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RESUME

La réalisation commune de I'objectif du développement durable n°7 des Nations Unies visant
a l'acces a une énergie propre et fiable pour tous d'ici 2030 et aux objectifs climatiques de
l'accord de Paris nécessite le développement de micro-réseaux (MG), alimentés par des
ressources énergétiques renouvelables locales, pour les zones isolées qui ne peuvent pas
étre connectées au réseau. C'est particulierement le cas en Afrique subsaharienne ou 600
millions de personnes, principalement dans les zones rurales reculées, n'ont pas accés a
I'électricité. Cette thése se concentre sur l'analyse des MG solaires non connectés au réseau
(MGSI) pour répondre aux enjeux de la production d'électricité dans les zones isolées du
continent africain. La faisabilité technico-économique propre a ces MG repose sur une forte
adéquation temporelle entre la ressource solaire et la demande tout en limitant le colt de
I'électricité fournie aux consommateurs.

Nous explorons d'abord la variabilité temporelle multi-échelle de la ressource solaire en
Afriqgue et son implication sur le dimensionnement des MGSI, en utilisant des données
satellitaires a haute résolution de l'irradiance horizontale globale pour une période de 21 ans
(1995-2015). Les faibles valeurs de centiles de la ressource solaire donnent une premiére
estimation de la taille de la surface des panneaux solaires nécessaire au MG pour obtenir une
gualité de service donnée. Nous montrons que le dimensionnement habituel des MGSI basé
sur la ressource solaire moyenne est sous-estimé. La prise en compte des périodes de faibles
ressources conduit a surdimensionner la surface photovoltaique (PV) d'un facteur 1,3 a 4.
Avec un tel surdimensionnement, il est possible d'assurer une bonne qualité de service sans
dépendre d'un volume de stockage important. Pour certaines zones, une flexibilité de la
demande pendant les périodes de faibles ressources permettrait de réduire significativement
le dimensionnement.

Nous analysons ensuite comment la saisonnalité potentielle de la demande électrique affecte
la taille des MGSI, a travers I'analyse de la structure de co-variabilité entre la ressource solaire
et la demande. Nous considérons que le MG doit répondre & une demande quotidienne totale
d'au moins 95% des jours et a une variation saisonniére de la demande pouvant aller jusqu'a
30%. Alors que dans certaines régions d'Afrique, la taille requise pour répondre a la demande
saisonniére est inférieure de 20% a ce qui est nécessaire pour répondre a la demande non
saisonniére, elle peut également étre supérieure de 20%. Nous explorons également dans



guelle mesure l'effet de I'angle d'inclinaison des panneaux PV pourrait réduire l'inadéquation
offre-demande et le dimensionnement. Généralement, l'angle d'inclinaison est égal a la
latitude. Pour une demande quotidienne constante, le gain de taille obtenu en optimisant
l'angle d'inclinaison est inférieur a 4%, mais pour des schémas de demande saisonniers
spécifiques, il peut atteindre 9%. Dans un certain nombre d'endroits, des enquétes et des
analyses ciblées pour estimer la structure temporelle de la demande pourraient entrainer des
gains importants de la taille du MG.

Enfin, le colt de I'électricité nécessaire pour assurer une bonne qualité de service est un
facteur déterminant du déploiement potentiel des MGSI. Nous évaluons la sensibilité du coat
actualisé de I'électricité (LCOE) et de la configuration optimale MG (c'est-a-dire avec le LCOE
le plus bas) aux codts des panneaux PV, des batteries et a d'autres paramétres économiques.
Si la sensibilité du LCOE aux codts actualisés est évidemment importante, la configuration
optimale (surface des panneaux PV et capacité de stockage) est tres robuste. La configuration
optimale est presque uniguement déterminée par la structure de co-variabilité temporelle entre
la ressource et la demande. Elle est donc dépendante d'une part du climat régional, et d'autre
part de la structure temporelle de la demande. La variable d'ajustement est essentiellement le
surdimensionnement des panneaux PV, qui est basé sur les faibles jours de ressource solaire
tandis que le stockage a pour fonction principale de gérer l'inadéquation entre demande et
ressource au niveau infra-journalier. Un résultat intéressant est que le LCOE est
significativement plus faible pour des utilisations productives de I'électricité par rapport aux
utilisations domestiques uniquement du fait de la capacité de stockage inférieure requise pour
les utilisations productives. Ces résultats ont des implications directes pour tous les acteurs
opérationnels et institutionnels impliqués dans le déploiement de I'acces a I'énergie dans les
zones reculées du continent africain.



ABSTRACT

The joint achievement of the United Nations sustainable development goal n°7 aiming at
access to clean and reliable energy for all by 2030 and the climate objectives of the Paris
agreement requires the development of microgrids (MG) powered by local renewable energy
resources for isolated areas that cannot be connected to the grid. This is particularly the case
in Sub-Saharan Africa where 600 million people, mainly in remote rural areas, do not have
access to electricity. This thesis focuses on the analysis of solar MG not connected to the grid
to meet the challenges of electricity generation in isolated areas in Africa. The socio-technical
feasibility specific to these MG is based on a strong temporal adequacy between the solar
resource and the demand while limiting the cost of the electricity supplied to the consumers.

We first explore the multiscale temporal variability of the local solar resource in Africa and its
implication on the MG sizing, using high-resolution satellite data of global horizontal irradiance
for a 21-year period (1995-2015). The low percentile values of the solar resource give a first
guess on the size of the solar panels surface required for the microgrid to achieve a given
quality service. We show that the usual sizing of microgrids based on the average solar
resource is underestimated. Taking into account low resources periods leads to oversizing the
photovoltaic (PV) surface by a factor of 1.3 to 4. With such an oversizing, it is possible to
ensure a good quality of service without relying on a large amount of storage. For certain areas,
some demand flexibility during low resource periods would make it possible to reduce
significantly the sizing.

We then analyze how the potential seasonality of electricity demand impacts the size of fully
solar-powered microgrids, through the analysis of the co-variability structure between solar
resource and demand. We consider that the MG has to meet total daily demand at least 95%
of days and a seasonal variation in demand of up to 30%. While in some parts of Africa the
size required to meet seasonal demand is 20% lower than what is needed to meet non-
seasonal demand, it may also be 20% higher. We also explore to what extent the effect of PV
panels tilt angle could reduce the resource supply-demand mismatch and the sizing. Usually
the tilt angle is equal to the latitude. For a constant daily demand, the gain in size achieved by
optimizing tilt angle is generally less than 4%, but for specific seasonal demand patterns, it
may reach 9%. In a number of locations, focused surveys and analysis to estimate the temporal
structure of demand would nevertheless yield significant gains in MG size.



Finally, the cost of electricity required to ensure a good quality of service is a determining factor
of the potential deployment of solar MG. We evaluate the sensitivity of the levelized cost of
electricity (LCOE) and of the MG optimal configuration (i.e. with the lowest LCOE) to solar
panels and battery costs and to other economic parameters. If the sensitivity of the LCOE to
updated costs is obviously large, the optimal configuration (surface of PV panels and storage
capacity) is very robust. The optimal configuration is almost only determined by the temporal
co-variability structure between the resource and the demand. It is thus dependent on the one
hand on the regional climate, and on the other hand on the temporal structure of the demand.
The adjustment variable is essentially the PV panels oversizing, which is based on the low
solar resource days while storage has the main function of managing the resource-demand
mismatch at sub daily level. One interesting result is the significantly lowest LCOE to ensure
productive uses compared to domestic uses only because of the lower storage capacity
required for productive uses. Such results have direct implications for all operational and
institutional actors involved in the deployment of energy access in remote areas in Africa.
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ABREVIATIONS

95DS 95 Demand Satisfied

AlE Agence Internationale de I'Energie
BHI Beam Horizontal Irradiation

BSRN Baseline Surface Radiation Network

CCNUCC Convention-cadre des Nations unies sur les changements climatiques

DHI Diffuse Horizontal Irradiance
DJF Décembre Janvier Février
ERV Energie Renouvelable Variable

ESMAP Energy Sector Management Assistance Program

ESRA European Solar Radiation Atlas

FC Facteur de charge

GHI Global Horizontal Irradiance
GTI Global Tilted Irradiance

HeQ Qualité de service hétérogene

IRENA  Agence internationale pour les énergies renouvelables
JA Juin Juillet Aout

kW Kilowatt

kWh Kilowatt-heure
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Chapitre /

Les enjeux de |"acces a I'énergie dans les
zones rurales d’Afrique subsaharienne

Il existe, en ce début des années 2020, encore un fort déficit d’accés a des formes modernes d’énergie,
notamment a [|électricité, dans certaines parties du monde et principalement en Afrique
subsaharienne. L'objectif n°7 dans le cadre Objectifs du Développement Durable (ODD) vise a répondre
a cet enjeu de généraliser I'acces a des formes modernes d’énergie. Or, ces ODD sont a considérer
également dans le contexte de I'’Accord de Paris sur le climat [1]. En effet, il vise a limiter le
réchauffement global en dessous de 2°C et le plus proche possible de 1,5°C, ce qui nécessite
d’atteindre la neutralité carbone dés la seconde moitié du siecle [2]. La durée de vie des infrastructures
énergétiques est de I'ordre de quelques décennies pour des centrales thermiques et donc les choix
faits aujourd’hui sont déterminants pour les émissions issues de ce secteur dans les prochaines années.
Ainsi la généralisation de I'accés a des formes modernes d’énergie et notamment de I'électricité doit
se faire le plus possible a I'aide des énergies renouvelables.

1. L'acces a des formes modernes d’énergie, une condition nécessaire au
développement humain

Le programme des Nations Unies pour le développement [3] définit la notion de « développement
humain » comme le processus visant a élargir au maximum les possibilités offertes aux étres humains
pour améliorer leurs conditions d’existence et pour connaitre le bien-étre sur un territoire donné :
possibilités d’accéder aux revenus et a I'emploi, a I'éducation et aux soins de santé et a un
environnement ne présentant pas de danger, possibilité de participer pleinement aux décisions de la
communauté et de jouir des libertés humaines, économiques et politiques.

L’acces a I'électricité et plus largement a I'énergie a des liens trés forts avec le développement humain.
Une vaste littérature a exploré les relations causales entre acces a I’énergie et niveau de
développement [4, 5, 6, 7, 8] [9]. Les dimensions du développement impactées par ’acces a I'électricité
sont nombreuses. [9, 6] montrent les liens directs entre réduction de la pauvreté et usages de
I’électricité. L'acces a I'électricité impacte positivement la santé humaine [10, 11] grdce au
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remplacement des lampes a pétrole dans les foyers, a I'alimentation en énergie des dispensaires, au
développement d’activités productives a forte valeur ajoutée comme le pompage de I'eau, I'acces aux
systemes de réfrigération, les machines agricoles pour broyer le riz etc. Une autre retombée concerne
I’éducation en permettant aux enfants de continuer a étudier une fois la nuit tombée ou d’accéder a
d’autres types de matériels pédagogiques [9, 12, 13, 14].

Un lien trés important est aussi celui entre accés a I'électricité et égalité des sexes. En effet, ce sont
souvent les femmes qui sont en charge de la plupart des activités domestiques nécessitant de I'énergie
comme la collecte du bois ou le travail que pourraient faire des machines agricoles (broyage du riz par
exemple). Ces activités occupent une part importante de leur temps qui pourrait étre utilisé pour
d’autres activités a plus forte valeur ajoutée comme I’éducation des plus jeunes ou la mise en place
d’activités productives comme la vente de produits. Par exemple, au Burkina Faso [15] montre que
I'acces a I'électricité permet aux femmes de dégager dans la semaine six heures qu’elles peuvent
consacrer a d’autres activités. La prise en compte du genre dans les projets d’électrification, en
donnant plus de pouvoir aux femmes permet non seulement de réduire la pauvreté plus efficacement,
d’améliorer les raccordements au réseau mais aussi de favoriser |'égalité professionnelle ([16]). Ainsi,
dans certaines zones d’Afrique du Sud, I'emploi des femmes aurait augmenté de 13,5 millions apres
électrification de ces zones, en les ayant impliquées au préalable dans le processus [17]. L'acces a de
nouvelles activités génératrices de revenu modifie le rapport homme / femme dans le foyer ce qui
permet aux femmes d’avoir un pouvoir de négociation plus important [18].

D’autre part, I'accés a I'électricité permet une plus grande résilience des populations face aux effets
du déréglement climatique. Par exemple, [19] montre les effets positifs de I'électricité sur les capacités
d’adaptation aux aléas climatiques en prenant I'exemple des pompes a eau alimentées par I'électricité
qui permettent une plus grande résilience face aux sécheresses mais aussi I'augmentation de la
productivité des surfaces agricoles [20].

Ainsi, le développement humain doit pouvoir s’appuyer sur une fourniture en électricité. Or, dans le
monde, encore beaucoup de personnes n’y ont pas acces aujourd’hui.

2. Les chiffres de I'acces a I'électricité dans le monde

En 2017, d’aprés le World Energy Outlook [21], 840 millions d’habitants de la planéte n’ont toujours
pas acces a I’électricité. De 1990 a 2017, la population a augmenté de 40% et la part de la population
ayant acces a |’électricité est passée de 72% a 89% [21].

La plupart des personnes qui n’y ont pas acces vivent dans des pays d’Afrique subsaharienne et, dans
une moindre mesure, d’Asie du Sud-Est (Figure 1).
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Figure 1: part de la population avec acceés a I'électricité en 2016 [22]

Depuis 2010, on observe une nette progression dans les pays d’Asie avec des taux d’électrification qui
atteignent jusqu’a 98% en 2017. Par contre, le nombre de personnes en Afrique subsaharienne sans
acces a I'électricité a presque constamment augmenté depuis 1990 (Figure 2) [22].
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Figure 2: évolution du nombre de personnes n’ayant pas acces a I’électricité (millions de personnes), 1990-2017 [22]

Plus d’une personne sur deux qui n’a pas acces a I'électricité dans le monde habite sur ce continent
(573 millions de personnes au total) qui abrite également les 20 pays ayant les taux d'électrification
les plus faibles. Le Burundi, le Tchad, le Malawi, la République démocratique du Congo et le Niger
étaient les quatre pays avec les taux d'électrification les plus faibles en 2017. Le World Energy Outlook
2018 [23] souligne les efforts importants a faire sur le continent africain pour atteindre les objectifs
puisque d’apres les projections actuelles de I’Agence Internationale de I'Energie (AIE) dans le « new
policies scenario » [23], la part de personnes sans acces a I'électricité sera encore de 40% en 2030.

