. . . ,N,
mais plutôt chaque combinaison de j pompes dans une station de pompage i . Dans un système
d’eau comportant I stations de pompage, chaque station de pompage i contenant ni pompes, on
a la relation N =∑I

i=1 ni et on modifie les notations du problème comme suit :

• xi , j ,t : l’état de la combinaison à j pompes dans la station de pompage i au pas de temps t.

• pi , j : la probabilité d’indisponibilité de la combinaison à j pompes dans la station de pom-
page i .

Soit > la relation d’ordre que l’on définit sur l’ensemble des combinaisons de pompes d’un sys-
tème d’eau donné. On dira que la combinaison de j1 pompes de la station i1 est préférable (au
sens plus importante) à celle de j2 pompes de la station i2 si et seulement si la probabilité d’indis-
ponibilité de la combinaison de j1 pompes de la station i1 est strictement inférieure à celle de j2

pompes de la station i2. On écrit alors :

(i1, j1) > (i2, j2) ⇔ pi1, j1 < pi2, j2 .

Hypothèse 3 : La troisième hypothèse est relative à la classification des stations de pompage
dans un SPDEP. Les stations d’exhaure (SE) sont plus importantes (au sens de zones d’influence)
que celles de transport (ST), qui sont à leur tour plus importantes que les stations de distribu-
tion (SD). En effet, une station de transport sert à transporter de l’eau généralement vers plusieurs
zones de distribution, et a donc une zone d’influence plus grande que celle des stations de distri-
bution. Les stations d’exhaure (de surface) sont destinées au transfert de l’eau vers les usines de
traitement, elles ont donc, généralement, une zone d’influence plus grande que celle des stations
de transport.

Hypothèse 4 : Pour comparer deux combinaisons de pompes différentes au sein d’une même
classe de stations de pompage (SE, ST ou SD), on utilise le taux d’utilisation moyen des combinai-
sons τi , j , défini comme le nombre d’heures moyen de fonctionnement de la combinaison pendant
une journée d’exploitation de 24 heures. On peut alors écrire pour deux stations de pompage i1 et
i2 appartenant à la même classe de stations :

(i1, j1) > (i2, j2) ⇔ τi1, j1 > τi2, j2 .
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Hypothèse 5 : la dernière hypothèse permet de fixer une borne supérieure sur les valeurs de p.
D’après les retours d’expérience des exploitants des systèmes d’eau de Suez, la valeur pmax = 0.2
peut être considérée.

Pour résumer, la fonction p devrait vérifier les équations suivantes :

∀i1 ∈ SE,∀i2 ∈ ST,∀i3 ∈ SD,∀ j1, j2, j3, pi1, j1 < pi2, j2 < pi3, j3 . (4.18)

∀ j1, j2,∀(i1, i2) ∈ {(SE,SE), (ST,ST), (SD,SD)} τi1, j1 > τi2, j2 ⇔ pi1, j1 < pi2, j2 . (4.19)

∀i , j pi , j < pi , j+1. (4.20)

∀i , j pi , j ≤ pmax . (4.21)

L’équation 4.18 traduit l’hypothèse 3 de classification des stations de pompage tandis que l’équa-
tion 4.19 traduit l’hypothèse 4 relative aux taux d’utilisation des combinaisons de pompes. L’équa-
tion 4.20 est une contrainte logique reflétant le fait que la probabilité d’indisponibilité de j + 1
pompes est supérieure à celle de j pompes dans une même station de pompage : si aucune com-
binaison de j pompes n’est possible, aucune combinaison de j +1 pompes ne l’est pas non plus.
Finalement, l’équation 4.21 fixe une borne supérieure sur les valeurs de probabilité.

TABLEAU 4.4 – Probabilités d’indisponibilité estimées des combinaisons de pompes du système d’eau consi-
déré.

Classe Numéro de station Combinaison de pompes Scénario 0 Scénario 1

Exhaure Station 1 1 0 0.05
1 0 0

Transport Station 2 2 0 0
3 0 0.08
4 0 0.1

Distribution Station 3 1 0 0
2 0 0.17

Distribution Station 4 1 0 0.13
1 0 0

Distribution Station 5 2 0 0.11
3 0 0.20

Distribution Station 6 1 0 0
2 0 0.16

Le tableau 4.4 présente deux scénarios construits de probabilités d’indisponibilité des combi-
naisons de pompes du système d’eau, et vérifiant les équations 4.18 - 4.21. Seules les stations de
pompage comportant au moins une combinaison de pompes de probabilité d’indisponibilité non
nulle sont présentées dans le tableau.

4.4.4.2 Optimisation au jour J-1

La résolution du problème (P3) avec les valeurs de probabilité du tableau 4.4 donne, pour huit
valeurs de prix spot différentes, les résultats présentés dans la figure 4.12. On remarque que le
potentiel des effacements est strictement inférieur pour le scénario 1 (avec la considération des
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incertitudes) en raison d’une flexibilité réduite. L’allure de la courbe de puissance optimale effacée
est cependant similaire dans les deux scénarios : une fonction croissante à l’allure globalement
convexe.

FIGURE 4.12 – Puissances optimales d’effacement en fonction du prix spot.

Afin d’étudier l’impact des valeurs de probabilité sur les puissances d’effacement, on considère
deux autres scénarios que l’on appelera scénario 2 et scénario 3, construits respectivement en
ajoutant puis en retranchant 20% aux valeurs de probabilité du scénario 1.

FIGURE 4.13 – Impact du scénario de probabiltés sur la puissance optimale d’effacement.

Comme le montre la figure 4.13, les courbes d’évolution de la puissance d’effacement des scé-
narios 2 et 3 enveloppent celle du scénario 1. Pour des prix spot très élevés, chaque profil devient
constant avec des puissances différentes pour chaque scénario. Cependant, pour des prix spot in-
férieurs à 80 €/ MWh, la différence entre les trois profils de puissance devient plus faible, voire
nulle pour quelques valeurs de prix spot.

4.4.4.3 Optimisation en temps réel

Afin d’illustrer la pertinence de la prise en compte des incertitudes sur les prix des marchés
ainsi que sur la disponibilité des pompes, plusieurs simulations de l’opération du SPDEP en temps
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réel sont réalisées pour plusieurs scénarios de disponibilité des pompes. Les simulations ont été
réalisées selon la procédure suivante, que l’on nommera Procédure 2.

Procédure 2 :

• Étape 1 : génération de 100 jours de simulation pour lesquels chaque combinaison de pompes
xi , j est indisponible pendant pi , j ·100 jours.

• Étape 2 : résolution du problème d’optimisation temps réel, en imposant le respect de la
puissance d’effacement pour les stratégies issues du scénario 0 (sans incertitudes) et du scé-
nario 1 (avec incertitudes).

• Étape 3 : pour chaque résolution, calcul d’un éventuel volume déficitaire en énergie et du
coût global économique (coût de pompage - rémunération des effacements + pénalités fi-
nancières en cas de défaillance à l’effacement) pour les scénarios 0 et 1.

• Étape 4 : sur les 100 jours de simulation générés, calcul du coût global économique moyen,
du pourcentage de respect de la puissance Pdr , et du volume moyen déficitaire en kWh.

Pour générer les 100 jours de simulation, nous avons utilisé la programmation par contraintes
(PPC). En considérant la variable md ,i , j relative à la disponibilité de la combinaison à j pompes
de la station de pompage i au jour d , on écrit les trois contraintes suivantes :

∀i , j
100∑
d=1

md ,i , j = (1−pi , j ) ·100. (4.22)

∀d , i , j , md ,i , j ≥ md ,i , j+1. (4.23)

∀d ∈ [1,100],
∑
i , j

md ,i , j ≥ A. (4.24)

FIGURE 4.14 – Génération de 100 jours de simulation illustrant la disponibilité cumulée des cinq combinai-
sons de pompes des stations de distribution.

L’équation 4.22 génère les 100 jours de simulations pour lesquels chaque combinaison de pompes
xi , j est disponible pendant (1−pi , j )·100 jours. L’équation 4.23 est la contrainte logique traduisant
le fait que pour un jour donné et dans un station de pompage i , si une combinaison à j+1 pompes
est disponible, alors une combinaison à j pompes est aussi disponible. Finalement, l’équation
4.24 fixe une borne minimale sur le nombre de combinaisons de pompes A devant être disponible
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pour un jour donné. Cette contrainte a été fixée afin d’éviter le cas très peu probable de jours où
toutes les combinaisons de pompes seraient indisponibles. La variable A est fixée égale à 3 dans
cet exemple, sachant que huit combinaisons de pompes sont concernées par les incertitudes. Pour
les cinq combinaisons de pompes des stations de distribution 3, 4, 5 et 6 dont la probabilité d’in-
disponibilité est non nulle, la disponibilité cumulée de ces combinaisons pour chaque jour de
simulation est presentée dans la figure 4.14.

Les figures 4.15, 4.16 et 4.17 présentent, respectivement, la distribution de coûts issues des ré-
solutions des problèmes d’optimisation pour les 100 jours générés pour un prix spot égal à 100
€/MWh, 150 €/MWh puis 200 €/MWh. Le prix de règlement des écarts est calculé en utilisant la
formule presentée dans l’équation 4.16. Les histogrammes de distribution des coûts présentent
deux barres pour chaque scénario, correspondant à deux stratégies de gestion du SPDEP relative-
ment aux jours d’indisponibilité simulés. On distingue les jours, au coût de pompage le plus faible,
où les combinaisons de pompes indisponibles n’ont pas été prévues en J-1 pour l’effacement, et
les jours où les combinaisons de pompes indisponibles ont été prévues pour l’effacement. Ces der-
niers jours nécessitent un changement dans la stratégie de pompage afin de minimiser la violation
de l’engagement d’effacement, ce qui rend le coût économique plus élevé.

FIGURE 4.15 – Distribution de coûts pour 100 jours de simulation, pour un prix spot de 100 €/MWh.

TABLEAU 4.5 – Résultats d’optimisation avec 100 jours d’indisponiblités des pompes, pour un prix spot de
100 €/MWh

% Respect Pdr Volume déficitaire Coût d’ajustement Coût global

scénario 0 60 % 21 kWh 3 € 2 234 €

scénario 1 100 % 0 kWh 0 € 2 089 €

Pour un prix spot de 100 €/ MWh, les puissances Pdr pour les deux stratégies (avec ou sans
considération des incertitudes) sont largement inférieures à la puissance maximale d’effacement
et le SPDEP dispose d’une flexibilité suffisante pour la gestion des aléas en temps réel, tout en res-
pectant la puissance d’effacement. Le volume déficitaire est alors nul quand les incertitudes sont
considérées (scénario 1), et très faible dans le cas contraire (scénario 0). En conséquence, les péna-
lités financières d’ajustement sont faibles pour le scénario 0 (tableau 4.5). Cependant, le coût éco-
nomique global est supérieur pour le scénario 0, puisque le respect de la puissance Pdr avec des
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FIGURE 4.16 – Distribution de coûts pour 100 jours de simulation, pour un prix spot de 150 €/MWh.