Parmi ces 573 millions de personnes sans acces a I’électricité, plus de 80% vivent dans des zones rurales

[24]. Ceci est particulierement le cas en Afrique avec de fortes disparités entre le niveau
d’électrification en zones rurales et en milieux urbains (Figure 3 tirée de [25]).
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Figure 3: taux d'accés a I'électricité en zones urbaines (a gauche) et rurales (a droite) en 2015

Fournir I'accés de tous a des services électriques fiables et modernes, a un co(t abordable apparait
donc comme un enjeu majeur dans les zones rurales d’Afrique subsaharienne. Des grands programmes
internationaux ont été mis en place pour essayer d’y répondre a moyen terme.

3. Les objectifs du développement durable de 'ONU

Les objectifs du développement durable (ODD) (Figure 4) ont été adoptés par I’Organisation des Nations
unies (ONU) en Septembre 2015 aprés une négociation de deux ans entre les gouvernements et la
société civile [26] [27]. Ces ODD sont au nombre de 17 et définissent 169 cibles communes pour tous
les pays engagés dans ce processus a I’horizon 2030. lls remplacent les objectifs du millénaire [28] pour
le développement, qui avaient pour horizon temporel 2015.

OBJECTIFS ¥ bURABLE

1 PAS FAIM BONNE SANTE EDUCATION EGALITE ENTRE EAUPROPREET
DEPAUVRETE ETBIEN-ETRE DEQUALITE LESSEXES ASSAINISSEMENT

TRAVAIL DECENT IDUSTRIE, 1 INEGALITES
ETCROISSANCE REDUITES g ITES
ECONOMIQUE INFRASTRUCTURE ‘DURABLES RESPONSABLES

MESURES RELATIVES VIE VIE : 17 gésam«kms

AU\U.IH[GONTRI UN .
S CHANGEMENTS $ LA S:BIECTIFS
CIIMMMJUES DES OBJECTIFS DE DEVELOPPEMENT

DURABLE

Figure 4: les 17 objectifs du développement durable de I'ONU [27]
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Ces 17 objectifs ont pour but de répondre a trois grands objectifs d’ici 2030 pour construire un monde
plus durable :

1. Eradiquer la pauvreté sous toutes ses formes et dans tous les pays ;
2. Protéger la planéte;
3. Garantir la prospérité pour tous.

Du fait de leur forte ambition eu égard a I'état actuel du monde, la possibilité d’atteindre et donc la
crédibilité de ces ODD font débat dans la communauté scientifique et entre les différents acteurs [29].
lls sont néanmoins trés utiles pour guider les grandes orientations des différents acteurs du monde
socio-économique et les pousser a les décliner en objectifs concrets avec des délais précis.

L'ODD portant sur les enjeux énergétiques est I'objectif numéro 7 : garantir I'accés de tous a des
services énergétiques fiables, durables et modernes, a un coldt abordable. Les services
énergétiques sont ceux qui regroupent tous les types de services qui requiérent I'utilisation d’énergie
pour fonctionner, allant des besoins en éclairage au fonctionnement des machines agricoles ou
industrielles.

L'ODD 7 fixe comme objectif en 2030 que ces services soient :

e Fiables c’est-a-dire que I'énergie doit étre disponible lorsque les personnes en ont besoin ;

e Modernes : Il n’y a actuellement pas de définition formelle au niveau international de ce qu’est
une énergie moderne. Néanmoins ceci renvoie, par opposition a énergie traditionnelle ou
informelle a des formes d’énergie ayant un bon rendement énergétique, un impact
environnemental limité et une facilité d’usage : I'électricité, les combustibles liquides (éthanol,
diesel, essence etc.), les combustibles sous forme de gaz (gaz naturel etc.) et les combustibles
sous forme solides uniqguement s’ils sont associés a des technologies modernes (comme la
biomasse, le charbon etc.) [30] ;

e A un colt abordable : un prix accessible de I’énergie qui n’entraine pas un poids excessif des
dépenses énergétiques dans le budget des ménages.

L’objectif est donc double : moderniser les services énergétiques déja existants ET apporter I'accés a
I’énergie dans les territoires non desservis. Dans ce contexte, I'énergie électrique a un rdle privilégié a
jouer car c’est une forme d’énergie transformée qui offre une grande facilité d’usage et qui peut étre
produite de maniére « propre » [31].

Bien qu’il soit le seul des 17 objectifs mentionnant explicitement I'énergie, sur les 169 cibles des 17
ODD, 113 requierent des actions sur le systéeme énergétique et 143 cibles présentent des synergies
avec I’ODD n°7 [32]. Ces objectifs sont tres ambitieux par rapport a I'état actuel du monde. En effet, le
dernier rapport datant de 2019 de suivi des objectifs de I’ODD n°7 [33] montre les évolutions relatives
a ces cing grands objectifs de 2010 a 2017 (derniére année ol les chiffres sont disponibles).

Les cibles de I’'ODD n°7 sont les suivantes comme décrit dans [27] :

e « 7.1 D’ici a 2030, garantir I'acces de tous a des services énergétiques fiables et modernes, a
un colt abordable »

En 8 années, le taux d’électrification dans le monde est passé de 83% en 2010 a 89% en 2017, soit 920
millions de personnes qui ont accédé a une fourniture d’électricité. Néanmoins, 840 millions de
personnes, dont la majeure partie réside en Afrique subsaharienne [33], n’ont toujours pas acces a
I’électricité [21].
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Pour ce qui concerne les usages énergétiques pour la cuisson des aliments, la part de la population
mondiale ayant accés a des combustibles et des technologies propres est passée de 57% en 2010 a
61% en 2017 [33]. Néanmoins, du fait d’'une croissance démographique importante sur cette période
[34][34] le nombre de personnes sans acces a ces technologies et combustibles propres reste
pratiguement constant (2,96 a 2,90 milliards).

e « 7.2 D’ici a 2030, accroitre nettement la part de I'énergie renouvelable dans le bouquet
énergétique mondial »

La part des énergies renouvelables dans la consommation totale d’énergie n’a progressé que d’un
point de pourcentage de 2010 a 2017 (de 16,6% a 17,5% [33]) avec une augmentation importante de
I'utilisation de [I'énergie électrique pour alimenter les usages finaux. Cette part d’énergies
renouvelables reste limitée, notamment a cause de barriéres politiques financiéres, reglementaires et
technologiques.

e « 7.3D’icia2030, multiplier par deux le taux d'amélioration de l'intensité énergétique primaire
mondiale »

Enfin, en ce qui concerne I'efficacité énergétique définie par le taux d'amélioration de l'intensité
énergétique primaire mondiale (rapport de la consommation d'énergie au produit intérieur brut), des
efforts significatifs ont été faits puisqu’entre 2010 et 2017 celle-ci a diminué de 5,9 a 5,1 MJ/USD [33]).
Ces efforts doivent étre poursuivis pour atteindre les objectifs fixés par ’'ODD n°7 en 2030.

e « 7.a D’ici a 2030, renforcer la coopération internationale en vue de faciliter I'accés a la
recherche et aux technologies relatives a I'énergie propre, notamment I’énergie renouvelable,
I'efficacité énergétique et les nouvelles technologies relatives aux combustibles fossiles
propres, et promouvoir l'investissement dans I'infrastructure énergétique et les technologies
relatives a I'énergie propre »

e «7.b D’ici a 2030, développer les infrastructures et améliorer les technologies afin
d’approvisionner en services énergétiques modernes et durables tous les habitants des pays
en développement, en particulier des pays les moins avancés, des petits Etats insulaires en
développement et des pays en développement sans littoral, dans le respect des programmes
d’aide qui les concernent »

4. L'intermittence des énergies renouvelables

Pour atteindre la neutralité carbone deés la seconde moitié du sieécle en accord avec les objectifs de
I’Accord de Paris et mettre en ceuvre des a présent des trajectoires de long terme de développement
sobres en carbone (article 4.19 CCNUCC, 2015), I'accés a I’électricité doit s’appuyer au maximum sur
le déploiement des énergies renouvelables telles que le solaire, I’éolien et I’hydroélectricité.

Or ces énergies renouvelables sont souvent fortement variables dans le temps. Elles sont souvent aussi
intermittentes, ne produisent de I’électricité que lorsque les conditions hydrométéorologiques le
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permettent. Il n’est par exemple pas possible de produire de I'électricité solaire pendant la nuit ou a
partir d’'une éolienne lorsque le vent est nul.

L'intermittence des ressources renouvelables impacte directement la régularité de la production
électrique et en corollaire la fiabilité du service électrique qu’il est possible de fournir a I'utilisateur
final. C'est potentiellement critique si les systemes de production intégrent une grande part d’énergies
renouvelables intermittentes.

Le facteur de charge est un indicateur utile pour caractériser le degré d’intermittence des différents
moyens de production. Celui-ci traduit le taux d’utilisation effectif de la puissance disponible théorique
pour un systéme de production renouvelable donné (e.g. ferme solaire, ferme éolienne, centrale
hydroélectrique au fil de I'eau). Il est défini, pour le systéeme considéré, comme le rapport entre le
nombre d’heures de fonctionnement en équivalent pleine puissance et le nombre d’heures total sur
une année (8760 h/an). Sur une période donnée, et pour une méme puissance installée, un systéme
avec faible facteur de charge produira donc moins d’énergie qu’un systeme avec facteur de charge
élevé.

Par exemple, le facteur de charge des panneaux PV est faible (environ 10 a 20% voire 30% pour les
meilleures localisations) comparé a d’autres moyens de production d’électricité (85% pour des
centrales thermiques a flamme par exemple) [35]. Le tableau présenté en annexe 1 donne des ordres
de grandeur par rapport aux différents moyens de production et leurs facteurs de charge associés.

Néanmoins, au-dela du facteur de charge, I’équilibre nécessaire a chaque instant entre la production
d’électricité et la demande, notamment dans le cadre de systémes décentralisés, nécessite de mieux
caractériser a la fois I'intermittence de ces ressources renouvelables et les profils temporels de
demande, et au-dela, leur degré d’adéquation ou d’inadéquation. Ceci constitue en effet une condition
importante de leur déploiement a grande échelle. Ce sont ces enjeux que nous problématisons dans
les deux parties suivantes.
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Chapitre //

Caractérisation des consommateurs et de
leurs besoins en électricité : quels enjeux ?

1. Catégories de consommateurs et niveaux d’acces a |'électricité

Mesurer le nombre de personnes ayant accés a I'électricité est difficile. En effet, il n’existe pas de
définition universelle de ce qu’est 'acces a I'électricité. [36] a proposé une définition de l'acces a
I’électricité comme étant : « la capacité a obtenir une électricité adéquate, disponible en cas de besoin,
fiable, de bonne qualité, abordable, |égale, pratique, saine et slire pour toutes les applications requises
dans les foyers, les usages productifs et communautaires ». Une des difficultés réside dans le fait qu’il
existe plusieurs types d’usagers potentiels ayant chacun des besoins spécifiques. Les usages de
I’électricité dans les zones rurales d’Afrique subsaharienne peuvent étre répartis en trois grandes
catégories : domestiques, productifs et communautaires.

e Les usages domestiques pour lesquels I’électricité est utilisée dans les foyers.

Ces usages peuvent aller de I'éclairage ou la recharge de téléphones a des usages nécessitant plus de
puissance tels que I'alimentation des réfrigérateurs ou des plaques de cuisson.

La Banque mondiale et le programme d’aide a la gestion du secteur de I'énergie (ESMAP) [37] ont
développé, en partenariat avec des agences locales de développement et différents programmes, une
approche multi-niveau pour caractériser I'accés a I'électricité pour des usages domestiques de
I’électricité. Cette approche permet d’avoir une mesure de la qualité d’acces a I'électricité en six
niveaux en fonction de cing criteres comprenant la durée pendant laquelle I'électricité est disponible
chaque jour, la puissance disponible, le co(t, la qualité et la fiabilité (nombre de coupures). Pour mieux
appréhender cette approche, chacun des usages domestiques de I'électricité peut étre associé ou non
aux différents niveaux de cette échelle en fonction de leur puissance (Figure 5).
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TIERO TIER1 TIER 2 TIER 3 TIER 4 TIER 5

Watts Watts Watts Watts Wats
Radio 1 Radio Radio Radio Radio
Task lighting 1 Task lighting Task lighting Task lighting Task lighting
Phone 1 Phone charging Phone charging Phone charging Phone charging
charging General 18 | General lighting General lighting (General lighting
liphting Air circulation Air circulation Air circulation
Aircirculation | 15| Tajeyision Television Television
Television 20| computng Computing Computing
Computing 70| Printing Printing Printing
Printing 45 | pircooling 240 | AirCooling Air Gooling
k. Food 200 | Food processing Food processing
processing Rice cooking Rice cooking
Rice cooking | 400 | washing Washing
Washing 500 | machine machine
maching Waterpump | 500 | Waler pump
Etc. Refrigeration | 300 | Refrigeration
Ironing 1,100 | Ironing
Microwave 1,100 | Microwave
Water heating | 1,500 | Water heating
Etc. Air conditioning| 1,100
Space heating | 1,500
Electric 1,100
cooking
Etc.

Figure 5: usages domestiques possibles de |'électricité avec I'approche multi-niveau [37]

Le niveau 1 est un accés trés basique qui permet uniqguement de s’éclairer et de faire fonctionner des
petits appareils. Plus on progresse dans les niveaux, plus ils englobent des appareils qui demandent
une puissance importante comme des pompes a eau ou des fers a repasser dans le niveau 4 jusqu’a
des plaques de cuisson pour le niveau 5.

Avec cette échelle, il est possible que certains foyers soient considérés comme n’ayant pas acces a
I’électricité (dans le niveau 0) méme s'ils disposent d’une prise de courant chez eux, car I'électricité
fournie n’est pas d’assez bonne qualité pour étre dans le niveau 1, ceci pouvant étre d(i a différentes
raisons telles que des coupures d’électricité trop fréquentes par exemple. Cette approche permet ainsi
de mieux cartographier les différentes zones au sein méme des pays ou le déficit en accés a I'électricité
est important, premier pas pour proposer ensuite des solutions appropriées.

e Les usages productifs

Les usages productifs de I'électricité sont les activités agricoles, commerciales et industrielles
impliquant des services énergétiques en tant qu'intrants directs dans la production de biens ou la
prestation de services [38]. lls incluent les micro-entreprises et les petites entreprises basées dans les
zones rurales. La plupart d'entre eux sont actifs dans I'agriculture ou la transformation des produits, la
confection ou le commerce et les échanges de marchandises.

Ces usages sont souvent considérés comme un facteur clé de viabilité économique pour les micro-
réseaux solaires isolés (MGSI). lls permettent d’augmenter la consommation d’électricité localement
et d’atteindre un niveau significatif de ventes de production d’électricité [39]. Ils ont aussi un réle
important pour améliorer les impacts sur le développement économique et social des mini-réseaux et
plus largement des programmes d'électrification rurale en augmentant I'activité économique locale et
la valeur ajoutée aux produits et services, et en contribuant a la création d'emplois et a I'amélioration
de I'égalité des sexes [39].
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e Les usages communautaires

Ce sont les usages de I'électricité dans lesquels sont regroupés toutes les infrastructures et les services
a l'usage de la communauté du village tels que les écoles, les infrastructures de santé, les institutions,
les batiments publics ou encore les édifices religieux.

L'intérét social de ces usages est primordial pour le développement des communautés (en parallele de
I'intérét économique des usages productifs) avec des effets bénéfiques sur la santé, I'’éducation et la
formation [40]

2. Laproblématique de la qualité de service

Avec le développement des systemes de production décentralisés qui peuvent fonctionner avec ou
sans étre connectés a un réseau principal, il se pose la question de la qualité de service de
I"alimentation électrique (PQR pour « power quality and reliability »). Quels sont alors les critéres
acceptables pour ce PQR en fonction des zones et des consommateurs considérés ?

Comme il n’existe pas de définition universelle de ce qu’est I'accés a I'électricité il n’existe pas non plus
de définition universelle du critére de qualité de service.

Différents critéres sont alors utilisés pour des études de dimensionnement de systémes électriques
autonomes alimentés par une part importante d’énergie solaire et / ou éolien. [41] propose une revue
de littérature des méthodologies récentes d'optimisation de ces systémes électriques qui intégre un
recensement des différents criteres de qualité de service utilisés pour conduire ces travaux
d’optimisation dans les différentes études de cette revue de littérature. Les différents critéres utilisés
sont présentés dans le tableau en annexe 2. Ici nous ne considérons pas les critéres de qualité liés aux
variations trés hautes fréquences qui prennent en compte les problémes de fréquence et tension du
signal électrique. Nous étudions uniquement les critéres en lien avec les défaillances possibles en
énergie de notre systeme.

Dans cette revue de littérature trois critéres de qualité de service se démarquent.

e Le LPSP pour Loss of Power Supply Probability ou Probabilité de perte d'alimentation. Le plus
utilisé qui est calculé avec le rapport entre la probabilité d’une charge non satisfaite sur
I’ensemble de la période pour une durée donnée sur I'énergie totale produite pour cette
méme période [42, 43, 44, 45, 46, 47, 48]

e Le LOLR pour Loss of Load Risk ou Risque de perte de charge. Risque de perte de charge calculé
avec le rapport entre le nombre moyen d'heures défaillantes, i.e. heures pour lesquelles la
charge du systéme dépasse la capacité de production disponible [49, 50, 51]

e Le UL pour Unmet Load ou Charge non satisfaite. Cette charge moyenne non satisfaite est la
guantité sur toute la période de demande électrique qui dépasse la quantité d'énergie générée
[47, 45, 52]

Ces trois criteres de qualité de service considéerent soit la probabilité des coupures d’électricité (LPSP
et LOLR), soit la quantité d’électricité non satisfaite pour une période donnée (UL).

Il est ensuite possible d’avoir des valeurs de qualité de service différentes associées a différents
usages électriques. [53] développe cette notion de qualité de service hétérogene en fonction de la
localisation et des usages a adresser (HeQ). Il est a priori possible donc de hiérarchiser les usages en
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fonction de qualité de service qu’on doit assurer. Un exemple de hiérarchisation est donné sous
forme pyramidale sur la Figure 6.
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Figure 6: Hiérarchie des usages de I’électricité en termes de qualités de service requise selon [53]. En bas de la pyramide on
retrouve les usages qui ne nécessitent pas une qualité de service importante comme le pompage de I'eau qui peut étre fait a
n’importe quel moment de la journée et tolére bien des périodes de coupure. A I'opposé on retrouve les charges critiques qui

ne tolérent aucune coupure d’électricité comme les frigos pour le stockage de médicaments.

D’apres [53], certains usages peuvent tolérer des coupures d’électricité sans affecter directement la
qualité de service réelle pergue par I'utilisateur final alors que d’autres ont besoin d’une qualité de
service extrémement fiable.

Par exemple, le pompage de I'eau qui a une consommation importante d’électricité peut étre fait a
n’importe quel moment de la journée lorsque I'électricité est disponible avec une faible exigence de
qualité de service. Au contraire, les usages en haut de la pyramide, consomment généralement des
qguantités plus faibles d’électricité mais ont besoin d’avoir une électricité disponible a tout moment
pour assurer une continuité de service comme pour les frigos qui stockent des vaccins ou
médicaments. D’autres usages sont plus difficiles a classer comme la réfrigération ou la ventilation qui
est reprogrammable dans de nombreuses applications, mais peut étre critique dans d'autres. Il n’existe
pas actuellement de cadre clair pour classer les différents usages selon leur exigence de qualité de
service et encore moins d'efforts de collecte de données a grande échelle [53].

Il est donc possible d’imaginer une priorisation entre ces usages pour gérer une ressource
potentiellement limitée a certains moments de la journée tout en conservant globalement une bonne
qualité de service. Il serait alors possible d’associer des qualités de services différentes avec des
contrats et des tarifs de I’électricités différents. Ce type d’approche doit a priori permettre : 1) un accés
a I'électricité différencié/adapté aux différents usagers et en particulier a leur capacité/volonté a payer
pour le service rendu et aussi 2) de diminuer le dimensionnement nécessaire de ces MGSI (nombre de
panneaux solaires et / ou batteries réduit) et donc de réduire le co(t global de I'électricité.

Différents exemples qui fonctionnent sur le terrain existent avec ce type de classification [54, 55], [56].
Le micro-réseau de Sendai, au Japon est bien documenté [55]. Ce micro-réseau connecté au réseau
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principal dispose d’une installation solaire de 250 kW, de deux groupes électrogénes au gaz naturel de
350 kW et d’un parc de batteries de 50 kW. Il dessert directement certaines charges en courant continu
et fournit quatre qualités de service différentes en courant alternatif pour une université, une école
secondaire et une station d'épuration associés a quatre contrats différents :

e A =Qualité Premium Un service n'est jamais interrompu et est conditionné par une correction
de tension et de forme d'onde ;

e Un service B est fourni avec trois qualités, les différences basées sur la continuité de service
pendant les pannes du réseau électrique
e B1 est la plus haute qualité et est sauvegardé par le stockage (temps de commutation

<15ms) ;

e B2 est sauvegardé par un groupe électrogéne (restaurateur de tension dynamique) ;
e B3 n'est pas sauvegardé.

Avec le développement des MGSI, la question de la qualité de service a prendre en compte selon
I'usage de I’électricité est donc tres importante et encore peu traitée dans la littérature alors qu’elle
pourrait avoir une grande influence sur le dimensionnement des systéemes et donc leurs co(ts.
Plusieurs études sur le dimensionnement de MGSI considérent le critére LOLR en utilisant le pas de
temps journalier plut6t que celui horaire et en choisissant une valeur de qualité de service d’au moins
95% des jours d’une période donnée qui doivent étre satisfaits. Pour cela ces études considerent qu’un
jour est satisfait lorsque la charge de ce jour est satisfaite a chaque instant [57] [58] [59] [60]. Plusieurs
dimensionnements sont alors possibles pour une valeur objective d'un critéere donné. Le
dimensionnement retenu sera obtenu sur la base de critéres additionnels (technologiques,
économiques, durabilité etc.).

3. Les usages de |'électricité et la variabilité temporelle associée

Pour un village donné, identifier et dimensionner la solution technique d’accés a I’électricité la plus
adaptée nécessite de bien estimer la demande, c’est-a-dire les différents usages énergétiques et
électriques souhaités, en termes de quantité d’énergie, de puissance et de variabilité dans le temps.
Cette variabilité dans le temps renvoie a différentes échelles de temps : au niveau infra-journalier,
entre les différents jours de la semaine, et aussi entre les différentes saisons.

Cette estimation peut se faire en amont de la réalisation d’un projet d’électrification, a partir
d’enquétes de terrain réalisées a I'aide de questionnaires pour les différents foyers et commerces dans
le village [61]. L’objectif de ces questionnaires est d’identifier les différents usages de I’électricité des
habitants du village, les plages horaires d’utilisation et la possibilité des ménages de payer pour un
service électrique donné. Ces questionnaires sont utilisés pour estimer de facon assez grossiere une
courbe de charge d’une journée type pour le village en question [62]. Pour cela, les enquéteurs vont
tout d’abord recenser tous les usages qui peuvent nécessiter de I'électricité dans cette zone, le nombre
de foyers, de personnes, les différentes activités économiques et les batiments existants (écoles,
mairie, batiments religieux etc.). Bien souvent des solutions trés locales existent déja pour produire de
I’électricité avec des groupes diesel ou des petits panneaux solaires. Une partie des personnes est
interrogée de maniére a identifier les besoins en énergie et la disponibilité a payer pour tel type ou tel
type d’usage. Différentes classes de consommateurs sont ensuite créées sur cette base. Pour chaque
classe, ces usages sont associés a des puissances électriques et des heures d’utilisation pour une
journée type.
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3.1. Ordre de grandeur des consommations
Nous présentons dans cette sous-section les ordres de grandeur des consommations électriques pour
différents usages de I'électricité.

Il est intéressant de donner dans un premier temps quelques chiffres relatifs aux pays du Nord. Alors
gu’en France, la consommation annuelle par habitant est de 6940 kWh/habitant en 2014 [63] aux
Etats-Unis, elle est deux fois supérieure avec 12 994 kWh/habitant et un peu plus faible en Australie
avec « seulement» 10000 kWh/habitant. Sans surprise, dans la plupart des pays d’Afrique
subsaharienne cette consommation moyenne par habitant est beaucoup plus faible, avec par exemple
seulement 145 kWh au Nigéria, 164 kWh au Kenya et 104 kWh en Tanzanie soit 100 fois moins qu’aux
Etats-Unis [63]. Ces écarts s’expliquent bien sir par des niveaux de services énergétiques qui sont
contrastés et par le niveau de surconsommation tres important entre les pays du Nord comme les
Etats-Unis et les pays d’Afrique subsaharienne.

Pour mieux comprendre les disparités de consommation entre les pays développés et les pays
africains, la Figure 7 présente les différents équipements domestiques d‘un foyer en fonction de leur
classe énergétique. Ceci permet ainsi de caractériser I’énergie ou la puissance utilisées par les
différents appareils électroménagers avec des consommations en énergie trés importantes souvent
supérieures a 100 voire 150 kWh (pour les appareils les plus efficients). Pour avoir un ordre de
grandeur, la puissance nécessaire pour |'éclairage n’est de qu’une dizaine de Watt. L’éclairage et la
télévision sont donnés en W et non en Wh car I'énergie consommée dépend fortement de I'utilisation
qui en est fait.

C t des équipement
E Refrigérateur 473ckwh 221Ak+wh
1 Congelateur c A+
¥ indépendant 492 Wh 247 kWh
| — C A+
Lave-linge 251 KNh 183 kWh
Seche-linge mcENh 242A|;-Nh
= iy " A+
> ve-vaisselle 303 KWh 216 kWh
-}

. c A+ Av++
Informatique - Ps%'kh“%l,‘ 1;3(?"?”":
Plaques electriques - v"m. |?g6‘mﬂ
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Figure 7: Estimation de la consommation annuelle par ménage équipé selon la technologie [64]

B

[65] référence également une grande partie des usages domestiques et productifs et leur puissance
nominale que I'on peut trouver dans des zones rurales (Figure 8).
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Sector Electrical Appliance Power
Consumption (W)
Fluorescent Lamp (insida housa) 16
Fluorescant Lamp (outside housa) 18
E Color TV 197 80
§ Stereo (speakers) 20
Refrigarator 100
?- DVDAVCD Player 25
Kiosk (4.5 per village)
Light bulb | 25 |
Coffee milling (2 per village)
Coffes Huller | 1000 |
Coffes Grinder [ 2000 |
Carpenter (1.7 per village)
Metal grinder 120
Drrilling machina 350
Circular saw 1500
Planer 450
@ Tailer (1 per village)
] Sewing Machina (dynamo) 120
g Restaurant (1 per village)
§ Refrigarator 100
) Mixer 100
o Blender 180
Hospital (1)
Vaccine refrigerator 60
Vaccine refrigerator | freezar B0
Indoor lights (CFL) 15
Outdoor lights (CFL) 15
Microscopa 15
Centrifuge nebulizer 150
\aparizer 40
Oygen concantrator 300
Overhead fan 40
Water pump 100
Electric sterilisar 1500
Desktop Computer 60
15" LCD monitors 25
Multi function scannen’ copier printer 17
Satellite phone 5
Intermet: Cisco  Aironel  Warkgroup 0.05
g Internet: 4-port ethernat hub 75
B School (1)
E Intermet: Cisco  Aironel  Warkgroup 0.05
-E Intermnet: 4-port ethernet hub 7.5
;‘ Desktop Computer B0
g Indaar lights (CFL) 15
w Outdoor lights (CFL) 15

Figure 9: usages de I'électricité et puissance associée [65]

Il ressort que les usages productifs de I'électricité demandent généralement des puissances nominales
unitaires supérieurs aux usages domestiques. Il en est de méme pour certains usages dédiés aux
infrastructures sociales. Ces puissances nominales nécessaires auront des conséquences sur les
moyens de production adéquats pour satisfaire ce type d’usage. Il apparait donc pertinent de
distinguer les usages domestiques, des usages productifs lorsque I'on étudie la demande d’électricité
dans les zones rurales en Afrique subsaharienne et donc les moyens de production les plus aptes ay
répondre.