FIGURE 4.17 – Distribution de coûts pour 100 jours de simulation, pour un prix spot de 200 €/MWh.

indisponibilités de combinaisons de pompes non prévues au jour J-1 nécessite un changement
dans la stratégie de pompage, et donc d’un coût de pompage plus grand. Le coût économique du
scénario 1 est en revanche plus faible compte tenu de la considération des incertitudes dans le
processus de valorisation de la puissance d’effacement.

TABLEAU 4.6 – Résultats d’optimisation avec 100 jours d’indisponiblités des pompes, pour un prix spot de
150 €/MWh

% Respect Pdr Volume déficitaire Coût d’ajustement Coût global

scénario 0 60 % 160 kWh 15 € 2 318 €

scénario 1 60 % 26 kWh 4 € 2 280 €
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Pour un prix spot de 150 €/ MWh, les deux stratégies engendrent un même taux de respect de
l’engagement d’effacement de 60% (tableau 4.6). Cependant, le volume déficitaire et le coût de
pompage sont plus élevés pour le scénario 0, ce qui rend la gestion avec prise en compte des
incertitudes plus avantageuse économiquement.

TABLEAU 4.7 – Résultats d’optimisation avec 100 jours d’indisponiblités des pompes, pour un prix spot de
200 €/MWh

% Respect Pdr Volume déficitaire Coût d’ajustement Coût global

scénario 0 0 % 502 kWh 112 € 2 303 €

scénario 1 30 % 104 kWh 23 € 2 203 €

Finalement, pour un prix spot de 200 €/ MWh, les puissances Pdr pour les deux stratégies ne
sont que très légèrement inférieures à la puissance maximale d’effacement et le SPDEP dispose
d’une flexibilité minimale pour la gestion des aléas en temps réel. Le scénario 0 donne un taux
nul de respect de l’engagement d’effacement et le scénario 1 donne un taux de 30%. De plus, le
volume déficitaire est beaucoup plus faible quand les incertitudes sont considérées. En consé-
quence, les pénalités financières d’ajustement sont élevées pour le scénario 0 et faibles pour le
scénario 1 (tableau 4.7), rendant ainsi la gestion sans prise en compte des incertitudes très coû-
teuse financièrement.

4.4.5 Conclusion sur la considération des incertitudes sur la disponibilité des pompes
et sur les prix du marché

Dans cette section, nous avons modélisé les incertitudes sur les prix des marchés ainsi que sur
la disponibilité des pompes pour la gestion des SPDEP en considération des effacements. Les pro-
babilités d’indisponibilité des pompes ont été estimées en se basant sur quelques hypothèses. Les
incertitudes sur les prix des marchés ont été estimées par une approche stochastique, puis inté-
grées au modèle mathématique d’optimisation des SPDEP, aboutissant à un problème d’optimisa-
tion linéaire en variables mixtes. Ce problème a été résolu pour plusieurs jours d’indisponibilités
simulés des pompes, démontrant la pertinence de l’approche en termes de maîtrise des risques
(respect de l’engagement de l’effacement) et de rentabilité financière.

4.5 Conclusion générale

Les deux obstacles majeurs freinant le développement des solutions pour la valorisation de la
flexibilité de la demande dans le milieu industriel sont la rentabilité financière et la maîtrise des
risques opérationnels. Dans ce chapitre, ces deux aspects ont été traités simultanément grâce à
l’utilisation de certains modèles mathématiques d’optimisation sous incertitudes. Les deux sources
principales d’incertitudes pour la gestion opérationnelle des systèmes d’eau potable ont d’abord
été modélisées, puis intégrées dans le modèle mathématique d’optimisation de ces systèmes en
considération des effacements. Les résultats numériques, discutés en se basant sur plusieurs scé-
narios de demande en eau et de disponibilité simulée des pompes, ont montré de meilleures per-
formances économiques et une meilleure maîtrise des risques pour la gestion en temps réel de
ces systèmes quand les incertitudes sont considérées. Le coût économique moyen est plus faible
quand les incertitudes sont prises en compte dans la modélisation du problème, en raison de la
minimisation des pénalités économiques appliquées par RTE dans le cas de non respect de l’en-
gagement de puissance d’effacement. De plus, la gestion opérationnelle des systèmes d’eau est
améliorée grâce à une meilleure anticipation des aléas qui peuvent survenir en temps réel : de-
mandes plus fortes, pannes des élements de pompage, etc.
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Nous pensons que les modèles mathématiques proposés dans ce chapitre sont succeptibles de
rendre les opérateurs des systèmes d’eau potable plus confiants pour la participation au méca-
nisme d’effacement du marché spot français.
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Chapitre 5

Gestion des multi-systèmes d’eau potable
et agrégation de leur flexibilité dans les
marchés de l’électricité

L’objectif de ce chapitre est de montrer l’intérêt d’une action conjointe d’un ensemble de sys-
tèmes d’eau potable, soit à l’échelle locale pour une coopération quant à la réalisation des efface-
ments, soit à l’échelle nationale en montrant le bénéfice écologique cumulé.

Nous considérons d’abord l’agrégation de la flexibilité électrique de plusieurs systèmes d’eau
potable indépendants hydauliquement en ce que l’on appellera « une gestion multi-systèmes ».
L’objectif est de montrer qu’en considérant les effacements sous le mécanisme NEBEF, cette ges-
tion multi-systèmes est plus performante qu’une gestion indépendante de chaque système d’eau
potable. Ensuite, une étude écologique est menée afin d’estimer les émissions de CO2 pouvant
être évitées par la participation des systèmes d’eau potable en France au mécanisme d’effacement
considéré. Les apports de ce chapitre sont :

• Une modélisation mathématique de la coopération en temps réel entre différents systèmes
d’eau potable indépendants hydrauliquement afin d’optimiser l’engagement global d’effa-
cement.

• La démonstration de la pertinence de l’approche multi-systèmes considérée comparée à
celle consistant à gérer indépendamment chaque système d’eau.

• Une estimation, sur la base de certaines hypothèses, des émissions de CO2 pouvant être
réduites par les systèmes d’eau en France en participant au mécanisme NEBEF.

La publication suivante a été produite pour valoriser ce chapitre :

• Chouaïb Mkireb, Abel Dembele, Antoine Jouglet et Thierry Denoeux. Flexibility of Drinking
Water Systems : An Opportunity to Reduce CO2 Emissions. 8th International conference on
Energy and Sustainability, 3 - 5 July 2019, Coimbra, Portugal.
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5.1 Gestion multi-systèmes

5.1.1 Motivations

On commence par rappeler que, en disposant de M systèmes quelconques que l’on cherche à
optimiser, l’optimum global de l’ensemble des systèmes est au moins aussi bon que la somme
des optimums de chaque système considérés indépendamment. L’égalité a lieu quand tous les
systèmes considérés sont indépendants :

Opt (s y s1 + s y s2 + ....+ s y sM) ≥ Opt (s y s1)+Opt (s y s1)+ ...+Opt (s y sM) (5.1)

L’eau et l’électricité sont deux ressources communes pour la gestion des SPDEP. Or, des SP-
DEP hydrauliquement indépendants ne peuvent s’échanger aucune quantité d’eau. De plus, les
contrats de fourniture d’énergie sont contractualisés directement pour chaque site de chaque SP-
DEP auprès des fournisseurs. Les prix de fourniture et de transport, la puissance maximale à ne pas
dépasser ainsi que les autres conditions des contrats sont donc généralement relatifs à chaque site
énergétique indépendamment des autres. Pour un ensemble de systèmes d’eau potable hydrau-
liquement indépendants, chaque système peut être géré seul, aboutissant à l’optimum technico-
économique de l’ensemble de ces systèmes.

La considération des effacements de consommation peut se faire, pour plusieurs SPDEP indé-
pendants, avec un unique opérateur d’effacement. Tous les SPDEP sont alors liés à l’opérateur
d’effacement qui, à son tour, est directement lié aux marchés de l’énergie. Les SPDEP peuvent
alors avoir une dépendance énergétique les uns des autres puisqu’ils peuvent s’échanger des blocs
d’effacement en temps réel. Par exemple, considérons deux systèmes d’eau « sys 1 » et « sys 2 », le
premier ayant prévu d’effacer une quantité Pdr

1 et le deuxième une quantité Pdr
2 pendant un même

créneau horaire. La puissance globale valorisée par l’opérateur d’effacement est Pdr = Pdr
1 +Pdr

2 .
Si le premier système n’arrive pas à effacer sa puissance Pdr

1 en temps réel, le système 2 pourrait,
si sa flexibilité le lui permet, effacer une quantité supplémentaire d’énergie afin de palier la dé-
faillance du premier système. Un système peut alors couvrir la défaillance d’un autre quant aux
effacements en temps réel. Compte tenu de cette dépendance énergétique, une modélisation qui
prend en considération la flexibilité dont dispose plusieurs SPDEP peut s’avérer intéressante.

Une des modélisations les plus intuitives consisterait à regrouper les modèles mathématiques
des différents systèmes en un seul et unique problème d’optimisation. Cependant, cette approche
peut être très lourde en termes de complexité numérique et de performance puisque le problème
de planification optimale dans un SPDEP appartient à la classe des problèmes NP-difficiles. Une
autre modélisation est alors à rechercher.

5.1.2 Hypothèses et notations

Soit M le nombre de SPDEP considérés. On suppose que tous ces systèmes sont liés directement
à un seul opérateur d’effacement qui cherchera à valoriser conjointement leur flexibilité. Les dé-
cisions sur le marché de l’électricité sont centralisées par l’opérateur d’effacement.

On définit les deux expressions suivantes pour la suite de ce chapitre :

• Gestion indépendante : une gestion où chaque SPDEP est modélisé et géré indépendam-
ment des autres.

• Gestion multi-systèmes : une gestion interactive de plusieurs SPDEP avec une mutualisation
de capacités d’effacement via l’approche proposée dans ce chapitre.
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5.1.3 Modélisation mathématique

5.1.3.1 Définition de l’approche

L’approche multi-systèmes adoptée consiste d’abord en l’optimisation au jour J-1 du fonction-
nement de chaque SPDEP considéré indépendamment afin de déterminer sa puissance optimale
d’effacement Pdr

i à valoriser sur le marché spot. La puissance globale valorisée sur le marché est
alors égale à la somme des puissances d’effacement de chaque système (équation 5.2), et constitue
l’engagement de puissance fait auprès de RTE. Chaque système m y contribue avec une puissance
Pdr

m .

Pdr =
M∑

m=1
Pdr

m (5.2)

Système 1 Système 2

Système 3 Système M

Opérateur d’effacement

𝑃𝑑𝑟 = 𝑃1
𝑑𝑟 +⋯𝑃𝑀

𝑑𝑟

Jour J-1 Temps réel

Système 1 Système 2

Système 3 Système M

Opérateur d’effacement

𝑃𝑑𝑟

𝑨𝟏 + 𝑨𝟐 +⋯+ 𝑨𝑴 = 𝟎

FIGURE 5.1 – Déroulement du processus de la gestion multi-systèmes

En temps réel, les aléas et les contraintes hydrauliques et celles d’exploitation de chaque sys-
tème pourraient impliquer l’existence d’une meilleure manière de répartir la puissance Pdr entre
les différents SPDEP. Concrètement, au lieu d’imposer en temps réel à chaque système d’effacer
sa propre puissance Pdr

m initialement déclarée, une certaine communication entre les systèmes
est réalisée afin de déterminer quelle quantité supplémentaire Am , négative ou positive, de puis-
sance à effacer pour chaque système, respectant l’engagement global de puissance Pdr et réali-
sant l’optimum technico-économique de l’ensemble. La figure 5.1 résume ce processus. Au jour
J-1, chaque système envoie sa puissance d’effacement optimale à l’opérateur d’effacement. Ce
dernier les valorise alors sur le marché spot de l’électricité et renvoie, en temps réel, à chaque sys-
tème les ajustements de puissance Am à la hausse/ à la baisse devant être réalisés. Par exemple
dans le cas de trois systèmes (m=3), si en temps réel, le système 1 doit effacer A1 = +300 kW de
puissance supplémentaire et le système 2 doit effacer 100 kW de moins (A2 =−100) , le système 3
doit effacer une puissance de 200 kW de moins (A3 =−200) par raport à sa puissance initiale Pdr

3 .

120



CHAPITRE 5. GESTION DES MULTI-SYSTÈMES D’EAU POTABLE ET AGRÉGATION DE LEUR
FLEXIBILITÉ DANS LES MARCHÉS DE L’ÉLECTRICITÉ

5.1.3.2 Formalisation du problème d’optimisation

Pour commencer la modélisation du problème, nous considérons, pour chaque système d’eau
potable m ∈ [1,M], le problème temps réel suivant (Pm

5,0) :

fm(Am) = minimum
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t +h(δsmi n
a,t ,δsmax

a,t ,δs f i n
a )

sous contraintes Eqs 3.1−3.7

N∑
i=1

Pi ,t2 · xi ,t2 +Pdr
m +Am ≤

N∑
i=1

Pi ,t1 · xi ,t1 , ∀t1 ∈ Tr e f ,∀t2 ∈ Tdr

xi ,t ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N],∀t ∈ [1,T]

(Pm
5,0)

La fonction fm(Am) représente le coût économique optimal pour la gestion du système d’eau
potable m, en lui imposant d’effacer sa puissance Pdr

m contractualisée en jour J-1, en plus d’une
puissance Am . En effet, cette fonction quantifie l’impact économique de l’effacement d’une quan-
tité supplémentaire de puissance Am sur le système d’eau m. La fonction fm(0) n’est autre que le
coût économique optimal pour la gestion du système d’eau m en effaçant sa puissance contrac-
tualisée Pdr

m .

Afin de respecter l’engagement global Pdr , l’objectif est de chercher la façon de réorganiser les
puissances d’effacement en temps réel entre les systèmes de la meilleure des manières, afin de mi-
nimiser la violation des contraintes ainsi que le coût économique global. Pour ce faire, le problème
d’optimisation (P5,1) est formulé, dans lequel la somme des fonctions fm(Am) est minimisée, sous
la contrainte que la somme des puissances d’effacement Am à ajuster par chaque SPDEP soit nulle.

minimum
A1,A2,...,AM

M∑
m=1

fm(Am)

sous contraintes
M∑

m=1
Am = 0

−Pdr
m ≤ Am ≤ Pmax

m −Pdr
m ∀m ∈ [1,M]

(P5,1)

Le problème (P5,1) ainsi formulé est difficile à résoudre. En effet, les fonctions fm sont potentiel-
lement non linéaires, ou même non convexes. Une heuristique est alors proposée pour la résolu-
tion numérique, que l’on nommera Heuristique 2, comme suit :

Heuristique 2 :

• Discrétisation des puissances Am et par conséquent des fonctions de coût fm pour tout m ∈
[1,M], avec un pas de discrétisation δm .

• Pour chaque système d’eau m, Am ∈ [−um ·δm , vm ·δm], avec vm = max
{
k ∈N,k ·δm ≤ Pmax

m −Pdr
m

}
et um = max

{
k ∈N,k ·δm ≤ Pdr

m

}
.

• On note par fi ,m le coût économique optimal pour la gestion du système d’eau m, en lui
imposant l’effacement d’une puissance supplémentaire ai ,m = i ·δm .

• On note de même par oi ,m la variable binaire indiquant si au système m devrait être ajoutée
la puissance d’effacement ai ,m = i ·δm ou pas.

• On formule le problème d’optimisation discrétisé (P5,2) comme suit :
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minimum
M∑

m=1

vm∑
i=−um

oi ,m · fi ,m

sous contraintes
M∑

m=1

vm∑
i=−um

oi ,m ·ai ,m = 0

ai ,m = i ·δm ∀m ∈ [1,M]
vm∑

i=−um

oi ,m = 1 ∀m ∈ [1,M]

oi ,m ∈ {0,1} ∀m ∈ [1,M]

(P5,2)

L’Heuristique 2 permet de :

• discrétiser l’espace des possibilités (coût optimal et puissance optimale) pour les ajuste-
ments Am (à la hausse et à la baisse) des puissances d’effacement Pdr

m pour chaque système ;

• formuler un problème d’optimisation linéaire en nombres entiers, équivalent au problème
initialement formulé (P5,1) avec la discrétisation proposée.

La résolution du problème d’optimisation (P5,2) permet de déterminer les puissances optimales
d’effacement à ajuster, à la hausse comme à la baisse, par chaque système d’eau potable en temps
réel. Dans la suite de cette section, on appelera ce processus « l’échange inter-systèmes de blocs
d’effacement ».

5.1.4 Résultats numériques

Dans cette section, nous évaluons la pertinence de la considération d’une gestion multi-systèmes
basée sur le modèle mathématique proposé. Les résultats numériques sont discutés en utilisant
les trois SPDEP considérés lors du chapitre 3 (m = 3). Le prix spot moyen du quatrième trimestre
de l’année 2016 pendant le créneau horaire 18h à 20h est utilisé, correspondant à la valeur 88
€/MWh. La figure 5.2 montre, pour les trois systèmes considérés, les résultats issus de l’optimisa-
tion au jour J-1 pour les puissances optimales et maximales d’effacement.

FIGURE 5.2 – Puissance maximale et optimale d’effacement pour les trois systèmes d’eau

Les puissances optimales proposées sur le marché pour les systèmes 1, 2 et 3 sont, respective-
ment, Pdr

1 = 2 394 kW, Pdr
2 = 212 kW et Pdr

3 = 2 252 kW. La flexibilité disponible à la hausse (effacer
plus) pour ces systèmes est de 30 kW pour le système 1, 75 kW pour le système 2 et 350 kW pour le
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système 3. Compte tenu de ces résultats, le pas de discrétisation des puissances utilisé δm sera de
25 kW pour les trois systèmes puisque cette valeur divise les deux valeurs de flexibilité à la hausse
350 et 75.

L’évaluation de la pertinence de la gestion multi-systèmes est réalisée par la procédure 3. On
appellera gain économique, exprimé en %, la différence relative entre le coût global des trois sys-
tèmes avec une gestion multi-systèmes et le coût global des trois systèmes avec une gestion indé-
pendate. Un gain économique positif implique que la gestion multi-systèmes est plus rentable fi-
nancièrement qu’une gestion indépendante des SPDEP. De même, par gain opérationnel, exprimé
en m3, on désignera la différence de volume de dépassement et de déficit dans les réservoirs entre
la configuration en gestion multi-systèmes et celle en gestion indépendante. Par exemple, gagner
un m3 d’eau sur le déficit des réservoirs signifiera que la gestion indépendante a impliqué la vio-
lation d’un m3 d’eau de plus en comparaison avec la gestion multi-systèmes. Enfin, le vecteur
B(a,b,c) est considéré comme solution du problème (P5,2) si les puissances d’effacement à ajuster
en temps réel par les systèmes 1, 2 et 3 sont, respectivement, a, b et c.

Procédure 3 :

• étape 1 : génération de trois types de scénarios de demande en eau pour les trois systèmes.

• étape 2 : pour chaque scénario généré, résolution des problèmes temps réel (Pm
5,0) pour

différentes valeurs de puissances Am selon le pas de discrétisation choisi. Les résultats de
chaque résolution incluent le coût optimal de pompage, la somme des déficits en m3 sur
les réservoirs et la somme des dépassements des volumes maximums de sécurité. Si aucune
contrainte opérationnelle n’est violée à l’issue de la résolution, ces deux dernières sommes
sont égales à 0.

• étape 3 : résolution du problème (P5,2) selon trois stratégies de gestion : une stratégie pu-
rement économique, une stratégie purement opérationnelle, et une stratégie combinant les
deux considérations économique et opérationnelle.

• étape 4 : calcul des gains économique et opérationnel et conclusion quant à la pertinence
de la gestion multi-systèmes.

Une fois les problèmes (Pm
5,0) résolus pour les différentes valeurs de puissances Am , les fonctions

fi ,m sont déterminées en intégrant le coût économique de pompage et le coût relatif à la violation
des contraintes opérationnelles des réservoirs (équation 5.3) :

f = α.Coût +β ·G(de f i ci t ,depassement ). (5.3)

Les coefficients α et β sont deux réels compris entre 0 et 1 et de somme égale à 1, déterminés
en fonction de l’importance accordée par les exploitants au coût économique ainsi qu’au respect
des contraintes. La fonction G est une fonction linéaire qui prend en entrée le volume de déficit
et de dépassement des réservoirs issus de l’optimisation, et calcule un coût économique associé
à la violation de ces contraintes. On a choisi d’associer le coût économique de 0.1 €/m3 pour les
volumes d’eau en déficit et le coût de 0.08 €/m3 pour les volumes d’eau en dépassement dans les
réservoirs.

Le premier scénario de demande en eau considéré pour les trois systèmes, nommé scénario 1,
consiste à baisser toutes les valeurs de la demande en eau prévisionnelle de 15%. Pour ce scénario
bas de demande en eau, aucune contrainte opérationnelle n’a été violée lors de la résolution des
problèmes d’optimisation (Pm

5,0). La solution finale ne tient compte alors que des considérations
économiques. Le tableau B.1 de l’annexe B présente les résultats issus des différentes résolutions
des problèmes (Pm

5,0). Le système 1, ayant déjà épuisé presque la totalité de sa flexibilité lors de la
transaction sur le marché spot, ne peut pas effacer plus de puissance en temps réel. De plus, les
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résultats financiers de l’optimisation montrent que ce système n’est pas sensible au fait d’effacer
moins de puissance puisque son coût économique est constant. Le problème se ramène alors à la
détermination de la puissance échangée entre les systèmes 2 et 3 : quelle puissance supplémen-
taire peut être effacée par le système 2 et compensée par le système 3 pour réaliser l’optimum
économique global sur les trois systèmes.
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FIGURE 5.3 – Échange inter-systèmes de blocs d’effacement pour un scénario bas de demande

La figure 5.3 montre le coût économique global des trois systèmes, pour différentes valeurs de
transfert de puissance d’effacement du système 2 vers le système 3. Il est ainsi montré que l’op-
timum économique coïncide avec les deux vecteurs B1(0,0,0) et B2(0,25,−25). Le vecteur B1 cor-
respond à la situation où aucune puissance n’est échangée entre les systèmes comme s’ils étaient
gérés indépendamment, tandis que le vecteur B2 correspond à la situation où le système 2 efface
25 kW de moins et le système 3 efface 25 kW de plus. Pour ce scénario de demande, une gestion
indépendante des trois systèmes est donc suffisante.