De plus, il existe aussi un appel de puissance au démarrage des usages de I'électricité qui utilisent des
moteurs qui peut aller de 5 a 10 fois la puissance nominale qui est indiquée dans le tableau. Ce pic de
puissance peut étre un point important du dimensionnement des systemes isolés, traditionnellement
dimensionnés selon la puissance nominale. Plus le systeme étudié sera de petite taille, avec peu de
charges, plus ce point est critique.

3.2. Exemple d’une courbe de charge dans un village donné

Nous présentons ici les résultats des enquétes (telles que décrites précédemment) mises en ceuvre
dans le village de Kanti en Birmanie par les équipes de Schneider Electric, auprés de 250 foyers et de
guelques commerces. Ces enquétes sont réalisées sur les besoins estimés des habitants pour une
situation actuelle sans réseau électrique installé. Ceci a permis de reconstituer les courbes de charge
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par type d’usager de la Figure 10. On y retrouve les trois types d’usages principaux avec la puissance
associée en fonction des différents créneaux horaires et la courbe de charge globale qui résulte de
|'agrégation des différents usages.
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Figure 10: Courbes de charge journaliéres pour le village de Kanti en Birmanie (résultats d'enquétes préalables a
I'installation du micro-réseau) > a) : courbe pour les usages domestiques, b) : courbe pour les usages productifs c) : courbes
pour les usages communautaires, d) : courbe globale qui est la somme des trois courbes précédentes

Pour les usages domestiques, le résultat des enquétes montre qu’il y a de grandes plages horaires de
la journée pendant lesquelles la consommation électrique des ménages devrait étre nulle, avec ensuite
un fort pic de demande le soir entre 17 et 21h et une consommation nulle durant la nuit. Les usages
productifs devraient se faire principalement la journée pour assurer le fonctionnement de différents
types de machines / installations artisanales / agricoles. Enfin, les usages communautaires devraient
étre trés limités pour ce village avec uniqguement de I’éclairage.

On constate bien avec cet exemple que les trois types d’usages présentés dans la partie 1 (Chap. 2)
peuvent étre complémentaires en termes de courbe de charge, notamment entre les usages
domestiques avec un pic de consommation électrique plutot le soir, et les productifs attendus avec un
pic en journée.

Ces enquétes permettent d’obtenir une premiere approche de la courbe de charge journaliére pour
un village donné. Cette courbe de charge fournit en particulier une indication de I’énergie totale
nécessaire pour satisfaire la demande et la variabilité infra-journaliére de la demande, informations
importantes pour le dimensionnement du systeme.

Ces enquétes sont cependant souvent tres sommaires et restent imparfaites. Elles ne rendent
classiguement pas compte par exemple de la variabilité inter-journaliére (avec une différence possible
entre les jours de semaine et du week-end [66]) et saisonniére des usages. Si on considére par exemple
I'usage « battage du riz » qui ne se fait qu’une fois la récolte du riz faite, les machines nécessaires ne
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consommeront de |'électricité que quelques mois de I'année mais auront un impact significatif sur la

courbe de charge journaliere type durant cette période (Figure 11). D’autres usages peuvent aussi avoir
une saisonnalité marquée (pompage de I'eau, ventilation).

W Courbes journaliéres globales
30000
25000 [ ™\
/ \
f \
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10000 I\
/ \ |
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Sans battage

Figure 11: modification de la courbe de charge journaliere globale pour le village de Kanti en incluant la saisonnalité
associée au battage du riz

3.3. Différences entre données mesurées et données d’enquétes

Ces questionnaires donnent une premiéere idée de la demande avant la réalisation du projet. Une fois
le projet d’électrification réalisé, la courbe de charge réelle peut cependant étre assez éloignée de la
courbe de charge estimée. [66] illustre ce point pour un village rural en Tanzanie en comparant les

courbes de charge obtenues grace a des questionnaires et celles réellement mesurées aprés son
installation. Les différences rapportées sont décrites ci-dessous et illustrées en Figure 12:

Les entretiens conduisent a une sous-estimation significative de la consommation nocturne
qui est constante et aussi élevée que celle de la journée pour les jours de semaine et de week-
end ;

Pour les week-ends, la demande résultant des entretiens est la aussi fortement sous-estimée
par rapport a la demande réellement mesurée ;

Pour les usages domestiques, les résultats d’enquétes font ressortir un pic du soir tres
important entre 19 et 21h et une tres faible consommation en dehors de ce pic alors que les
résultats des mesures donnent des consommations nocturnes importantes qui diminuent

ensuite en journée pour atteindre un plateau le soir de 18 a 22h environ deux fois plus long
que celui déduit des questionnaires.
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e Pour les usages productifs a I'inverse, les résultats de ce questionnaire surestiment la charge
réellement mesurée autant sur la durée de consommation que sur la puissance nécessaire. En
revanche, ils sous-estiment fortement les appels de puissance importants.
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Figure 12: A gauche, courbe de charge des profils pour I'ensemble du systéme pour une journée de semaine (en haut a
gauche) et un dimanche (en bas a gauche). La ligne noire montre la charge moyenne mesurée chaque minute. Le profil de
charge basé sur les questionnaires est représenté par des lignes pointillées noires. A droite, courbe de charge des profils pour
les foyers (en haut a droite) et pour trois clients a fortes charges (deux usines et un atelier) (en bas a droite). La ligne noire
montre la charge moyenne mesurée chaque minute. Le profil de charge basé sur les questionnaires est représenté par des
lignes pointillées noires. [66]

La possibilité de fournir de meilleures estimations nécessite un effort de suivi important de la part des
acteurs du domaine pour mesurer en particulier aprés installation les consommations réelles. Ces
mesures sont cependant encore difficiles a obtenir puisque peu de réseaux électriques sont équipés
de compteurs capables d’avoir un historique de la consommation électrique des différents utilisateurs.
[67] a effectué une revue de littérature pour examiner les différentes courbes de charge dans des
villages ruraux d’Afrique et d’Asie et souligne les difficultés a trouver des données de charge
appropriées pour ce type de configuration.

Ces difficultés devraient s’atténuer dans les années prochaines car de plus en plus de réseaux
électriques s’équipent de compteurs « intelligents » censés permettre de transmettre en direct
I'information de la consommation électrique. Bien que ces compteurs représentent un surcodt, ils sont
aussi trés utiles pour repérer en temps réel les dysfonctionnements du micro-réseau pour pouvoir
anticiper la maintenance de certains composants.

4. Evolution des usages et dynamique des usagers apres électrification : quel
impact a moyen terme sur la courbe de charge ?

Une autre problématique est celle de I'évolution a moyen et long terme de la demande, enjeu
typiquement tres difficilement et peu abordé par les questionnaires.

Aprés l'installation d’un systeme, la demande est susceptible d’évoluer rapidement principalement a
cause de quatre facteurs :

1. Les besoins en électricité des foyers connectés tendent a augmenter ;
2. De nouveaux foyers du village veulent typiquement se connecter ;
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3. Des petits commerces ou entreprises peuvent se créer et induire une demande
supplémentaire ;

4. Des migrations de population vers les zones électrifiées peuvent se produire et donner lieu a
de nouvelles connexions.

[68] a réalisé une étude pour estimer I'augmentation de la demande sur 20 années dans sept petites
villes des pays de I’"hémisphere Sud avec des consommations mesurées de I'ordre du MW. En 20 ans,
la demande a été multipliée par deux et méme par 3 ou 4 pour certaines de ces villes. Le profil
journalier de demande reste similaire sur la période sauf pour les villes avec un trés mauvais accés a
I’électricité initial.

Globalement, il est actuellement difficile d’avoir des données mesurées d’évolution de la demande
dans les villages ruraux, en Afrique subsaharienne ou ailleurs.

Ce manque de données est I'un des principaux problémes pour pouvoir mieux appréhender la
demande réelle (variabilité temporelle et évolution dans le temps) et ainsi mieux connaitre les
différences entre des configurations types de villages ainsi que les solutions adaptées a cette demande.
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Chapitre ///

Les systemes de production durables
d’électricite pour les populations rurales
d’Afrigue subsaharienne

Dans ce chapitre nous présentons les systemes permettant de fournir une électricité durable dans des
zones isolées.

1. L’histoire du développement des systemes électriques dans les pays du Nord

Intéressons-nous tout d’abord a ce qu’il s'est passé dans les pays du Nord et comment |'accés a
I’électricité s’est développé pour aboutir aux grands réseaux électriques actuels.

Historiquement, 'accés a I’électricité dans les zones rurales des pays industrialisés a suivi un processus
décentralisé. En France et aux Etats-Unis, I’électrification s’est achevée dans les années 1970. Ces pays
constituent de tres bons exemples pour montrer que c’est grace a I'impulsion des collectivités locales
et des coopératives rurales que le taux d’électrification y a atteint 100% [69]. [25] montre qu’en France
des réseaux électriques décentralisés au niveau local se sont d’abord développés pour étre ensuite
interconnectés dans un deuxieme temps. Avant la nationalisation du secteur électrique en 1946, il y
avait déja une grande part des zones qui étaient électrifiées par des entreprises ou des régies
d’électricité dans le cadre de concessions communales (Figure 13).
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Figure 13: taux d'électrification des campagnes frangaises par département en 1946 [69]

L’Etat a joué un role tres important dans le processus d’interconnexion des réseaux décentralisés et
locaux en posant un cadre réglementaire et en permettant I'accés aux financements. [25] prend
I’exemple du département du Lot pour mettre en évidence ce qui a permis a la France d’avoir un taux
d’acces a I'électricité trés important par rapport a ses voisins et cela méme avant la nationalisation. Il
releve quatre principaux points qui ont permis a ce département d’accélérer son taux d’acces a
I’électricité avec :

1. Lavolonté des collectivités locales, notamment des communes ;
2. Le partenariat avec une entreprise d’électricité ;

3. Un cadre législatif et réglementaire approprié ;

4. Un acces facilité aux financements.

Aux Etats-Unis, c’est la création de coopératives rurales d’électricité qui a permis une électrification
certes tardive mais rapide du territoire. Ces coopératives se basent sur le modeéle des coopératives
agricoles qui sont autogérées par les fermiers et qui profitent de la confiance des populations. Grace
a ce modele, en a peine dix ans, les Etats-Unis rattrapent leur retard d’électrification dans les zones
rurales. Le réseau sera achevé dans les années 1970 comme en France. Aujourd’hui, environ 900
coopératives desservent 42 millions d’américains en alimentant 56% du territoire.

Le développement des énergies renouvelables, du numérique et des compteurs intelligents conduit a
un retour de plus en plus marqué dans les pays industrialisés de ces systemes décentralisés capables
de produire au plus proche des points de consommation et évitant ainsi les pertes et les colts de
transport. De plus en plus de communautés énergétiques voient le jour pour élaborer des réseaux
locaux au niveau des quartiers avec l'objectif de se réapproprier localement ces questions
énergétiques dans I'idée de tendre vers une certaine « autonomie » énergétique [70].

Il est alors possible d’'imaginer que les zones rurales d’Afrique subsaharienne développent directement
des réseaux électriques locaux et décentralisés capables de gérer I'offre et la demande au niveau local
et étant principalement alimentés par des énergies renouvelables [71]. C'est exactement ce saut
technologique qui s’est produit dernierement avec I'essor incroyable des téléphones mobiles en
Afrique subsaharienne sans passer par I'étape des téléphones fixes [72].
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Regardons maintenant quels systémes permettent d’apporter I'accés a I’électricité dans les zones les
plus reculées.

2. Les différents systemes pour fournir I'accés a I'électricité dans les zones rurales
d’Afrique subsaharienne

2.1. Présentation

La fourniture de Iélectricité dans les zones rurales d’Afrique subsaharienne peut s’appuyer
principalement sur 2 stratégies :

1. L’extension des réseaux nationaux ;
2. Le développement de systemes hors-réseaux.

Ces deux stratégies vont permettre de fournir de I’électricité dans les zones choisies en répondant a
des types d’usages plus ou moins contraints.

2.1.1. L’extension des réseaux nationaux

Actuellement les réseaux nationaux sont développés de facon trés variable dans les différents pays
d’Afrique subsaharienne, et couvre les zones de plus forte densité de population.
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Figure 14: Ensemble des données géospatiales disponibles du réseau électrique existant en Afrique subsaharienne et densité
de population [73].

Beaucoup de zones restent encore tres éloignées des réseaux nationaux avec des distances de
plusieurs centaines de kilometres. L’extension du réseau national dans ces zones n’est pas réalisable a
court ou moyen terme pour des raisons de co(ts importants, d’autant plus que beaucoup de ces zones

ont une densité de population souvent tres faible. L’extension sera privilégiée pour les zones de plus
forte densité.