Le deuxième scénario considéré pour les trois systèmes, nommé scénario 2, consiste à augmen-
ter toutes les valeurs de la demande en eau prévisionnelle de 15%. Pour ce scénario de demande
haute, certains problèmes d’optimisation résolus violent les contraintes opérationnelles comme
montré dans le tableau B.2 de l’annexe B. La figure 5.4 représente les solutions optimales quant à
l’échange inter-systèmes de blocs d’effacement, pour trois stratégies considérées. Si l’on cherche
à optimiser uniquement le coût global économique (α = 1), la solution optimale est représentée
par le vecteur B1(0,100,−100) aboutissant à un gain économique de 0.44%, et une perte de 370
et de 416 m3 respectivement sur les dépassements et les déficits des réservoirs. Il est alors clair
que cette solution n’est pas satisfaisante puisqu’on autorise un volume important de déficit et
de dépassement pour permettre de ne gagner que 0.44% économiquement. D’autre part, si l’on
chercher uniquement à minimiser la violation des contraintes, le vecteur B2(0,−150,150) est la
solution optimale, permettant de ne violer aucune des contraintes opérationnelles (492 m3 ga-
gnés sur le volume de dépassement) ; en revanche son coût économique global affiche une perte
de 2.7 % comparé à celui de la solution avec une gestion indépendante. Finalement, le vecteur
B3(0,−100,100) est la solution optimale pour une gestion mixte équilibrée entre les considéra-
tions économiques et opérationnelles (α et β égals à 0.5). Cette solution permet d’avoir un volume
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FIGURE 5.5 – Échange inter-systèmes de blocs d’effacement pour un scénario aléatoire de demande

global de dépassement de 84 m3 (contre 492 m3 pour la gestion indépendante et donc un gain de
408 m3) et un volume nul de déficit. Il affiche cependant une légère perte économique de 0.67 %.

Finalement, le troisième scénario considéré, nommé scénario 3, consiste à générer aléatoire-
ment, pour chaque zone de demande des trois systèmes, un profil de demande en eau. Pour ce
scénario aléatoire de demande en eau, certains problèmes d’optimisation violent les contraintes
opérationnelles comme montré dans le tableau B.3 de l’annexe B. La figure 5.5 représente les so-
lutions optimales quant aux échanges de blocs d’effacement entre les trois systèmes. Un gain éco-
nomique strictement positif est observé pour les différentes stratégies considérées. Cependant, le
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gain opérationnel n’est observé qu’à partir d’une valeur de β strictement supérieure à 0.4.

5.1.5 Discussion

Pour le scénario 1 (faible demande) considéré, la modélisation multi-systèmes proposée donne
des résultats similaires à ceux d’une gestion indépendante. Ceci est lié à la flexibilité importante
dont dispose chaque système en temps réel en raison de la faible demande. En revanche, le scé-
nario 2 de demande en eau considéré (forte demande) a montré l’importance de la gestion multi-
systèmes pour diminuer la violation des contraintes opérationnelles des réservoirs. Enfin, les ré-
sultats issus du scénario 3 (demande en eau générée aléatoirement) ont mis en évidence l’exis-
tence d’un domaine des coefficients α et β dans lequel les gains économique et opérationnel
sont strictement positifs. Ces coefficients sont à définir pour chaque système en fonction de l’im-
portance accordée aux considérations économique et opérationnelle. Un exemple de partage des
gains financiers entre les différents systèmes impliqués dans ce mode de gestion est proposé dans
le chapitre 6.

5.1.6 Conclusion

L’étude menée dans cette section a permis de montrer la pertinence de la gestion multi-systèmes
en considérant le mécanisme d’effacement NEBEF. Ce mode de gestion est avantageux pour la
gestion des systèmes d’eau, aussi bien économiquement qu’opérationnellement. La modélisation
proposée permet, en temps réel, de solliciter les pompages les plus rentables économiquement et
les moins contraignants opérationnellement pour répondre à l’engagement global d’effacement
sur l’ensemble des systèmes d’eau. Les systèmes les plus flexibles peuvent alors compenser une
partie de l’engagement d’effacement d’autres systèmes qui sont plus contraints en temps réel (par
exemple, en raison d’une très forte consommation, d’un aléa quelconque relatif au fonctionne-
ment du système, etc).

5.2 Étude écologique

Dans cette section, nous proposons d’estimer les émissions de CO2 pouvant être réduites par
les systèmes d’eau en France grâce à leur participation au mécanisme d’effacement considéré.

5.2.1 Introduction

Le risque de réchauffement climatique est l’un des défis majeurs auquel le monde est confronté
aujourd’hui. Les émissions de CO2 résultant de la combustion des ressources fossiles figurent
parmi les principaux facteurs de réchauffement de la planète [127]. En raison des conséquences
néfastes de ce phénomène sur l’avenir du monde, ce sujet prend de plus en plus place dans les
débats politiques, diplomatiques, économiques ainsi qu’universitaires [128].

Le secteur électrique, connu pour sa forte dépendance aux combustibles fossiles, est l’un des
principaux contributeurs au réchauffement climatique. En effet, les centrales de production à
énergies fossiles représentent environ 65% de la production totale d’électricité dans le monde :
38% pour le charbon, 23% pour le gaz naturel et 4% pour le pétrole [129]. Alarmés par cette si-
tuation, plusieurs pays dans le monde ont lancé des programmes de transition énergétique. Ces
programmes visent principalement à augmenter la part des sources de production renouvelables
dans le mix électrique des pays ainsi que la réduction de l’empreinte carbonne des productions
fossiles. Dans ce contexte, les mécanismes de flexibilité des marchés de l’électricité représentent
une solution importante pour diminuer la dépendance du secteur électrique aux énergies fossiles,
surtout pendant les moments de pointe de consommation.

126



CHAPITRE 5. GESTION DES MULTI-SYSTÈMES D’EAU POTABLE ET AGRÉGATION DE LEUR
FLEXIBILITÉ DANS LES MARCHÉS DE L’ÉLECTRICITÉ

5.2.2 Modélisation des émissions de CO2 évitées par l’activation d’un programme d’ef-
facement

La France produit plus de 72% de son électricité à partir de l’énergie nucléaire, tandis que les
unités de production fossiles ne représentent que 9% de la production totale d’électricité [130].
Grâce à leur grande flexibilité (activables très rapidement), ces unités fossiles sont considérées
comme étant des centrales de production de pointe et sont généralement destinées à répondre aux
changements rapides de la demande en électricité et pour gérer des pics particuliers de consom-
mation. La nature thermo-sensible de la consommation française implique une sollicitation im-
portante des unités de production de pointe en hiver. La figure 5.6 montre la différence entre les
émissions horaires de CO2 pendant un jour d’hiver et un jour de printemps. On remarque alors
que les émissions de CO2 augmentent de 42% pendant l’hiver.

FIGURE 5.6 – Émissions de CO2 en France en grammes par kWh produit pour deux jours différents

En raison du faible coût d’exploitation des centrales nucléaires et hydrauliques, une offre d’effa-
cement faite sur le marché sera en concurrence avec des offres de production issues des centrales
fossiles. En effet, le prix de la compensation fixe une borne inférieure au prix de l’offre que l’opé-
rateur d’effacement doit faire sur le marché spot. Par conséquent et compte tenu du principe de
préséance économique sur lequel se base la constitution de la courbe d’offre sur la bourse, une
offre d’effacement acceptée sur le marché substituera la puissance correspondante d’une produc-
tion fossile, comme illustré dans l’exemple de la figure 5.7. Dans cet exemple, deux courbes d’offre
sur le marché sont considérées, une sans considération des effacements et une avec un bloc d’ef-
facement proposé. Pour la situation sans effacement, le bloc de production 5 équilibre le marché
en faisant coïncider les courbes d’offre et de demande, avec un prix P∗ et un volume V∗. Cepen-
dant, la considération du bloc d’effacement 5’, mis en vente à un prix inférieur à celui du bloc de
production 5, a permis de le placer avant celui du bloc 5 dans la courbe d’offre, pour finalement
établir un nouveau prix du marché P

′∗ < P∗. Dans ce cas, le bloc de production 5 est complètement
remplacé par le bloc d’effacement 5’.

L’étude écologique menée dans cette section se base sur l’hypothèse que chaque puissance d’ef-
facement valorisée sur le marché spot est une substitution complète d’une puissance équivalente
provenant d’une unité de production fossile. L’objectif est d’estimer les émissions de CO2 évitées
par les systèmes d’eau potable en participant au programme d’effacement NEBEF. Puisqu’il est
très difficile de déterminer avec certitude lequel des moyens de production fossiles est remplacé
par chaque bloc d’effacement valorisé, la contribution moyenne des technologies de pointe fran-
çaise aux émissions de CO2 est considérée, pondérée par leurs ratios d’utilisation pendant l’année
2016 comme le montre le tableau 5.1.
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FIGURE 5.7 – Illustration de l’impact des blocs d’effacement sur la courbe d’offre du marché d’électricité

TABLEAU 5.1 – Contribution des unités de production de pointe françaises aux émissions de CO2

Technologie de pointe g CO2/kWh

Groupes à charbon 956
Groupes à diesel 800
Groupes à gaz 360
Moyenne pondérée 2016 486

Dans la suite de cette section, on considère que chaque kWh d’énergie d’effacement valorisé sur
le marché permet d’éviter l’émission d’une quantité de 486 grammes de CO2.

5.2.3 Estimation des émissions de CO2 évitées par trois systèmes d’eau potable

On considère les trois systèmes d’eau potable utilisés au chapitre 3. Les résultats de la puissance
moyenne d’effacement sont utilisés dans cette partie pour le créneau de 18h à 20h, en prenant le
prix spot moyen du 4ème trimestre de l’année 2016. L’énergie réduite par chaque système d’eau
pendant un jour avec un programme d’effacement est multipliée par la moyenne pondérée de la
contribution des unités de pointe françaises aux émissions de CO2 pendant l’année 2016, comme
montré dans le tableau 5.2.

TABLEAU 5.2 – Émissions de CO2 évitées par trois systèmes d’eau pour un effacement entre 18h et 20h

Système 1 Système 2 Système 3

Puissance moyenne réduite 1 890 kW 200 kW 2 254 kW
Énergie moyenne réduite 3 780 kWh 400 kWh 4 508 kWh
Émissions de CO2 réduites 1 837 kg 194 kg 2 190 kg

Pour un jour avec un seul programme d’effacement de deux heures, le système 3, en raison de sa
grande taille, contribue à la réduction de la plus grande quantité de CO2, à savoir 2 190 kg. D’autre
part, le système 2 ne contribue qu’à la réduction de 194 kg de CO2 en raison de sa petite taille. Ces
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résultats ne sont cependant significatifs que si l’on normalise les émissions de CO2 évitées par la
demande en eau de chaque système, comme indiqué dans le tableau 5.3.