D’autre part, dans un grand nombre de pays d’Afrique subsaharienne, la connexion au réseau principal
ne garantit bien souvent pas une bonne qualité de service [74]. Les moyens de production sont souvent
sous dimensionnés par rapport a la demande, ce qui crée des dysfonctionnements majeurs :
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I’électricité n’y est disponible que quelques heures par jour. Ces coupures d’électricité sont
responsables d’'une mauvaise qualité de service et donc d’'un manque a gagner trés important pour le
développement des pays et le bon fonctionnement de leur économie [75, 76]

2.1.2. Les systémes hors-réseaux
Il existe deux grands types de systemes hors-réseaux : les systémes pico-solar et les micro-réseaux.

a. Les systemes pico-solar

Les systéemes de type pico-solar permettent un acces individuel a I’électricité pour des puissances
inférieures a 1 kW. Ils sont généralement composés d’un petit panneau solaire (de 5 a 300 Wp) et
d’une batterie de faible capacité (12V de 5 a 300 Ah) pour répondre a des besoins primaires avec
I’éclairage, la recharge de téléphones et le fonctionnement de petites radios ou télévisions [25]. Ils
incluent :

e Les lampes solaires, utilisées pour s’éclairer et recharger de trés petits appareils, notamment
des téléphones ;

e Les Solar Home System (SHS) pour alimenter des lampes, des radios, voire des télévisions ;

e Des trés petits pico-réseaux en courant continu pour alimenter quelques maisons pour des
usages de tres faibles puissances (< 1kW).

Le co(t de ces systémes varie de quelques dizaines a centaines d’euros en fonction de la puissance du
panneau et de la capacité des batteries [25]. Différents business models permettent aux populations
les plus pauvres d’utiliser ce type de systeme qu’elles ne peuvent pas acheter directement car il
représente une dépense trop importante a un instant t (comme la location de ces systémes avec le pay
as you go, le micro-crédit etc.). Néanmoins, le co(t de I'électricité de ces systemes pour le client final
est trés important puisqu’il se situe entre 1 et 2 S/kWh [77].

De plus, il existe une tres forte concurrence entre les différentes enseignes qui les produisent a tres
bas colits mais avec, en contrepartie, une pietre qualité. Ces systemes ne sont pas fonctionnels ou ont
des durées de vie tres limitées [77]. Cela peut décrédibiliser auprés des utilisateurs la technologie
solaire qui risque d’étre percue comme une technologie a bas co(t mais qui ne fonctionne pas.

Enfin, le probleme du recyclage des batteries est aussi un probleme significatif pour ce type de systéme
isolé car elles sont souvent jetées dans la nature lorsqu’elles ne fonctionnent plus [78].

b. Les micro-réseaux

Les micro-réseaux sont une solution d’électrification collective dans des zones isolées, intermédiaire
entre le pico-solar et I'extension du réseau national. Ce sont des réseaux électriques de petite taille
(quelques kW a dizaines, voire centaines de kW). lls permettent d’alimenter plusieurs dizaines, voire
centaines de foyers avec la possibilité d’usages productifs de I’électricité pour faire fonctionner de
petites machines ou moteurs (pompes a eau, battage du riz, compresseurs etc.). C'est un des vrais
avantages par rapport aux systémes pico-solar qui ne fournissent pas assez de puissance et d’énergie
pour ces usages productifs.

Un micro-réseau est constitué de différents composants qui permettent [79] :
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e La production de I'électricité ;

e Le stockage de I'électricité ;

e Le controle, la gestion et la mesure ;

e La conversion du courant continu en courant alternatif ;

e Ladistribution de I'électricité jusqu’aux points de consommation.

Un micro-réseau peut étre connecté ou non au réseau principal. L’Agence internationale pour les
énergies renouvelables (IRENA) classifie ainsi les différents types de micro-réseaux en 4 classes [79] en
considérant

o S'ils sont reliés ou non a un réseau principal ;
e Sile niveau de service est basique ou plus important.

Dans le cas de I'accés a I'électricité dans les zones rurales, des micro-réseaux autonomes et basiques
se développent dans un premier temps pour répondre aux besoins primaires des habitants [79]. Ces
micro-réseaux sont généralement évolutifs pour apporter au fil du temps une meilleure qualité
d’électricité en termes de disponibilité et de puissance [79]. Enfin, ces micro-réseaux peuvent se
connecter au réseau principal lorsque celui arrivera a proximité.

Néanmoins, méme lorsque le réseau principal dessert une communauté ou un village, il est possible
que des micro-réseaux se développent pour répondre aux défaillances du réseau principal qui peut
connaitre chaque jour un nombre considérable de coupures d’électricité. C'est ce qui a été observé
dans des localisations visitées au nord de I'Inde (ville de Patna)'. Dans ce cas, la connexion au micro-
réseau est une facon de sécuriser I'offre et augmenter la fiabilité du service.

La distinction entre mini et micro-réseaux par rapport aux puissances considérées n’est pas bien
établie. On peut parler de micro-réseaux jusqu’a quelques centaines de kW en fonction des situations.
Dans les travaux qui font I'objet de cette thése, nous utiliserons le terme micro-réseaux pour des
réseaux avec une puissance de quelques dizaines de kW jusqu’a quelques centaines de kW.

2.2. Les sources d’énergie existantes pour produire |"électricité

Ces micro-réseaux peuvent étre alimentés par différents moyens de production. Historiquement, ils se
sont développés principalement avec des groupes diesel de puissance plus ou moins importante pour
fournir I’électricité dans les villages ruraux. En effet, ces générateurs étaient alors I'unique solution
pour produire de I'électricité a des colts modérés. Aujourd’hui, avec le développement des énergies
renouvelables, la diminution de leur co(t (que nous allons montrer dans le Chapitre 4) et les nouvelles
technologies permettant de gérer la complexité d’une production multi-sources, il est possible
d’alimenter ces micro-réseaux avec des énergies renouvelables.

Détaillons ces différentes sources d’énergie pour alimenter les micro-réseaux. Elles peuvent étre
réparties en deux grandes familles : les énergies non renouvelables et renouvelables.

! Cette mission a été effectué en Novembre 2018 dans le cadre d’une visite de MGSI dans la ville de Patna au
Nord de I'Inde apres avoir passé deux semaines a Bangalore pour comprendre comment étaient développées
les solutions pour amener I'acces a I'électricité dans les zones isolées avec les équipes de Schneider Electric
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2.2.1. Les énergies non renouvelables

Le diesel est la principale énergie non renouvelable qui alimente les micro-réseaux aujourd’hui en
fonctionnement [80] grace a la facilité de transport et de stockage du combustible, au niveau de
maturité, a sa facilité d’utilisation, a un réseau d’acteurs de distribution tres développé depuis des
dizaines d’années et un colt d’investissement faible. lls sont utilisés non seulement comme source
principale pour fournir I'acces a I’électricité mais aussi pour répondre aux coupures de courant dans
les villes ou zones péri-urbaines ou le réseau national est présent.

La fourchette de co(t de fourniture du KWh avec ces systémes diesel est de 0,8 a 1 USD/kWh [81].

Néanmoins, les générateurs diesel présentent un certain nombre d’inconvénients. Tout d’abord, ils
émettent des gaz a effet de serre qui vont contribuer a accentuer le déreglement climatique. D’autre
part, ils nécessitent de transporter le combustible diesel du point de production au point de
consommation, ce qui peut poser un probleme d’approvisionnement. De plus la volatilité du prix du
pétrole peut étre importante et impacter le colt du kWh payé par le client final [81].

2.2.2. Les énergies renouvelables non intermittentes

a. Labiomasse
Les centrales a biomasse solide consistent en une combustion directe de biomasse au sein d'une
chaudiére, afin de produire de la vapeur a haute température et a haute pression. Cette vapeur
entraine une turbine qui géneére de |'électricité via un alternateur. Une grande majorité des centrales
a biomasse produisant de I'électricité fonctionnent en cogénération, en valorisant également I'énergie
thermique contenue dans la vapeur en sortie de turbine [35]. La biomasse peut aussi étre utilisée pour
produire de I’électricité via des procédés de gazéification.

Cette forme d’énergie renouvelable a I'avantage d’étre non intermittente. La ressource peut étre
stockée facilement a proximité directe des moyens de production pour produire de I'électricité au
moment voulu. Ceci élimine le besoin de stockage de I'électricité.

Un autre avantage de la biomasse est qu’elle est généralement disponible dans beaucoup de zones
rurales d’Afrique subsaharienne sous forme de déchets agricoles ou forestiers. [82] estime que la
puissance de génération possible est entre 5 et 10 GW en utilisant uniquement 30% des résidus des
procédés agricoles et 10% des résidus de I'industrie du bois. Un potentiel de production d'électricité
de 15.000 MW pourrait générer 100 térawattheures (TWh), soit environ 15% de la production actuelle
en Afrique subsaharienne [82]. Les processus de gazéification des résidus permettent d’augmenter le
rendement énergétique [82].

En revanche l'utilisation de la biomasse comme énergie peut contribuer a la déforestation en Afrique
subsaharienne [83] et cette ressource peut étre considérée comme renouvelable uniquement si elle
est gérée de facon durable. De plus, un certain nombre de barrieres existent encore pour généraliser
I'utilisation de la biomasse : une estimation des ressources réellement disponibles, le renforcement
des capacités, la démonstration des technologies et la maintenance des systemes de production [82].
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b. L’hydroélectricité
L’énergie hydroélectrique utilisée dans le cas de micro-réseaux isolés est principalement de la
technologie au fil de I'’eau ou des hydroliennes (Figure 15). Ces deux systemes peuvent étre installés
dans des cours d’eau de taille importante et produisent de I'électricité en utilisant la force de I'eau
pour faire tourner une turbine ou une hydrolienne qui va entrainer un alternateur.
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Figure 15: principe de fonctionnement d'une centrale hydroélectrique au fil de I'eau (turbine Kaplan) (a gauche) et d’une
hydrolienne (a droite)

L’énergie hydraulique est intéressante puisqu’elle est non intermittente (sauf bien sdr pour les rivieres
ou il y a uniquement de I'eau lors de la saison des pluies), avec une ressource trés importante en
Afrique mais aussi trés localisée [84]. Il est donc possible d’alimenter des micro-réseaux grace a cette
énergie renouvelable mais uniquement dans des zones proches d’un cours d’eau de taille importante
ce qui limite fortement le déploiement a grande échelle.

De plus, durant les périodes de sécheresse ou d’étiage il ne sera pas possible de produire de I'électricité
avec cette énergie. Cette ressource peut aussi étre utilisée pour d’autres usages que la production
électriqgue comme par exemple pour l'irrigation (ou d’autres activités) avec un effet direct sur la
production électrique si les débits ne sont pas assez élevés. Peuvent en découler des conflits d’'usages.

2.2.3. Les énergies renouvelables intermittentes

a. L’éolien

Le potentiel éolien est réparti de fagon tres inégale sur le continent africain. Certaines zones sont
néanmoins intéressantes pour la production électrique principalement au sud du continent, sur les
cOtes du Sénégal, au Maroc et dans la corne de I’Afrique [85, 86].

Quelques projets existent mais sont en nombre trés limité comme dans le sud de Madagascar ou la
ressource éolienne est bonne par rapport au reste du continent africain Figure 16.
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Figure 16: deux éoliennes de 6 kW a Ambondro a Madagascar [25] et ressource en vent du continent africain tirée de [84]

Les principaux problemes de I'énergie éolienne pour la production d’électricité dans le cadre de micro-
réseaux isolés est la disponibilité intermittente de la ressource en vent et la technicité des installations
requises qui nécessite du personnel formé, une maintenance technique et des piéces tournantes qui
peuvent rencontrer des problemes d’usure rapide notamment dans le contexte subsaharien
(poussieres).

Plusieurs travaux ont été faits sur I'intégration de I'énergie éolienne pour alimenter des micro-réseaux
isolés en Afrique subsaharienne [87, 88, 80, 89]. La plupart montrent les limites de cette énergie,
notamment en raison d’une faible ressource ou d’'une maintenance plus difficile que sur d’autres
moyens de production, notamment solaires. Le nceud principal aujourd’hui pour le développement de
cette ressource sur le continent africain est la faible connaissance du potentiel de cette ressource en
tout point du territoire et sa fiabilité. De nombreux travaux actuels s’intéressent a cette question.

L'intérét pourrait aussi étre marqué en I’hybridant avec de I'énergie solaire sur certaines zones [90,
91]. L'enjeu est alors de jouer sur la complémentarité temporelle des ressources de maniere a limiter
les besoins de stockage d’électricité ou de recours a des générateurs diesel. Nous n’allons pas traiter
cette question dans notre étude qui va se focaliser uniquement sur la ressource solaire.

b. Le solaire photovoltaique

Pour les zones rurales d’Afrique subsaharienne, le solaire photovoltaique présente un grand nombre
d’avantages pour alimenter en électricité des micro-réseaux isolés.

Tout d’abord la ressource solaire y est abondante [41, 92, 93]. Ensuite, les panneaux solaires PV sont
trés rapides a installer, ont un faible colt d’entretien, sont robustes (pas de pieces tournantes pour la
production de I'électricité), peuvent étre installés pratiquement n’importe ou, sur tout type de terrain
ensoleillé, proche des lieux de consommation réduisant ainsi le colt des lignes de distribution. Ils
présentent également un haut degré de modularité pour faire face a 'augmentation possible de la
demande avec le temps. De plus dans les années récentes, leur efficacité a augmenté de fagon
continue [94] et le colt des panneaux PV a quant a lui fortement diminué (Chapitre 4 partie 1.1.) et
[95, 96].
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Dans certaines zones avec des ressources éoliennes et hydroélectriques trés faibles et / ou irréguliéres
ou dans des sites éloignés des cours d'eau, les micro-réseaux solaires sont susceptibles d'étre la seule
solution pertinente pour produire de I'électricité avec des énergies renouvelables.

Tous ces avantages font que les micro-réseaux alimentés totalement ou partiellement par I'énergie
solaire sont actuellement les plus développés et un grand nombre de tels projets sont planifiés. C'est
pourquoi nous avons décidé de nous focaliser sur ce type de micro-réseaux dans le travail de théese.
Nous détaillons dans le chapitre 3 partie 4 comment la ressource solaire peut étre évaluée sur le
continent africain.

L'un des principaux défis pour le développement a grande échelle de ces micro-réseaux solaires est la
gestion de lintermittence de la ressource disponible pour produire de I'électricité et de son
adéquation avec la demande (comme discuté dans le chapitre 1 partie 4).