TABLEAU 5.3 – Émissions de CO2 moyens évitées par m3 d’eau produit pour trois systèmes d’eau pour un
effacement entre 18h et 20h

Système 1 Système 2 Système 3

Émissions de CO2 évitées 1 837 kg 194 kg 2 190 kg
Demande en eau moyenne 12 865 m3 10 075 m3 61 920 m3

Émissions de CO2/m3 évitées 0.14 kg/m3 0.02 kg/m3 0.035 kg/m3

On constate que les résultats normalisés de réduction des émissions de CO2 sont différents pour
les trois systèmes. Le système 1 dispose du plus grand potentiel de réduction de CO2 par mètre
cube d’eau produit en raison de la forte consommation d’énergie de ses stations de pompage.

5.2.4 Estimation des émissions de CO2 évitées par tous les systèmes d’eau potable en
France

Afin de donner plus de signification aux résultats précédants obtenus pour trois SPDEP diffé-
rents, on propose d’estimer le potentiel des effacements sous le mécanisme NEBEF à l’échelle
française d’un point de vue écologique. L’approche considérée consiste à extrapoler les résultats
obtenus pour les trois systèmes considérés à tous les systèmes d’eau français, en se basant sur
certaines hypothèses.

En France, la consommation quotidienne moyenne d’une personne se situe autour de 140 litres [131],
ce qui donne, pour tout le pays, une consommation journalière de 9 100 000 m3 environ. Cepen-
dant, chaque système d’eau français dispose de sa propre flexibilité et de ses propres contraintes,
ce qui rend difficile toute extrapolation directe des résultats précédents. La premiere hypothèse
alors faite est que chaque système d’eau français est comparable à l’un des trois systèmes préce-
dents. On distinguera alors les trois types de systèmes suivants :

• Type I : des systèmes situés dans des zones montagneuses avec de grands denivelés et des
grandes consommations d’énergie. Ces systèmes sont comparables au système 1.

• Type II : des petits systèmes destinés à alimenter en eau des communes de petite taille et
dont les opérations de pompage ne consomment pas beaucoup d’énergie. En général, ces
systèmes disposent de ressources naturelles d’eau proches des lieux de consommation, ce
qui fait parcourir à l’eau des distances relativement petites. Ces systèmes sont comparables
au système 2.

• Type III : des systèmes d’eau de taille moyenne ou grande, dont les opérations de pompage
sont importantes. Ces systèmes sont comparables au système 3.

Soit x, y et z trois réels positifs compris entre 0 et 1 tels que x + y + z = 1. Les nombres x, y et
z correspondent, respectivement, aux proportions de systèmes français de type I, II et III. Dans
un premier temps, la consommation quotidienne française est décomposée selon le type de sys-
tèmes, en multipliant la valeur 9 100 000 m3 par x, y et z. Ensuite, les valeurs normalisées des
émissions de CO2 par m3 sont multipliées par la consommation relative à chaque type de sys-
tèmes, donnant la réduction estimée des émissions de CO2.

En France, compte tenu de la répartition démographique et topologique de l’ensemble du pays,
on peut supposer que le type I représente au plus 10% des SPDEP français. De même, les petits
systèmes de type II représentent au plus 20% des SPDEP français. Puisque les systèmes de type I
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sont les plus grands contibuteurs aux réductions de CO2, la valeur maximale pour l’estimation des
réductions des émissions de CO2 est obtenue pour x = 0.1. De même, les systèmes de type II sont
les plus petits contributeurs aux réductions de CO2, la valeur minimale pour l’estimation des ces
réductions est obtenue pour y = 0.2.

Les tableaux 5.4 et 5.5 représentent respectivement une estimation basse et haute des réduc-
tions de CO2 pouvant être réalisées par les SPDEP français, avec des valeurs de x = 0.05, y = 0.2 et
z = 0.75, puis de x = y = 0.1 et z = 0.8.

TABLEAU 5.4 – Émissions de CO2 évitées par les SPDEPs français pour x = 0.05, y = 0.2 et z = 0.75

Type I Type II Type III

Émissions de CO2/m3 évitées 0.14 kg/m3 0.02 kg/m3 0.035 kg/m3

Consommation par type de systèmes 455 000 m3 1 820 000 m3 6 825 000 m3

Émissions de CO2 évitées 65 t 35 t 241 t

TABLEAU 5.5 – Émissions de CO2 évitées par les SPDEP français pour x = y = 0.1 et z = 0.8

Type I Type II Type III

Émissions de CO2/m3 évitées 0.14 kg/m3 0.02 kg/m3 0.035 kg/m3

Consommation par type de systèmes 910 000 m3 910 000 m3 7 280 000 m3

Émissions de CO2 évitées 128 t 17 t 258 t

En se basant sur les hypothèses faites dans cette section, les SPDEP en France peuvent contri-
buer à la réduction d’une quantité de 341 à 403 tonnes de CO2 par jour, tout en générant des gains
économiques sur leurs factures d’électricité. Cette quantité de CO2 réduite est l’équivalent des
émissions de 243 000 à 289 000 voitures françaises pendant 10 kilomètres de conduite [132].

5.3 Conclusion

La considération des mécanismes d’effacement permet de relier plusieurs systèmes d’eau in-
dépendants hydrauliquement avec un unique opérateur d’effacement. Dans ce contexte, l’éner-
gie devient une ressource commune à tous ces systèmes puisqu’ils peuvent s’échanger, en temps
réel, des blocs d’effacement. La modélisation multi-systèmes proposée dans ce chapitre permet
de formaliser l’interaction entre plusieurs systèmes d’eau pour une coopération quant à la réali-
sation des effacements. Cette modélisation permet aux systèmes les plus flexibles de compenser
une partie de l’engagement d’effacement d’autres systèmes qui sont plus contraints en temps réel.
Les résultats numériques, discutés en se basant sur trois systèmes d’eau en France, ont montré
que cette gestion multi-systèmes est plus performante, économiquement et opérationnellement,
comparée à une gestion décentralisée et indépendante de chaque système d’eau.

Pour l’aspect écologique, les systèmes d’eau potable peuvent, en participant au programme
d’effacement sur le marché spot français, contribuer à la réduction d’une quantité importante
de CO2 par jour. Ces réductions de CO2, estimées en se basant sur certaines hypothèses, corres-
pondent aux émissions d’environ 243 000 à 289 000 voitures françaises pendant 10 kilomètres de
conduite.
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Chapitre 6

Application dans le milieu industriel

Ce chapitre présente des propositions pour l’intégration des modèles mathématiques discutés
dans ce mémoire dans les outils actuels de l’entreprise.
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6.1 Contexte industriel

Suez Smart Solutions (3S) est le centre d’expertise technique du groupe Suez, principalement
dans le domaine de l’informatique industrielle. L’entreprise dispose d’une gamme de logiciels ap-
pelée AQUADVANCED®, permettant de contrôler, d’optimiser et d’améliorer le rendement global
des réseaux d’eau potable et d’assainissement :

• AQUADVANCED® Réseaux d’Eau : une solution dédiée à la surveillance des réseaux de dis-
tribution d’eau potable pour agir sur les leviers de l’efficacité opérationnelle (rendement,
détection de fuites).

• AQUADVANCED® Assainissement : une solution pour le suivi en continu du système d’as-
sainissement, la prévention des inondations, la protection du milieu naturel et l’optimisa-
tion des infrastructures de régulation et de traitement existantes.

• AQUADVANCED® Usine : un système d’aide à la décision pour l’amélioration continue de
la performance des usines d’eau potable et d’assainissement.

• AQUADVANCED® Energie : une solution informatique permettant de piloter et d’optimiser
en temps réel la gestion des systèmes d’eau potable, d’un point de vue énergétique surtout.

AQUADVANCED® Energie est un logiciel informatique commercialisé par 3S à différentes en-
treprises, internes et externes, exerçant dans le domaine de l’eau. L’utilisateur du logiciel est, selon
les cas, uniquement le client, ou bien le client et l’entreprise prestataire (3S) à la fois. Ce logiciel
dispose de deux modes de fonctionnement :

• Le mode Simulation pour simuler, en temps différé, le fonctionnement du système d’eau
dans des configurations spécifiques.

• Le mode Opération qui réalise le pilotage optimisé et en temps réel du système d’eau po-
table.

Pour ces deux modes de fonctionnement, un modèle mathématique leur est associé, combi-
nant un module de prévision des demandes en eau actualisé toutes les 30 minutes et un module
d’optimisation similaire à celui du problème (P0).

Les travaux de recherche présentés dans ce mémoire constituent un prolongement des fonc-
tionnalités du logiciel AQUADVANCED® Energie en lui intégrant le module « flexibilité ». Ce mo-
dule sera intégré aux deux modes de fonctionnement « Simulation » et « Opération » du logiciel.

6.2 Extension des fonctionnalités de l’outil AQUADVANCED® Energie

6.2.1 Gestion mono-système

Pour le mode simulation, un nouveau module de flexibilité a été ajouté, permettant d’effectuer
au jour J-1 (avant le début de la session des enchères sur la bourse à midi), des simulations pour
déterminer les puissances et les périodes d’effacement optimales. Une proposition d’interface de
configuration relative au mode simulation du module flexibilité est montrée sur la figure 6.1.

Avant chaque session d’enchère, l’utilisateur doit configurer les paramètres suivants :

• Le prix du marché : un vecteur de 24 valeurs horaires, en €/MWh, correspondant à une
prévision initiale du prix spot de la journée. Cette prévision peut provenir des experts éco-
nomiques de l’entreprise Suez, d’un prestataire externe, ou de l’opérateur d’effacement par-
tenaire lui même.

• La compensation : un vecteur composé de deux valeurs, exprimant le montant de la com-
pensation en €/MWh pour les heures basses et pour les heures hautes.
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Mode Simulation
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FIGURE 6.1 – Illustration de l’interface de configuration relative à la partie simulation du module de flexibi-
lité

• Les périodes d’effacement : si la case « périodes » est décochée, le modèle d’optimisation
choisira les meilleurs créneaux horaires pour valoriser la flexibilité en fonction des prix spot
et des contraintes du SPDEP. Dans ce cas, il s’agira du problème (P1,0) formulé dans le cha-
pitre 3. Sinon si la case est cochée, des périodes spécifiques sont uniquement concernées
par les effacements.

• Le nombre maximal de prorammes : il s’agit du nombre maximal de programmes d’efface-
ment possibles pour la journée.

• Les installations : il s’agit de déterminer les installations du système d’eau concernées par
les effacements. Par exemple, une combinaison de pompes bien déterminée peut ne pas
être autorisée à participer au programme d’effacement. Si aucune valeur n’est paramétrée,
toutes les installations sont disponibles pour une éventuelle participation aux programmes
d’effacement.

• Les incertitudes : si la case est cochée, les incertitudes seront prises en considération et
on passe à la fenêtre « module des incertitudes ». Sinon, la simulation est réalisée en mode
déterministe.

• Zones de demande : configuration des zones de demande en eau concernées par les
incertitudes. Dans ce cas, la probabilité de couverture des incertitudes ainsi que l’his-
torique des demandes en eau relatifs à chaque zone devraient être paramétrés. Cet
historique devrait contenir au moins 25 jours ouvrés en hiver afin de mieux calculer
les enveloppes min/ max. Il peut être importé à partir d’un fichier texte (.txt) ou d’un
fichier Excel (.xlms). Si aucune case n’est paramétrée, les incertitudes sur les demandes
en eau ne sont pas considérées.

• Incertitudes sur le prix spot : il s’agit de la configuration du paramètre ε relatif à la pré-
cision avec laquelle le prix spot est prévu (i.e le prix sport appartient à [R.(1− ε),R.(1+
ε)]). Si le paramètre n’est pas configuré, il est égal à 0 par défaut.

• Prix de règlement des écarts : il s’agit de l’estimation de l’espérance conditionnelle du
prix de règlement des écarts, appliqué par RTE pour l’équilibrage en temps réel du ré-
seau électrique. Cette estimation nécessite le paramétrage des deux séries de données
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« historique prix spot » et « historique prix des écarts » comme expliqué dans le chapitre
4.

• Pompes incertaines : détermination de l’ensemble des combinaisons de pompes dont
la probabilité d’indisponibilité est non nulle. Si aucune valeur n’est paramétrée, au-
cune incertitude sur la disponibilité des pompes n’est considérée.

Une fois ces paramètres configurés dans l’outil, une simulation peut être réalisée. Dans ce cas,
un modèle mathématique est automatiquement généré sous forme d’un fichier correspondant à
l’un des modèles mathématiques déjà discutés dans ce mémoire (sans/avec incertitudes, périodes
déterminées/périodes libres). Le modèle d’optimisation est ensuite résolu par un solveur (CPLEX
par exemple), dont les paramètres (temps de résolution, gap d’optimalité) sont à fixer par l’uti-
lisateur. Par défaut, nous proposons de fixer le gap d’optimalité à 1% et le temps de calcul à 500
secondes comme ce qui a été utilisé dans cette thèse. Les résultats de simulation peuvent être
présentés dans le logiciel comme le montre la figure 6.2. Une première partie appelée « Résumé »
présente les résultats numériques majeurs de la simulation de la flexibilité, à savoir les puissances
et les périodes optimales d’effacement, le coût de pompage, la rémunération espérée du marché
spot, ainsi que le risque économique si les incertitudes sont considérées. Une deuxième partie
appelée « Système » détaille le fonctionnement prévisionnel global du système d’eau, zone par
zone.

Résultats Simulation

Résumé

Coût pompage

Rémunération 
espérée marché

Puissances 
effacement

Risque 
économique

3 120 €

280 €

110 €

période

- 18h – 20h
- 09h – 11h:

:

:

Système

Puissance

1 190
2 400

:

Zone 1

Demande en eau

Réservoir

Station de pompage

Effacement

FIGURE 6.2 – Illustration des résultats de simulation du module de flexibilité

Une fois les simulations réalisées, l’utilisateur de l’outil envoie, le jour J-1 avant midi, à l’opé-
rateur d’effacement les périodes ainsi que les puissances d’effacement qui doivent être valorisées
sur le marché spot de l’électricité. À la fin de la session des enchères vers 12h40, l’opérateur d’ef-
facement informe l’utilisateur de l’acceptation ou du refus des blocs d’effacement transmis sur
la bourse. Si aucun bloc n’est accepté, l’opération de flexibilité ne sera pas prise en compte pour
l’opération du système d’eau au jour J. Sinon, le résumé des résultats du mode simulation est sto-
cké dans une base de donnée, que l’on appellera BaseFl ex. Dans ce cas, le SPDEP doit passer en
mode opération afin de planifier le fonctionnement du système en jour J. Une proposition d’in-
terface de configuration pour le mode opération est présentée dans la figure 6.3. Les différents
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paramètres à configurer sont automatiquement chargés dans l’outil de configuration depuis la
base BaseFlex, avec la possibilité de changer manuellement chacun de ces paramètres.

Plages horaires

Puissance en 
kW

:

:

Pénalité de 
respect, en €

:

Installations :

Mode opération

Flexibilité

FIGURE 6.3 – Illustration de l’interface de configuration relative au mode opération du module de flexibilité

La puissance ainsi que les créneaux d’effacement sont donc automatiquement fournis au mo-
dèle d’optimisation en temps réel. L’effacement ne devient dans ce cas qu’une simple contrainte
supplémentaire, avec une puissance et une période bien déterminées, à ajouter au modèle d’op-
timisation actuel. Le pilotage peut se faire à travers le SCADA Topkapi par exemple, qui sert d’unité
centrale pour la transmission des commandes aux différentes installations du SPDEP après chaque
résolution du problème. Le type de commande envoyé pour la réalisation de l’effacement est
identique aux commandes dans la configuration sans effacements. Il s’agit principalement des
consignes de marche/ arrêt envoyées aux pompes.

6.2.2 Gestion multi-systèmes

Pour la gestion multi-systèmes, une base de données, appelée BaseMul ti Sy s est générée pour
permettre aux systèmes d’eau désirant intéragir avec d’autres d’échanger des informations. Dans
cette base de données, seuls des tableaux similaires à ceux de l’annexe B sont partagés. Ceci si-
gnifie que les systèmes n’échangent que les coûts économiques et les dépassements des volumes
limites des réservoirs pour chaque puissance d’effacement Am ajustée. Etant l’entreprise presta-
taire de tous les systèmes pour lesquels l’outil sera commercialisé, 3S sera la seule à avoir accès
à cette base de données. Les exploitants désirant participer à une gestion multi-système devront
communiquer avec 3S pour centraliser les opérations. Un script sera alors developpé par 3S afin de
convertir les tableaux issues de la base BaseMul ti Sy s, en un problème d’optimisation similaire
au problème (P5,2).

Le mode simulation est le même que pour le cas mono-système puisque la décision sur le mar-
ché en J-1 se fait indépendamment pour chaque système. Cependant, dans le mode opération
sera ajoutée la rubrique « gestion multi-systèmes », dans laquelle les opérateurs de chaque sys-
tème devront paramétrer la puissance d’effacement initiale Pdr

m , le pas de discrétisation de puis-
sance souhaité δm , ainsi que les bornes minimum et maximum pour la puissance d’effacement.
Un exemple d’interface de configuration est présenté dans la figure 6.4.
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FIGURE 6.4 – Illustration de l’interface de configuration pour la gestion multi-systèmes

En mode de gestion multi-systèmes, des problèmes d’optimisation, similaires au problème (Pm
5,0),

sont résolus automatiquement pour chaque SPDEP. Les résultats sont directement exportés dans
la base BaseMul ti Sy s. Si aucune rentabilité économique ou opérationnelle n’est réalisable après
la résolution du problème (P5,2), 3S avertira les exploitants pour continuer l’exploitation de leurs
systèmes indépendamment. Sinon, 3S enverra les nouvelles puissances à effacer pour chaque sys-
tème. 3S centralisera alors les décisions uniquement dans le cas multi-systèmes afin de préserver
la confidentialité des données de chaque SPDEP. L’échange entre 3S et les entités formant le multi-
systèmes peut se faire par appel téléphonique ou il peut être automatisé. Finalement, le partage
des gains financiers est un sujet à définir par la suite entre les différentes entités impliquées dans
le projet. Cependant, nous proposons l’approche suivante pour le partage des gains, uniquement
économiques.

L’opérateur d’effacement, à l’issue de la session d’enchères en J-1, rémunère chaque système
m pour sa contribution de puissance d’effacement Pdr

m . Nous considérons par la suite que cette
rémunération des effacements est acquise par chaque système. En temps réel, certains systèmes
vont effacer plus ou moins d’énergie que prévu (puissances Am). Ceci va alors faire apparaître deux
types de systèmes :

• Type 1 de systèmes : les systèmes qui sont impactés négativement par l’ajustement de puis-
sance Am en supportant un surcoût de pompage de tm1 > 0 (surcoût par rapport à la gestion
indépendante).

• Type 2 de systèmes : les systèmes qui sont impactés positivement par l’ajustement de puis-
sance Am en économisant une valeur financière de tm2 > 0 (économie par rapport à la ges-
tion indépendante) .

Par définition, l’approche multi-systèmes proposée au chapitre 5 permet de générer un gain
économique global. Nous avons donc (équation 6.1) :

G = ∑
m2∈Ty pe2

tm2 −
∑

m1∈Ty pe1
tm1 > 0. (6.1)
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G correspond au gain économique global relatif à la gestion multi-systèmes. Pour le type 1 de
systèmes, la gestion multi-systèmes leur a été plus contraignante financièrement qu’une gestion
indépendante. Ils seront alors compensés du surcoût économique tm1 par l’opérateur d’efface-
ment. En revanche, les systèmes de type 2 ont profité financièrement de la gestion multi-systèmes
en économisant, chacun, tm2 sur sa facture d’électricité. Ces systèmes seront donc facturés de la
quantité t ′m2

comme suit (équation 6.2) :

t ′m2
=

∑
m1∈Ty pe1 tm1∑
m2∈Ty pe2 tm2

· tm2 (6.2)

G étant strictement positif,
∑

m2
tm2 est strictement supérieur à

∑
m1

tm1 , ce qui fait que t ′m2
est

strictement inférieur à tm2 . Les systèmes de type 2 n’économiseront finalement qu’une valeur de
tm2 − t ′m2

> 0. On peut résumer l’approche comme suit :

• Type 1 de systèmes au bilan financier nul : ces systèmes sont compensés de leur surcoût
tm1 relatif à la gestion multi-systèmes. Ils sont alors financièrement neutres relativement à
ce mode de gestion.

• Type 2 de systèmes bénéficiant de la gestion multi-systèmes : ces systèmes économisent
tm2 − t ′m2

> 0 en participant à la gestion multi-systèmes.

6.3 Conclusion

Dans ce chapitre, nous avons proposé des moyens pratiques pour intégrer les modèles mathé-
matiques discutés dans ce mémoire dans l’outil actuel de l’entreprise, nommé AQUADVANCED®
Energie. Nous avons proposé deux concepts différents pour une gestion mono-système relati-
vement aux modes de simulation et d’opération. De plus, un concept relatif à la gestion multi-
systèmes a été présenté, en proposant une approche pour le partage des gains financiers entre les
différents systèmes impliqués dans ce mode de gestion.
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Chapitre 7

Conclusion et perspectives d’évolution

Ce chapitre présente les limites des travaux de recherche menés dans cette thèse, des
extensions à d’autres problématiques et une conclusion générale.
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7.1 Limites et perspectives d’évolution

Dans cette section, nous décrivons certaines limites des travaux de recherche menés pendant
cette thèse, et nous présentons des perspectives d’amélioration.

7.1.1 Considérations hydrauliques

La première limitation est de nature hydraulique. En effet, tous les modèles mathématiques for-
mulés sont basés sur le retour des simulations hydrauliques effectuées à partir du logiciel Piccolo,
en se basant sur des profils prévisionnels de demande. Une zone de demande donnée peut être
alimentée en eau de trois façons différentes :

• Cas 1 : zone de demande située en aval d’un réservoir alimenté en surverse (par le haut) par
une station de pompage.