Pour satisfaire au mieux I'équilibre entre la production et la demande et répondre a un niveau de
qualité de service donné, deux stratégies sont possibles pour des systémes 100% solaires : sur-
dimensionner l'installation en ajoutant des panneaux solaires, ou bien adjoindre des moyens de
stockage de I'électricité. Il y a alors un équilibre a trouver pour gérer I'intermittence en dimensionnant
le nombre de composants du micro-réseau (panneaux solaires PV et batteries ou autre forme de
stockage).

Le stockage avec des batteries est un moyen intéressant pour pallier la variabilité de la production
électrique des micro-réseaux solaires. Néanmoins, comme nous allons le voir dans la partie suivante,
ce stockage peut représenter un co(t important ce qui rend difficile son utilisation pour faire face a
une période de plusieurs jours consécutifs ol la ressource solaire est faible. Pour faire face a la
variabilité de la ressource solaire, une troisieme solution consisterait a hybrider les micro-réseaux
solaires avec une autre source de production d’énergie pour limiter le nombre de batteries et donc le
co(t total du systeme. L’hybridation des micro-réseaux solaires avec des générateurs diesel qui ne
fonctionnent qu’en cas de faible ressource solaire sur plusieurs jours avec des batteries qui ne sont
plus chargées peut étre une solution intéressante [25] [97].

Dans toute la suite de notre étude, nous allons nous focaliser uniquement sur I’énergie solaire pour
alimenter ces micro-réseaux isolés.

3. Comment choisir le meilleur systeme pour fournir I'acces a I’électricité dans
une zone donnée ?

L'agence internationale de I'énergie dans I’Africa Energy Outlook 2014 [98], projette dans le cadre du
« new policies scenario » qu’en 2040 en Afrique subsaharienne, 315 millions de personnes obtiendront
I'acces a I'électricité. Parmi ces personnes 80 millions I'obtiendront grace aux systémes individuels
(type Solar Home System) et environ 140 millions avec les micro-réseaux ce qui correspond au
développement de 100.000 a 200.000 micro-réseaux en fonction du nombre d’habitations connectées
a chaque systéme.

Un enjeu est d’identifier les systemes techniques les plus pertinents pour assurer ces développements
considérables. En fonction des différentes zones rurales a électrifier, différents critéres doivent étre
utilisés pour répondre a cette question :

e ladensité de population ;
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e La proximité de la zone avec le réseau électrique national existant ;

o Les tarifs de I’électricité de réseau ;

e Le colt des technologies pour les micro-réseaux et systemes individuels ;

e Le prix du diesel au point de consommation (incluant le colt du transport du diesel qui peut
représenter jusqu’a 50% du prix total pour les zones rurales éloignées).

Ces criteres sont notamment ceux utilisés par des logiciels basés sur les technologies des systémes
d'information géographique qui permettent de calculer le systeme a moindre colt comme ce qui a été
fait par I’AIE (Agence Internationale de I'Energie) pour le Nigéria et I'Ethiopie [98] (Figure 17).
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Figure 17: Répartition optimale par type de réseau au Nigéria et en Ethiopie, sur la base de I'expansion prévue des
principales lignes de transmission

Ces travaux montrent ainsi qu’avec une densité de population globale égale a la moitié de celle du
Nigéria, I'Ethiopie bénéficie d’un réseau principal moins bien développé. Au Nigéria, il est alors moins
colteux d’électrifier un plus grand nombre de personnes en les connectant au réseau principal plut6t
gue de développer des solutions de micro-réseaux ou individuelles. Cette figure montre aussi qu’au
Sud-Est de I'Ethiopie, les solutions privilégiées sont les systémes hors-réseaux du fait de la trés faible
densité de population ou il n’est pas intéressant en termes de co(t de développer des micro-réseaux.

Cette approche de I'AIE qui se base uniquement sur le cot d’approvisionnement le plus faible peut
étre discutée. En effet, dans les zones ou I'AIE préconise des systémes individuels, type Solar Home
System (SHS), ceux-ci ne vont pas pouvoir satisfaire des usages productifs de I'électricité. Des petits
commerces ou entreprises ne pourront donc pas se développer avec uniquement des SHS de faible
puissance. Le micro-réseau peut donc la aussi étre une bonne solution pour apporter une électricité
capable de développer les usages productifs dans ces zones.

La thése se focalisera ainsi sur les micro-réseaux solaires et isolés (non connectés a un réseau principal)
comme solution technique pour fournir I'acces a I'électricité. L'importance de I'estimation de la
ressource solaire est alors essentielle pour prévoir la production électrique possible avec ces systemes.
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4. Estimer la ressource solaire et sa variabilité : un enjeu pour le déploiement du
photovoltaique

Nous présentons ce qu’est la ressource solaire, comment I'estimer grace aux données existantes et
comment évaluer sa variabilité.

Le rayonnement global regu par un plan horizontal a deux composantes :

e BHI pour Beam Horizontal Irradiation : le rayonnement direct sur plan horizontal
e DHI pour Diffuse Horizontal Irradiance : Le rayonnement diffus sur plan horizontal.

Ces deux composantes nous permettent d’obtenir le GHI pour Global Horizontal Irradiance qui est
I'irradiance globale recue au niveau du sol. C’est toute la lumiére qui arrive au niveau du sol en
provenance du soleil, du ciel ou des nuages.

GHI = DNI * cos (0s) + BHI
Ou Bs est I'angle zénithal solaire.

Idéalement, pour connaitre précisément les différentes composantes de la ressource solaire en une
localisation donnée et pour pouvoir en caractériser sa variabilité, il faudrait mettre en place des
appareils de mesure qui enregistrent ces données sur une période assez longue. Les stations utilisées
pour mesurer l'irradiance recue au niveau du sol doivent étre tres précises et homogenes. Le Baseline
Surface Radiation Network (BSRN) est souvent utilisé car ses stations disposent toutes d’instruments
précis capables de réaliser ces mesures de facon homogene. Ces instruments sont présentés sur la
Figure 18. En fonction du type de pyranometres, on peut mesurer la composante DNI ou DHI.

Figure

Caption

Figure 2. Basic-BSRN radiation instruments
currently in operation at IZA BSRN. (a) SWD:
EKO MS-802F pyranometer installed on a table
(horizontal); (b) DIF: EKO MS-802F pyranometer;
(c) LWD: Kipp & Zonen CGR4 pyrgeometer; (d)
DIR: EKO MS-56 pyrheliometer; and (e) Sun
tracker: Owel INTRA 3

Available via license: CC BY

Content may be subject to copyright

Figure 18: instruments des stations du réseau BSRN

Ces stations de mesure représentent un co(t important et nécessitent des compétences spécifiques
au niveau local pour étre bien gérées. C'est pour cela qu’il existe seulement une quarantaine de
stations du réseau BSRN (Figure 19) dans le monde dont seulement trois stations qui fonctionnent
actuellement en Afrique subsaharienne. Ces stations de mesure sont donc rares. Il est alors impossible
de connaitre les différentes composantes de la ressource solaire a une localisation donnée.
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Running, inactive, planned and closed BSRN Stations, December 2019

-160° -120° -80° -40° 0 40° 80° 120 160"

Stations
* Running
= Inactive

4 Closed 4 ALFRED-WEGENER-INSTITUT
Canaae (OFAVAV/ Rresammi i
Figure 19: stations de mesure du réseau BSRN

Il existe aussi des mesures effectuées par les opérateurs privés préalablement a l'installation d’'une
centrale solaire. Ces mesures sont isolées et ne sont faites que sur une courte durée (un an maximum),
ne permettant pas d’étudier la variabilité interannuelle de cette ressource solaire. De plus, ces
données sont généralement confidentielles, et donc non accessibles aux chercheurs ou aux
compagnies.

Pour estimer ces composantes de la ressource solaire en tout point du globe et pour des périodes
temporelles plus longues, il est par contre possible d'utiliser les images prises par les satellites
géostationnaires avec une résolution temporelle élevée (15 a 30 minutes) et une tres bonne résolution
spatiale (quelques km). Parmi eux, les satellites Météosat couvrent aujourd’hui une large zone
géographique, avec Meteosat-11, appelé aussi Prime, dont le Nadir est situé au large de I’Afrique en
latitude et longitude 0°, et Meteosat-8 au-dessus de I'Océan Indien. Depuis 1981, deux générations de
satellites Météosat Prime se sont succédé avec des instruments de mesure différents, MFG Meteosat
First Generation avec les satellites 2 3 7 (de 1981 a 2005) et les MSG Meteosat Second Generation avec
les satellites 8 a 11 (de 2006 a aujourd’hui). Ces satellites photographient la terre puis des modéles
sont appliqués pour obtenir les différentes composantes de la ressource. La Figure 20 montre ce que
voit le satellite (la composante visible de I'irradiation réfléchie par I'atmosphére, les nuages et la
surface de la Terre) et ce que nous voulons calculer pour obtenir I'irradiance recue au niveau du sol.
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Les algorithmes permettant d’obtenir les composantes de la ressource solaire sont en constante
amélioration avec des résolutions temporelles et spatiales de plus en plus fines [100] [101] [102]. ll est
ainsi possible d’obtenir des données pour la ressource solaire au niveau du sol plus précises avec des
pas de temps tres fins (jusqu’a 15 minutes) [103].

Les avantages d’utiliser des estimations de la ressource solaire par les satellites sont multiples. Il est
possible de couvrir de larges zones avec une résolution uniforme. Ces données offrent une quasi-
continuité sur plusieurs années. Les données brutes sont consistantes. C'est pourquoi ces données de
rayonnement dérivées des satellites sont fréquemment utilisées pour caractériser le potentiel de
ressource solaire sur des grandes surfaces en utilisant I'une ou l'autre des bases de données (par
exemple [<journee2012solar>, <gueymard201lassessment>, <pfenninger2016long>,
<kariuki2018interannual>]).

Une application régulierement exploitée pour estimer le productible des systéemes PV en Europe et en
Afrique est PVGIS (Photovoltaic Geographical Information System) [104]. Cet outil s’appuie sur
différentes bases de données [105] :

e lLa base de données « classique » sur I'Europe qui utilise le réseau des stations de mesure sur
le terrain faisant partie de ESRA (European Solar Radiation Atlas) [106] avec interpolations
pour les données satellites [107, 108] [109] (résolution spatiale d’un km de I'Europe a I'Oural)

e La base de données PVGIS-3 sur I’Afrique obtenue par le projet HelioClim-1 [103] avec la
méthode Heliosat-2 [110] (20-30 km de résolution spatiale avec GHI journalier de 1985 a 2005)

e La nouvelle base de données CM-SAF qui provient des satellites MFG et MSG avec une
résolution de 2,5 km sur I'Europe et I’Afrique [104].

Pour I’Afrique, SODA propose aussi de télécharger gratuitement ses données JADE en ligne avec le
volume de données CAMS Radiation Service qui a une résolution de 0.2°, un pas de temps de 15min
pour la période 2005-2018 [102]. Ces données sont téléchargeables au format brut et nécessitent
ensuite des analyses pour pouvoir les utiliser.
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La Banque mondiale a aussi créé un outil avec ESMAP un atlas en ligne qui permet d’accéder a ce
potentiel solaire partout dans le monde https://globalsolaratlas.info/map notamment en Afrique
subsaharienne (Figure 21). Sur cet atlas, on remarque que le potentiel solaire en Afrique subsaharienne
est trés important pour la production PV [<al2017review>, <broesamle2001assessment>,
<guansah2016solar>].

SOLAR RESOURCE MAP
GLOBAL HORIZONTAL IRRADIATION e e~ _ESMAP  ETEED

Long-term average of daily/yearly sum

Dailysum: < 22 26 30 34 38 42 46 50 54 58 62 66 70 74 >
- KWh/r*
Yearlysum: < 803 949 1095 1241 1387 1534 1680 1826 1972 2118 2264 2410 2556 2702 >

iblished by the World Bank Group. funded by ESMAR, and prepared by Solargis. = re inf ion and terms of u visit http://globalsolaratlas.info
Figure 21 : Atlas solaire du monde avec les valeurs de GHI moyennes pour la période 1994 - 2015

La principale limitation de ces bases de données est leur qualité incertaine, notamment en Afrique ou
les stations de mesures permettant d’évaluer cette qualité sont en nombre trés limité. [111].

Pour résumer, plusieurs parametres sont a prendre en compte dans le choix d’utiliser des données
satellites ou issues de mesures de terrain pour obtenir en un point donné les différentes composantes
de la ressource solaire. Sur un site ou une station est disponible, a été correctement maintenue et ou
la durée d’acquisition a été suffisamment longue pour couvrir 6 mois a 1 an, les données en
provenance de la station seront de meilleure qualité par rapport aux estimations satellite sur la période
de mesure. Néanmoins, les données satellite permettent généralement d’obtenir les composantes de
la ressource solaire sur une plus longue période. Un enjeu est alors I'étalonnage des données satellites
a partir des données de mesures in-site pour corriger les données satellite sur une période plus longue
et obtenir de meilleures valeurs de la variabilité.

Les données satellite deviennent vraisemblablement intéressantes aussi lorsque I'on est éloigné de
toute station de mesure. Au-dela d’un certain éloignement, les estimations satellite, méme erronées,
deviennent vraisemblablement plus informatives que celles de la station la plus proche mais peu de
travaux ont été publiés a ce jour sur cette question [112].

Conclusion

Dans ce travail de these, nous allons étudier les MGSI, non connectés a un réseau électrique. Ce type
de micro-réseaux représente la majorité des micro-réseaux qui vont étre développés dans le futur et
présentent un grand nombre d’avantages pour le continent africain.

44


https://globalsolaratlas.info/map

Néanmoins, la ressource solaire est une ressource intermittente. Cette intermittence pose un enjeu
pour assurer a chaque instant une bonne adéquation entre production et demande électrique et donc
pouvoir fournir une bonne qualité de service avec ce type de systéme.

Pour gérer cette intermittence, des solutions existent, comme le stockage par batterie, mais ces
solutions sont généralement colteuses. Tout I'enjeu est alors de dimensionner ces systémes de
maniere a déterminer un équilibre entre utilisation au maximum de la ressource renouvelable
lorsqu’elle est disponible et stockage nécessaire pour obtenir une bonne qualité de service.