• Cas 2 : zone de demande située en aval d’un réservoir alimenté par le bas par une station de
pompage.

• Cas 3 : zone de demande non reliée à un réservoir de distribution. La consommation se fait
dans ce cas directement par le réseau d’adduction.

Pour le premier cas, le retour du modèle hydraulique est fiable, même si la demande en temps
réel est différente de celle prévisionnelle, puisqu’une variation de la demande n’influe pas sur la
pression de fonctionnement des pompes. En revanche, les cas 2 et 3 impliquent que la pression est
impactée par la demande en eau en temps réel, ce qui diminue la fiabilité des résultats du modèle
hydraulique dans le cas où le profil prévisionnel de la demande est significativement différent de la
consommation en temps réel. D’après l’avis de certains exploitants des SPDEP de Suez, le premier
cas représente plus de 85% des cas possibles pour les zones de demandes en France.

7.1.2 Optimalité

En raison de la complexité importante des problèmes de planification des pompages dans les
SPDEP, un gap d’optimalité de 1% a été fixé dans les paramètres de résolution de tous les pro-
blèmes d’optimisation. Les solutions obtenues ne fournissent alors aucune garantie sur l’optima-
lité absolue.

7.1.3 Modélisation des prix du marché spot

La considération du mécanisme NEBEF dans cette thèse a rendu nécessaire la modélisation des
prix du marché spot. Cependant, en raison de la difficulté de la prévision des prix de ce marché,
nous avons considéré d’abord l’hypothèse d’une connaissance parfaite de ces prix dans le chapitre
3, puis une bande de largeur 2 · ε pour la considération des incertitudes dans le chapitre 4. Or, la
réalité est que les incertitudes sur les prix spot sont plus complexes à modéliser en raison des
différents paramètres qui les influencent (météo, disponibilité des centrales de production, état
du réseau de transport, état des pays voisins, etc).

7.1.4 Ouverture sur d’autres mécanismes de flexibilité

Comme expliqué au chapitre 1, plusieurs mécanismes de flexibilité sont disponibles dans le
marché français. Une suite potentielle de ces travaux de recherche est d’explorer les possibilités
de participation des SPDEP aux mécanismes de capacité et d’ajustement. Pour le mécanisme de
capacité, une prévision des demandes en eau et de l’état du SPDEP sur un horizon plus grand
(jusqu’à 3 mois par exemple) est nécessaire pour déterminer la puissance d’effacement à certifier
et rendre disponible pendant tous les créneaux des heures PP2. De plus, une prévision des prix de
ce marché est aussi nécessaire pour estimer la rentabilité financière espérée par la participation.
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7.1.5 Ouverture sur le dimensionnement optimal des systèmes d’eau

La valorisation de la flexibilité des systèmes d’eau potable a été discutée dans cette thèse en
considérant des systèmes d’eau déjà dimensionnés et opérationnels. Un axe de recherche intéres-
sant serait l’étude du dimensionnement de nouveaux ouvrages et équipements dans un système
d’eau donné, permettant de maximiser la valeur économique pour la valorisation des effacements
sur les marchés de l’énergie. Des études de coûts de dimensionnement et des rémunérations es-
pérées des effacements, en se basant sur des scénarios futurs de prix des marchés et de demandes
en eau, seraient nécessaires pour justifier de la rentabilité financière d’une telle approche.

7.1.6 Ouverture sur les systèmes complexes

Finalement, une dernière suite potentielle de ces travaux de recherche serait la considération
des systèmes d’eau complexes, c’est à dire l’agrégation de la flexibilité des systèmes d’eau potable
et ceux d’assainissement. Les systèmes d’assainissement ont un mode de fonctionnement diffé-
rent de celui des systèmes d’eau potable. Cependant, ces systèmes disposent aussi d’une flexibilité
par la présence d’ouvrages de stockage d’eau, ce qui les rend potentiellement éligibles à la partici-
pation à certains mécanismes d’effacement.
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7.2 Conclusion

Face aux défis majeurs que doivent relever les secteurs de l’eau et de l’électricité dans le futur, la
réduction des coûts d’exploitation est un sujet d’une importance capitale pour une gestion opti-
misée et durable de ces secteurs. Avec le développement technologique et la diffusion des réseaux
intelligents, surtout dans les pays les plus developpés tels que la France, cette réduction de coût
peut se concrétiser par une gestion interactive des réseaux d’eau potable et de l’électricité. Les
travaux de recherche, objet de ce mémoire, ont porté principalement sur les quatre axes suivants :

• un axe relatif à la compréhension du fonctionnement opérationnel des systèmes d’eau po-
table et à l’architecture des marchés de l’électricité en France.

• un deuxième axe relatif à la modélisation mathématique de la participation optimale des
systèmes d’eau potable aux transactions sur le marché spot de l’électricité en France, via le
mécanisme NEBEF. Les incertitudes sur les données (prix, demandes en eau, disponibilité
des pompes) ont été considérées dans certaines des modélisations proposées.

• un troisième axe cencernant l’interaction entre plusieurs systèmes d’eau indépendants hy-
drauliquement (une gestion multi-systèmes).

• un dernier axe consistant à intégrer les aspects scientifiques abordés dans ce mémoire dans
les outils actuels de l’entreprise.

Le premier axe a mis en évidence l’importance de l’optimisation énergétique dans la gestion des
systèmes d’eau potable. Dans le contexte du marché français, cette optimisation trouve un champ
d’application plus étendu à travers les différents mécanismes de flexibilité du marché, surtout le
mécanisme NEBEF donnant directement accès aux transactions sur le marché spot de l’électricité.

Les travaux relatifs au deuxième axe ont d’abord permis, via un modèle d’optimisation linéaire
en variables mixtes, d’estimer les gains économiques réalisables pour les systèmes d’eau à travers
la participation au mécanisme NEBEF. Ces gains économiques, pouvant aller de l’unité à la dizaine
de pourcent de la facture journalière d’électricité, ont été estimés dans une configuration où toutes
les données d’entrée sont supposées parfaitement connues : prix du marché, indisponibilité des
pompes, demandes en eau. Deux autres formulations de problèmes d’optimisation ont ensuite été
proposées pour intégrer les aspects relatifs aux incertitudes dans la modélisation du problème. Les
résultats numériques, analysés en se basant sur certaines heuristiques de résolution, ont montré la
pertinence de la prise en compte des incertitudes pour une meilleure maîtrise des risques écono-
miques et opérationnels. D’un point de vue écologique, une réduction significative des émissions
de CO2 peut être réalisée grâce à la minimisation de la consommation électrique aux moments de
pointe. Cette réduction a été estimée à environ 400 tonnes par jour à l’échelle de la France.

Pour le troisième axe de recherche, on s’est intéressé à l’évaluation de la pertinence d’une ges-
tion interactive entre plusieurs systèmes d’eau potable indépendants hydrauliquement pour une
valorisation conjointe de leur flexibilité. Nous avons ainsi démontré que ce mode de gestion est
plus performant qu’une gestion décentralisée et indépendante de chaque système, aussi bien
économiquement qu’opérationnellement. Les systèmes les plus flexibles peuvent compenser une
partie de l’engagement d’effacement d’autres systèmes qui sont plus contraints en temps réel.

Finalement, l’étude menée pour le quatrième axe a permis de proposer des moyens pratiques
pour adapter les outils actuels de l’entreprise aux thématiques abordées dans cette thèse.

De façon générale, les sytèmes d’eau potable disposent d’un fort potentiel pour améliorer les
rendements économiques et opérationnels relatifs à la gestion des réseaux d’eau potable et d’élec-
tricité. Ce potentiel, discuté dans le cadre du marché spot français à travers le mécanisme NEBEF,
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peut aussi être exploité dans d’autres marchés énergétiques en fonction des contraintes et des ré-
glementations en vigueur. Finalement, les travaux de recherche menés dans cette thèse peuvent
être adaptés, voire extrapolés à toute industrie disposant d’éléments flexibles tels que des en-
trepôts de stockage, des moteurs électriques à vitesse variable, des usines électriques disposant
d’inertie, etc.
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[110] Mulvey John and Ruszczyński Andrzej. A new scenario decomposition method for large-
scale stochastic optimization. Operations Research, 43(3) :477–490, 1995. 88

[111] Nemirovski Arkadi. On tractable approximations of randomly perturbed convex constraints.
In proceedings of the 42nd IEEE Conference on Decision and Control 3, page 2419– 2422, 2003.
88

[112] Allen Soyster. Convex programming with set-inclusive constraints and applications to in-
exact linear programming. Operations Research, 21(5) :1154–1157, 1973. 89

[113] Ben-Tal Aharon and Nemirovski Arkadi. Robust solutions of linear programming problems
contaminated with uncertain data. Journal of Mathematical Programming, 88(3) :411–424,
2000. 89

[114] Ben-Tal Aharon and Nemirovski Arkadi. Robust convex optimization. Mathematics of Ope-
rations Research, 23(1) :769–1024, 1998. 89

[115] Ben-Tal Aharon and Nemirovski Arkadi. Robust solutions to uncertain programs. Operations
Research Letters, 25(1) :1–13, 1999. 89

[116] Dieh Moritz, Georg Bock Hans, and Kostina Ekaterina. An approximation technique for
robust nonlinear optimization. Mathematical Programming, 107(1) :213–230, 2006. 89

[117] Bertsimas Dimitris and Sim Melvyn. The price of robustness. Operations Research, 52(1) :35–
53, 1998. 89

[118] Bertsimas Dimitris, Nohadani Omid, and Meng Teo Kwong. Robust optimization for un-
constrained simulation-based problems. Operations Research, 58(1) :161–178, 2010. 89

[119] Bertsimas Dimitris, B. Brown David, and Caramanis Constantine. Theory and applications
of robust optimization. SIAM Review, 53(3) :464–501, 2010. 89

[120] Kwag Hyung-Geun and Kim Jin-O. Reliability modeling of demand response considering
uncertainty of customer behavior. Journal of Applied Energy, 122 :24–33, 2014. 89

[121] Li Yingying and Li Na. Mechanism design for reliability in demand response with uncer-
tainty. 2017 American Control Conference (ACC), Seattle, WA, USA, 2017. 89

[122] Comden Joshua, Liu Zhenhua, and Zhao Yue. Harnessing flexible and reliable demand res-
ponse under customer uncertainties. In Proceedings of the Eighth International Conference
on Future Energy Systems, Hong Kong, pages 67–79, 2017. 89

[123] Scott Paul, Thiébaux Sylvie, van den Briel Menkes, and Van Hentenryck Pascal. Residential
demand response under uncertainty. International Conference on Principles and Practice of
Constraint Programming, pages 645–660, 2013. 89

[124] Li Ding and K. Jayaweera Sudharman. Uncertainty modeling and price-based demand res-
ponse scheme design in smart grid. IEEE Systems Journal, 11(3) :1743–1754, 2014. 89

150



Bibliographie

[125] Pazouki Samaneh, Mahmoud-Reza Haghifam, and Moser Albert. Uncertainty modeling in
optimal operation of energy hub in presence of wind, storage and demand response. Inter-
national Journal of Electrical Power & Energy Systems, 61 :335–345, 2017. 89

[126] Hussain Akhtar, Bui Van-Hai, and Kim Hak-Man. Impact quantification of demand response
uncertainty on unit commitment of microgrids. 2016 International Conference on Frontiers
of Information Technology (FIT), Islamabad, Pakistan, 2016. 89

[127] JingYun Fang, JiangLing Zhu, and ShaoPeng Wang. Global warming, human-induced carbon
emissions, and their uncertainties. Science China Earth Sciences, 54(10) :1458–1468, 2011.
126

[128] Rhys John. Cumulative Carbon Emissions and Climate Change : Has the Economics of Cli-
mate Policies Lost Contact with the Physics. The Oxford Institute for Energy Studies, 2011.
126

[129] Rhys John. Key World Energy Statistics. International Energy Agency, 2018. 126

[130] Réseau Transport d’Electricité (RTE). Bilan électrique 2017, 2018. 127

[131] Commissariat général au développement durable. L’eau et les milieux aquatiques, chiffres
clés, 2016. 129

[132] Emissions de CO2 par les voitures en Europe, disponible sur :
https ://www.planetoscope.com/automobile/311-emissions-de-co2-par-les-voitures-en-
europe.html. 130

151



Bibliographie

152



Annexe A

Linéarisation du problème
d’optimisation (P1,0)

Dans cette annexe, les équations et variables non linéaires du problème d’optimisation (P1,0)
sont linéarisés.

Les formulations A.1 et A.2 sont équivalentes, et permettent de linéariser le second terme de la
fonction objectif Ob j dr du problème (P1,0) :

{
At = Pdr

t · yt

0 ≤ Pdr
t ≤ Pmax

t , yt ∈ {0,1}
(A.1)


At ≤ Pdr

t

At ≤ Pmax
t · yt

At ≥ Pdr
t −Pmax

t · (1− yt )

At ≥ 0

(A.2)

Les formulations A.3 et A.4 sont équivalentes, et permettent de linéariser la variable γt :

{
γt = yt · yt+1

yt ∈ {0,1} , yt+1 ∈ {0,1}
(A.3)


γt ≤ yt

γt ≤ yt+1

γt ≥ yt + yt+1 −1

γt ≥ 0

(A.4)

Les formulations A.5 et A.6 sont équivalentes, et permettent de linéariser la variable αt :

{
αt = yt · (1− yt+1)

yt ∈ {0,1} ,1− yt+1 ∈ {0,1}
(A.5)


αt ≤ yt

αt ≤ 1− yt+1

αt ≥ yt − yt+1

αt ≥ 0

(A.6)

Les formulations A.7 et A.8 sont équivalentes, et permettent de linéariser la variable βt :

{
βt = yt · (1− yt−1)

yt ∈ {0,1} ,1− yt−1 ∈ {0,1}
(A.7)


βt ≤ yt

βt ≤ 1− yt−1

βt ≥ yt − yt−1

βt ≥ 0

(A.8)
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Les formulations A.9 et A.10 sont équivalentes, et permettent de linéariser la contrainte relative
à la modélisation de la fin de la période de référence avant effacement :


Ht = (

N∑
i=1

Pi ,t · xi ,t +Pdr
t ) ·βt

N∑
i=1

Pi ,t · xi ,t +Pdr
t ≤ 2 ·Pmax ,βt ∈ {0,1}

(A.9)



Ht ≥
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t +Pdr

t −2 ·Pmax
t · (1−βt )

Ht ≤ 2 ·Pmax
t ·βt

Ht ≤
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t +Pdr

t

Ht ≥ 0

(A.10)

Les formulations A.11 et A.12 sont équivalentes, et permettent de linéariser la contrainte relative
à la modélisation du début de la période de référence après effacement :


Gt = (

N∑
i=1

Pi ,t · xi ,t +Pdr
t ) ·αt

N∑
i=1

Pi ,t · xi ,t +Pdr
t ≤ 2 ·Pmax ,αt ∈ {0,1}

(A.11)



Gt ≥
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t +Pdr

t −2 ·Pmax
t · (1−αt )

Gt ≤ 2 ·Pmax
t ·αt

Gt ≤
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t +Pdr

t

Gt ≥ 0

(A.12)

Le problème d’optimisation non linéaire (P1,0), formulé dans le chapitre 3, est équivalent au
problème d’optimisation linéaire en variables mixtes suivant (P1,1) :
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minimum
xi ,t ,yt ,Pdr

t

Ob j dr =
N∑

i=1

T∑
t=1

Ci ,t · xi ,t −At · (r sp
t −ρt )+

S∑
a=1

T∑
t=1

Cmi n ·δsmi n
a,t +Cmax ·δsmax

a,t +C f i n ·δs f i n
a

sous contraintes smi n
a −δsmi n

a,t ≤ sa,t ≤ smax
a +δsmax

a,t , ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

sa,1 − sa,T = δs f i n
a , ∀a ∈ [1,S]

sa,t+1 = sa,t +
∑

q i n
a,t −

∑
qout

a,t −da,t , ∀t ∈ [1,T−1],∀a ∈ [1,S]∑
q i n

o,t −
∑

qout
o,t −do,t = 0, ∀t ∈ [1,T],∀o ∈ [1,O]

yt + yt+1 + yt+2 ≤ 2, ∀t ∈ [1,T−2]

| Pdr
t −Pdr

t+1 |≤ Pmax · (1−γt ), ∀t ∈ [1,T−1]

|
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t −

N∑
i=1

Pi ,t+1 · xi ,t+1 |≤ Pmax · (1−γt ), ∀t ∈ [1,T−1]

|
N∑

i=1
Pi ,t−2 · xi ,t−2 −

N∑
i=1

Pi ,t−1 · xi ,t−1 |≤ Pmax · (1−γt ), ∀t ∈ [3,T]

|
N∑

i=1
Pi ,t+2 · xi ,t+2 −

N∑
i=1

Pi ,t+3 · xi ,t+3 |≤ Pmax · (1−γt ), ∀t ∈ [1,T−3]

Pdr
t −Pmax

t · (1− yt ) ≤ At ≤ Pdr
t

At ≤ Pmax
t · yt

βt ,αt ,γt ≤ yt

yt − yt−1 ≤ βt ≤ 1− yt−1

yt − yt+1 ≤ αt ≤ 1− yt+1

yt + yt+1 −1 ≤ γt ≤ yt+1

N∑
i=1

Pi ,t · xi ,t +Pdr
t −2 ·Pmax

t · (1−αt ) ≤ Gt ≤ 2 ·Pmax
t ·αt

Gt ≤
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t +Pdr

t

N∑
i=1

Pi ,t · xi ,t +Pdr
t −2 ·Pmax

t · (1−βt ) ≤ Ht ≤ 2 ·Pmax
t ·βt

Ht ≤
N∑

i=1
Pi ,t · xi ,t +Pdr

t

Ht ≤
N∑

i=1
Pi ,t−1 · xi ,t−1

Gt ≤
N∑

i=1
Pi ,t+1 · xi ,t+1

Pdr,mi n ≤ Pdr
t ≤ Pmax

t , ∀t ∈ [1,T]

0 ≤ sa,t ≤ Va ∀t ∈ [1,T],∀a ∈ [1,S]

At ,αt ,βt ,Gt ,Ht ≥ 0

xi ,t , yi ,t , yt ∈ {0,1} , ∀i ∈ [1,N],∀t ∈ [1,T]

(P1,1)
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Annexe B

Résultats numériques pour la gestion
multi-systèmes

Cette annexe présente les résultats numériques issus de la résolutions des problèmes (Pm
5,0), for-

mulés dans le chapitre 5 pour la valorisation de la gestion multi-systèmes.

TABLEAU B.1 – Résultats numériques issus de la résolution des problèmes d’optimisation (Pm
5,0) pour diffé-

rentes valeurs de puissance Am pour le scénario 1

Puissance kW Système 1 Système 2 Système 3
Coût € Deficit/max m3 Coût € Deficit/max m3 Coût € Deficit/max m3

-225 817 0 439 0 1994 0
-200 817 0 439 0 1994 0
- 175 817 0 439 0 1996 0
-150 817 0 439 0 1996 0
-125 817 0 439 0 1997 0
-100 817 0 439 0 1999 0
-75 817 0 439 0 1999 0
-50 817 0 439 0 1999 0
- 25 817 0 440 0 2000 0

0 817 0 440 0 2000 0
25 ∞ – 440 0 2002 0
50 ∞ – 447 0 2005 0
75 ∞ – 447 0 2012 0

100 ∞ – ∞ – 2016 0
125 ∞ – ∞ – 2020 0
150 ∞ – ∞ – 2023 0
175 ∞ – ∞ – 2025 0
200 ∞ – ∞ – 2028 0
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TABLEAU B.2 – Résultats numériques issus de la résolution des problèmes d’optimisation (Pm
5,0) pour diffé-

rentes valeurs de puissance Am pour le scénario 2

Puissance kW Système 1 Système 2 Système 3
Coût € Deficit/max m3 Coût € Deficit m3 Max m3 Coût € Deficit/max m3

-225 1200 0 617 0 220 2187 0
-200 1200 0 617 0 220 2187 0
- 175 1200 0 617 0 220 2187 0
-150 1200 0 617 0 220 2187 0
-125 1200 0 617 0 220 2187 0
-100 1200 0 617 0 220 2191 0
-75 1200 0 600 0 320 2191 0
-50 1200 0 601 0 543 2205 0
- 25 1200 0 582 0 610 2205 0

0 1200 0 591 0 615 2205 0
25 ∞ – 589 0 1057 2205 0
50 ∞ – 586 67 1057 2210 0
75 ∞ – 596 187 1057 2215 0

100 ∞ – ∞ – – 2215 0
125 ∞ – ∞ – – 2227 0
150 ∞ – ∞ – – 2229 0
175 ∞ – ∞ – – 2240 0
200 ∞ – ∞ – – 2221 0

TABLEAU B.3 – Résultats numériques issus de la résolution des problèmes d’optimisation (Pm
5,0) pour diffé-

rentes valeurs de puissance Am pour le scénario 3

Puissance kW Système 1 Système 2 Système 3
Coût € Deficit/max m3 Coût € Deficit m3 Max m3 Coût € Deficit/max m3

-225 1084 0 591 0 220 2063 0
-200 1094 0 591 0 220 2063 0
- 175 1094 0 591 0 220 2063 0
-150 1100 0 596 0 220 2063 0
-125 1100 0 591 0 220 2067 0
-100 1100 0 598 0 220 2067 0
-75 1100 0 600 0 320 2072 0
-50 1100 0 604 0 543 2075 0
- 25 1100 0 607 0 610 2075 0

0 1100 0 609 0 60 2080 0
25 ∞ – 589 0 130 2080 0
50 ∞ – 586 0 587 2081 0
75 ∞ – 596 0 649 2081 0

100 ∞ – ∞ – – 2084 0
125 ∞ – ∞ – – 2088 0
150 ∞ – ∞ – – 2091 0
175 ∞ – ∞ – – 2098 0
200 ∞ – ∞ – – 2098 0
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