Les questions sous-jacentes sont alors: quelles sont les composantes requises en termes de
dimensionnement du systeme pour assurer une bonne qualité de service avec un micro-réseau solaire
? Est-il possible d’identifier une configuration a moindre co(t pour répondre a un niveau de qualité de
service fixé ? Quels sont les facteurs qui conditionnent cette configuration optimale ? Est-ce plut6t la
partie météorologique et climatique ou les co(ts des différents composants ? Quelle complémentarité
des différents types d’usages ? Comment I’'ensemble de ces résultats varient dans I'espace en Afrique
et quelle est leur robustesse ?
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Chapitre /V

Caractérisation et déterminants des coUts
d’un micro-réseau solaire

La question du colt du systéme et de la capacité des populations a payer pour ce service est essentielle
pour le développement a grande échelle des micro-réseaux solaires. Les co(its sont associés aux
différents composants d’un micro-réseau solaire qui sont nécessaires pour satisfaire une certaine
qualité de service en fonction de I'intermittence de la ressource solaire dans la zone étudiée.

1. Les colts d’un micro-réseau solaire et solaire hybride

[113] a réalisé une revue de littérature et des enquétes aupres d’installateurs de micro-réseaux en
Afrique subsaharienne de 2013 a 2015. lIs ont ainsi pu recueillir des données notamment de co(ts pour
27 micro-réseaux installés en Afrique subsaharienne. Ces micro-réseaux sont notamment des micro-
réseaux solaires et solaires / hybrides. La répartition des colts d’investissement est faite selon les
différents composants. Par exemple, la Figure 22 montre la répartition selon six composants des colts
d’investissement d’un micro-réseau solaire / diesel d’'une quarantaine de kW [113].

Codts d'investissement d'un MR solaire

r | ¥
5 =
Wi
12
21
m Panneaux solaires PV
= Cables PV, controlleurs de charge, conversion DC / AC
Stockage
Distribution et compteurs

m Générateur diesel de secours

= Autres co(ts

Figure 22: colits des six composants d’un micro-réseau solaire / diesel pour une puissance solaire installée d’une quarantaine
de kW

46



50% du colt total d’investissement portent sur les composants nécessaires pour assurer une
production renouvelable (panneaux solaires, batteries et systeme d’équilibrage) tandis que le co(t
d’investissement du générateur diesel est assez faible (5%) mais représente une part importante du
co(t d’opération du fait du colt du combustible si celui-ci est utilisé abondamment. Les autres co(ts
représentent eux aussi une part importante du co(t total du projet, autant que les panneaux solaires
PV. Dans ces colts, 75% concernent le co(t de la main d’ceuvre pour l'installation [113].

Au-dela de cet exemple, la répartition des différents composants dépendra bien slr de la taille des
projets. Ainsi, pour des micro-réseaux de taille plus importante, des économies d’échelle sont possibles
ce qui permet de réduire le colt de chaque composant par unité de capacité installée [113].

Au-dela de ces colts agréés, nous présentons les spécificités des colts de chacun des composants
constituant un micro-réseau solaire/batterie.

1.1. Les panneaux solaires photovoltaiques

Le colt des panneaux solaires PV a fortement diminué ces derniéeres années (Figure 23). A la fin des
années 1970, le prix des cellules PV étaient de 76 $/Wc contre 0,3 S/Wc en 2015.

Photovoltaique mondiaux de capacité cumulée
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Figure 23 : Evolution du prix des cellules photovoltaique entre 1990 et 2015 [114] (a gauche) et installations PV mondiaux en
capacité cumulée (a droite)

Dés la fin des années 90, notamment dans le contexte de I'adoption, avec le Protocole de Kyoto (1997),
d’objectifs de réduction des émissions de gaz a effet de serre dans les pays industrialisés, des politiques
de soutien aux énergies renouvelables ont été mises en ceuvre dans un certain nombre de pays
(européens notamment) pour permettre |'atteinte des objectifs de pénétration des énergies
renouvelables dans les mix énergétiques. Ces politiques ont a la fois visé la diffusion de ces
technologies renouvelables, ce qui a conduit a des effets d’apprentissage ou learning by doing [115],
et le soutien a la recherche, ce qui a conduit a de I'innovation dans ces technologies et donc a une
décroissance des colts (learning by searching) [116, 117]. La littérature montre ainsi que le taux
d’apprentissage moyen pour le photovoltaique est de 20% [118], c’est-a-dire que le colt du panneau
solaire PV diminue de 20% quand la capacité mondiale de production est doublée. Durant la derniéere
décennie, la Chine a profondément modifié le marché mondial du photovoltaique, devenant le pays
avec la plus forte production d’électricité photovoltaique et le premier producteur mondial de
panneaux solaires. Ceci a conduit a une baisse des prix des panneaux solaires trés importante.
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Le développement du solaire a été trés rapide a partir des années 2014 en Afrique en passant d’une
capacité totale cumulée installée en solaire PV de 500 MW en 2013 a 1330 MW en 2014 et 2100 MW
fin 2015 [119]).

1.2. Les batteries

Dans les micro-réseaux solaires, les batteries sont indispensables afin de garantir une bonne qualité
de service pour fournir de I'électricité durant la nuit et pour faire face a des périodes de faible
ressource solaire. Méme si le colt des batteries n’a pas encore connu les diminutions considérables
observées pour les panneaux PV, [120] projette une division par deux a I’horizon 2030 notamment sur
les batteries Lead-Acid et Li-ion qui sont principalement utilisées dans les projets de micro-réseaux,
mais aussi grace a la possible émergence de nouvelles technologies de batteries plus efficaces.
Contrairement a ce qui est observé pour les panneaux solaires, il n’y a pas d’économies d’échelle sur
le stockage [113].

1.3. Les autres colts
Comme nous I'avons vu précédemment, les autres colts peuvent représenter une part significative du
co(t total du micro-réseau avec notamment une part importante des colts de main d’ceuvre. Il
apparait notamment qu’un temps non négligeable est passé a obtenir les différents permis pour la
réalisation de ces micro-réseaux [113]. Une simplification des volets administratifs pourrait ainsi
efficacement diminuer les colts associés.

Malgré tout, ces colits ne seront pas intégrés dans ce travail de thése du fait de la difficulté de les
estimer de facon générique en Afrique subsaharienne.

1.4. Bilan des colts des différents composants

[81] estime les fourchettes de colits des composants (Figure 24) grace a une revue de littérature des
projets existants de micro-réseaux dans plusieurs zones d’Afrique subsaharienne notamment Kenya,
Tanzanie et Zambie.

Low Medium High Lifetime
Installed PV Costs (USD / kWp) 1400 1800 2200 20-25
Lead-acid battery costs (USD / kWh) 300 400 500 3-7
Inverter and charge controller costs (USD / kW) 600 900 1200 8-12
Operations and maintenance costs 2% of capital expenditure for PV
panels and inverters
Discount rate (%) 8 10 12

Figure 24 : Fourchette de colts des composants d’un mini-réseau solaire / batterie [81]

Les intervalles choisis pour ces couts et le taux d’actualisation sont discutés en chapitre 8.

48



1.5. Le temps de retour sur investissement

Un des problemes majeurs pour les micro-réseaux solaires par rapport a des micro-réseaux alimentés
par des générateurs diesel est le colt initial d’investissement (CAPEX) tres élevé, qui augmente
fortement le temps de retour sur investissement [113]. Malgré cela, si 'on considére I'ensemble de la
durée de vie du micro-réseau (une vingtaine d’années ([113])), les micro-réseaux PV et hybrides
apparaissent comme la solution avec le colt par kWh le moins élevé (de 20% a 70% moins importants
que I'option générateur diesel) pour la plupart des localisations ([113]). De méme, ces co(ts seraient
également bien moins importants que I'option d’extension du réseau qui peut s’avérer trés coliteuse
en fonction des localisations ([113]).

Se pose la aussi la question du choix du temps de retour sur investissement sur le dimensionnement
optimal obtenu en privilégiant des composants qui peuvent avoir un temps de retour sur
investissement plus court mais ont aussi des durées de vie plus courtes. C’'est le cas par exemple pour
I'utilisation de batteries au plomb plutot que des batteries lithium ion dont le choix dépend de la valeur
qgue lI'on donne au taux d’actualisation qui est en lien direct avec notre temps de retour sur
investissement [121].

1.6. Incertitudes sur les codts et robustesse du dimensionnement

En fonction des différentes régions et du type de projet de MGSI il existe une incertitude sur les colts
des différents composants. Cette incertitude pourrait impliquer une évaluation de la configuration
optimale du dimensionnement du MGSI qui n’est pas robuste si celle-ci est trop dépendante des co(ts.
Il faudrait alors effectuer une nouvelle étude de dimensionnement du MGSI qui soit adapté a chaque
configuration de co(t rencontré. On peut alors se demander dans quelle mesure le dimensionnement
du micro-réseau (nombre de panneaux solaires vs capacité de stockage) est affecté par l'incertitude ?
Dans quelle mesure les configurations optimales (en termes de co(t par exemple) sont-elles robustes
a ces incertitudes, et ce, selon les différentes zones étudiées ? Ces incertitudes sont importantes a
prendre en compte pour les deux éléments essentiels dans le dimensionnement des MGSI : les
panneaux solaires PV et les batteries.

Pour le colt des panneaux solaires PV celui-ci est variable en fonction de la taille des projets et de la
localisation. [113] montre que méme si le colt moyen des panneaux solaires est similaire en Afrique
et dans le reste du monde, il existe une forte variabilité de ces colts. Tout d’abord, les politiques
publiques de soutien aux énergies different selon les pays. Alors que dans certains il existe une
politique de soutien au photovoltaique plus ou moins ambitieuse, dans d’autres, ce sont les énergies
fossiles qui sont subventionnées (elles sont estimées a 26 milliards de $ pour I'année 2015 dans
I'ensemble des pays d’Afrique subsaharienne [122]). Le colt du transport des panneaux peut
également s’avérer tres élevé notamment dans des zones reculées (Figure 25).
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Figure 25 : Le colt des technologies PV dans la revue de littérature de [113]

L'incertitude sur le co(t des batteries et leur durée de vie peut aussi étre importante en fonction des
pays considérés. [81] montre que, pour des batteries au plomb, ce co(t varie entre 300 et 500 USD /
kWh avec des durées de vie allant de 3 a 7 ans en fonction de leur lieu de stockage et leur utilisation.

2. L’enjeu de la durée de vie des micro-réseaux solaires

Ces éléments nous amenent ainsi a devoir considérer la durée de vie des micro-réseaux solaires sur le
terrain comme une question centrale pour leur déploiement a grande échelle. Si un micro-réseau ne
fonctionne plus au bout de quelques années, ce sera un échec pour la communauté locale qui ne
pourra plus bénéficier des services électriques. De plus, leur investissement sera perdu et non
rentabilisé pour un projet avec un temps de retour sur investissement généralement long comme nous
I’avons vu dans la partie précédente.

Actuellement, on constate avec plusieurs retours de terrain que des problemes, méme minimes sur
des composants du MGSI, affecte son fonctionnement global et sa pérennité en |'absence de
compétences locales pour réparer ces dysfonctionnements, ou de moyens pour remplacer des piéces
endommagées. Dans un bon nombre de cas, cela implique un fonctionnement effectif des MGSI sur
une durée beaucoup plus faible que la durée des panneaux solaires qui est de I'ordre de 20 a 25 ans
[123].

Les batteries sont les composants qui ont la plus courte durée de vie. Si celles-ci ne sont pas remplacées
(pour des problemes de budget par exemple) elles vont mettre en péril le fonctionnement global du
micro-réseau. En effet, pour réduire le colt d’investissement initial qui est souvent un frein au
développement de ce type de projet, les investisseurs vont préférer mettre en place des batteries
acide-plomb qui ont une durée de vie plus courte (en moyenne de 2 a 5 ans en fonction des conditions
d’utilisation). Or, si les projets de micro-réseaux renouvelables bénéficient d’aides financiéres pour
I'investissement initial, il est souvent difficile d’obtenir une subvention pour renouveler les batteries.
Des solutions existent pour augmenter la durée de vie de ces batteries en les plagant par exemple dans
des containers climatisés mais avec la aussi un impact sur le co(t et la production d’électricité.

De méme, pour la maintenance de ces installations, comme ces zones isolées sont souvent tres loin de
grandes villes, il est difficile de trouver un technicien pour venir faire la maintenance s’il y a un
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probléme ou alors le colt du déplacement sera important. C’est pourquoi il est trés important pour ce
type de micro-réseaux isolés d’utiliser des composants simples et robustes.

L’énergie solaire est tres intéressante pour cela car elle permet de générer de I'électricité sans utiliser
de pieces tournantes ce qui diminue les risques de dysfonctionnement. C'est pourquoi, méme s’il peut
étre intéressant de placer les panneaux sur des trackers pour suivre la course du soleil et ainsi
augmenter la production électrique avec la méme surface de panneaux solaires, ces trackers vont
introduire de la complexité dans le systeme avec un risque de dysfonctionnement notamment dans
des localités ol les conditions climatiques sont difficiles.

En définitive, le point majeur pour garantir la longévité de ces systemes est 1) I'appropriation et
I’entretien du systeéme par les utilisateurs et 2) la formation d’électriciens qui est une question cruciale
dans la plupart des pays d’Afrique subsaharienne.
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Chapitre V

Probléematique de la variabilité multi-échelle
de la ressource solaire sur le continent
africain et robustesses des configurations de
MGSI optimales associées

Dans ce chapitre, nous introduisons les notions fondamentales des analyses développées dans les trois
articles présentés a la suite de ce chapitre et qui constituent le cceur du travail de these. Nous
définissons tout d’abord ce qu’est la variabilité spatio-temporelle de la ressource solaire, ses
différentes échelles et les enjeux associés pour le dimensionnement des systemes de MGSI. Nous
définissons ensuite le systeme générique de MG utilisé pour répondre aux besoins de simplifications
nécessaires pour conduire notre étude sur I’'ensemble du continent africain.

1. Questions scientifiques associées a notre travail

Dans les différentes sections des chapitres introductifs précédents, nous avons introduit les
thématiques relevant des solutions pour fournir un accés a une électricité fiable, durable et moderne,
a un co(t abordable, tel qu’énoncé dans I’ODD n°7, dans les zones rurales isolées, notamment via le
développement de micro-réseaux solaires non connectés au réseau principal. Nous I'avons vu, les
guestions associées a cet enjeu sont tres larges. Nous allons dans ce travail de these traiter un nombre
limité d’enjeux scientifiques relevant de cette thématique. Nous faisons le choix de nous concentrer
sur les enjeux d'adéquation temporelle et spatiale offre-demande dans le cadre de ces micro-réseaux
a forte proportion solaire dans des zones isolées d’Afrique subsaharienne.

La premiére question de recherche abordée concerne la ressource solaire sur le continent africain :
quelle est la variabilité journaliere de la ressource solaire sur le continent africain et comment celle-ci
varie-t-elle dans I'espace ? L'objectif de cette premiére partie est de caractériser la variabilité de la
ressource solaire localement, du point de vue des micro-réseaux 100% solaires, en tout point du
continent et d’en déduire I'impact sur le dimensionnement nécessaire (qui est directement lié au co(t).
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Le deuxieme enjeu concerne toujours la caractérisation de la variabilité temporelle de la ressource
solaire, mais cette fois en considérant son adéquation avec une demande saisonniére. En effet, dans
des configurations de villages ruraux en Afrique subsaharienne, la demande présente souvent une
saisonnalité marquée. Quel est alors le co(t associé a la saisonnalité de la demande au regard de son
adéquation temporelle avec la ressource solaire journaliere ? Quelle est la robustesse de nos résultats
par rapport a une incertitude sur la saisonnalité de la demande ? Dans quelle mesure, jouer sur I'angle
d’inclinaison des panneaux solaires PV peut réduire les besoins en surdimensionnement en améliorant
I’adéquation entre la ressource et la demande saisonniére et si oui dans quelles proportions ?

Dans une troisieme partie, nous analysons les implications techniques et économiques (stockage /
surdimensionnement) de la variabilité de la ressource sur le dimensionnement de micro-réseaux et le
co(t du kWh. Quelles configurations de micro-réseaux solaires permettent d’obtenir un niveau donné
de qualité de service et quelle configuration permet d’obtenir le colt actualisé de I'électricité
minimum ? La configuration optimale (nombre de batteries et de panneaux) qui minimise le co(t du
kWh, pour une qualité de service donnée, est-elle ou non robuste a différentes hypothéses de colt
des différents composants du micro-réseaux ? Est-ce le cas pour toutes les régions d’Afrique ou
uniquement pour certaines ? Ces configurations optimales sont-elles sensibles aux types d’usages visés
par le micro-réseau (usage domestique/productif) ?

2. Enjeux

La construction des micro-réseaux solaires vise a fournir, a un colt abordable, de I'électricité aux
utilisateurs selon leurs besoins au moment ou ces besoins s’expriment. Le niveau de qualité de service
du micro-réseau est donc important. Cette qualité de service dépend principalement du niveau
d’adéquation entre la demande et la production électrique. Cette adéquation est fonction de la
variabilité temporelle naturelle de I'irradiation solaire globale regue au niveau du sol et de la courbe
de charge auquel le micro-réseau doit répondre. Nous analysons dans un premier temps la variabilité
temporelle de la ressource solaire et les enjeux qui en découlent.

La variabilité de la production électrique de la ressource solaire, comme pour d’autres énergies
renouvelables variables (éolien, hydroélectricité) est souvent caractérisée en utilisant le facteur de
charge [124, 85, 125, 126, 90, 127, 128] [129] comme détaillé dans le Chapitre 1 partie 4.

Ce facteur de charge refléte la ressource solaire moyenne sur une période donnée et ne permet pas
de rendre compte de la variabilité et de I'intermittence a plusieurs échelles temporelles de la ressource
solaire. Or ceci est d’autant plus important dans le cadre de micro-réseaux solaires pour lesquels il
n’est pas possible, comme cela peut étre le cas sur les réseaux nationaux ou continentaux ou dans le
cas de micro-réseaux hybrides, de compter sur un foisonnement ou une complémentarité avec
d’autres ressources pour répondre a la demande en électricité.

Or il existe des périodes de faibles niveaux de ressource (a haute ou basse fréquence) qui peuvent
rendre difficile I'atteinte des objectifs de qualité de service et cela dans la plupart des régions du
monde. Les implications technico-économiques de la variabilité haute fréquence (par exemple infra-
journaliére) de la ressource et de la variabilité au jour le jour et a basse fréquence (entre différents
jours, saisons et années) ne sont pas les mémes.

La gestion de la variabilité haute-fréquence de la production et de son décalage possible avec la
demande a pour objectif de satisfaire a chaque instant une demande potentiellement trés variable
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dans le temps tout en assurant la stabilité du micro-réseau. C’'est ce qu’on peut par exemple observer
lors du passage d’un nuage entrafinant une chute brutale de la production électrique. Un autre aspect
de cette variabilité haute fréquence renvoie a la gestion des pics de demande, pour les usages
domestiques notamment, le matin ou le soir lorsque la ressource solaire est faible ou nulle. Différentes
études ont déja étudié cet impact avec le dimensionnement de batteries nécessaires au stockage a
tres haute fréquence qui permettent de pallier a cette variabilité [130, 131, 132].

La variabilité de plus basse fréquence de la ressource solaire a aussi un impact sur la production du
micro-réseau. Celle-ci peut étre impactée par des effets météorologiques qui induisent une ressource
solaire faible voire tres faible sur des périodes allant d’'une journée a plusieurs semaines conduisant
potentiellement a ce que [133] ont appelé des « sécheresses énergétiques », reprenant ainsi pour les
productions d’énergie renouvelable, le concept des sécheresses hydrologiques. Ces périodes peuvent
étre particulierement problématiques pour des systemes de micro-réseaux uniquement alimentés par
de I'énergie solaire. En effet, la ol il est possible de compenser une faible ressource solaire par le
fonctionnement des générateurs diesel dans des micro-réseaux hybrides en garantissant a tout
moment une bonne qualité de service [134], la marge de manceuvre est beaucoup plus limitée pour
une alimentation 100% solaire. Deux stratégies éventuellement combinées, peuvent étre mobilisées
pour pallier a ces situations : le surdimensionnement du parc de panneaux PV pour produire la méme
guantité d’électricité en période de ressource solaire plus faible qu’en temps de ressource solaire
moyenne, et le recours a un systéme de stockage qui sera dimensionné de maniére a faire face a la
demande d’électricité sur plusieurs jours avec une ressource faible voire nulle. La bonne connaissance
de cette variabilité basse fréquence, bien que peu essentielle pour les micro-réseaux hybrides,
conditionne ces adaptations.

Différentes études ont déja analysé la variabilité de la ressource solaire pour des systémes PV dont les
premieres dans les années 1980 [135, 136, 137, 138, 139]. Elles ont permis de mieux caractériser la
variabilité saisonniéere et spatiale de la ressource. Plus récemment, de nouvelles bases de données se
sont développées, permettant de conduire des études similaires avec une meilleure résolution spatiale
et temporelle [140, 141, 142]. Cette meilleure connaissance de la variabilité de I’énergie solaire et plus
généralement des ressources énergétiques renouvelables variables (ERV) est clé pour développer des
systemes électriques qui intégrent une grande part d’électricité renouvelable. En Europe, un objectif
de 27% des énergies renouvelables dans la consommation énergétique d'ici 2030 a été fixé [143] alors
qgue la variabilité est encore mal connue [144, 145]. Ces études considerent aussi des systémes
électriques interconnectés intégrés dans des grands réseaux électriques en ignorant souvent les
problémes a des niveaux tres locaux pour des systemes isolés.

Le développement efficace des MGSI a grande échelle nécessite d’avoir une connaissance plus fine de
la variabilité multi-échelle de la ressource solaire. Elle aura ainsi des implications importantes sur leur
dimensionnement, la qualité de service associée et le colt du kWh pour les utilisateurs.

3. Ressource solaire et variabilité spatio-temporelle sur le continent africain

Dans cette partie nous présentons les différentes échelles de variabilité de la ressource solaire sur le
continent africain. Pour cela, nous prenons comme exemple 15 points de grille présentés sur la carte
de I’Afrique en Figure 26. Nous utilisons une méme couleur pour les points de grille de méme latitude.
Ces points de grille sont choisis de maniere a ce que I'écart de longitude et de latitude entre deux
points adjacents soit le méme. La base de données utilisée est présentée dans la partie suivante ainsi
que les choix effectués pour considérer la période de temps d’étude : 1995-2015.
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Figure 26 : Les quinze points de grille retenues pour I'étude préliminaire du rayonnement global recu au niveau du sol (avec
des couleurs différentes en fonction des latitudes des points de grille)

Les facteurs qui influencent la variabilité temporelle de la ressource solaire ne sont pas les mémes aux
différentes échelles de temps considérées. Comme nous I'avons vu dans le chapitre 3 partie 4 le
paramétre déterminant pour estimer la ressource solaire est le GHI. Il existe quatre principales échelles
de variabilité : infra-journaliére, saisonniére, jour a jour et interannuelle.

3.1.  Variabilité saisonniere
La variabilité saisonniére est représentée sur la Figure 27 pour les 15 points de grille par les fonctions de
distribution cumulées de rayonnement du GHI journalier.
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Figure 27: Fonction de distribution cumulée de rayonnement du GHI journalier pour les 15 points de grille sur la période 1995
—2015. Les traits verticaux en pointillés représentent I'ensoleillement global moyen journalier sur toute la période
considérée pour chaque ensemble de points de grille de méme latitude.

Les aspects astronomiques déterministes liés aux cycles jours / nuits et a la succession des saisons liés
a la latitude sont les principaux déterminants du rayonnement solaire qui atteint la surface de la terre
[146]. Par ciel clair, le rayonnement solaire peut alors étre prédit presque parfaitement [147, 148].
Pour les points de grille de méme latitude, au premier ordre, un profil similaire est observé. Par contre
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lorsque I'on compare les profils des points de latitudes différentes, les profils sont contrastés. Pour les
points de latitude maximale (35 dans notre exemple de couleur rouge), l'intervalle des valeurs
d’ensoleillement journalier s’étend sur une plage assez large allant d’environ 50 a 350 W, ceci
témoignant d’une saisonnalité marquée. Cet intervalle est moins marqué pour des stations de plus
faible latitude. Ainsi, la saisonnalité liée a la latitude impacte les valeurs journaliéres d’ensoleillement
au premier ordre.

En plus de ces cycles diurnes et saisonniers déterministes, la transmissivité optique atmosphérique
module la quantité de rayonnement extraterrestre atteignant le sol. Cet effet d’atténuation est di aux
nuages et aux aérosols suivant les modeles de circulation atmosphérique [149]. En plus des effets
astronomiques déterministes, il y a donc un effet important des différents climats régionaux [150].
C’est ce qui explique par exemple les différences observées pour les cing courbes bleues de méme
latitude sur la Figure 27 associées a des climats régionaux différents. Les points situés en Afrique de
I’Ouest subissent la mousson et un climat beaucoup plus humide pour le point en Afrique centrale par
rapport a celui a I'est de I’Afrique qui est associé a un climat beaucoup plus aride [151].

3.2. Variabilité infra-journaliere haute fréquence
La variabilité infra-journaliére haute fréquence de la ressource est principalement due a des facteurs
météorologiques sur le court terme. Elle est plus difficile a prévoir que les aspects astronomiques
déterministes. En guise d’illustration, nous représentons 10 jours consécutifs de Janvier et de Juillet
2005 du GHI pour les points de grille n°1 et 12 sur la Figure 28.
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Figure 28: les 10 premiéeres courbes infra-journaliéres du point de grille n°1 (en haut) et du point n°12 (en bas) pour le mois
de Janvier (a gauche) et le mois de Juillet (a droite) de I'année 2005
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Pour le point de grille n°1 et les 10 jours de Janvier la variabilité infra-journaliére est trés marquée avec
des profils de GHI tres différents et des jours ou la ressource est tres faible par rapport a d’autres. Ces
jours de faible ressource peuvent étre consécutifs comme pour le jour 2 et 3 ou isolés (jour 9 pour le
point de grille n°12). A haute fréquence, la variabilité de la ressource est importante avec des pics et
des creux significatifs qui se succédent dans des intervalles de temps tres faibles (intervalle de 15min
ici). Cette variabilité haute fréquence est beaucoup plus faible pour les 10 jours du mois de Juillet avec
des courbes quotidiennes de GHI relativement identiques jour apres jour a quelques exceptions pres.
La ressource moyenne pour ce mois est aussi plus importante qu’en janvier témoignant de la
saisonnalité marquée pour le point de grille n°1.

Pour le point de grille n°12, situé dans I’'hémisphére sud, on retrouve la aussi une variabilité haute
fréquence importante pour les jours du mois de Janvier qui a pour conséquence une diminution de la
ressource moyenne a cette période. Cet impact est beaucoup plus faible, voire quasi-inexistant pour
le mois de Juillet. Il est ainsi possible d’avoir une saisonnalité inversée par rapport a la saisonnalité
théorique en considérant uniquement les facteurs astronomiques.

Cette variabilité infra-journaliére haute fréquence a donc des dimensions différentes en fonction de la
période et des points de grille considérés.

3.3. Variabilité jour a jour
La variabilité jour a jour est celle que nous observons entre deux jours consécutifs. Elle peut étre
appréciée aussi au premier ordre (a la persistance des situations météorologiques prées) par la
variabilité pour le méme jour calendaire des différentes années de la période étudiée. Cette derniere
est représentée par les courbes vertes sur la Figure 29 pour les points de grille n°1 et 12 sur la période
1995 —2015.
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Figure 29: GHI journalier pour les Points de grille 1 (G gauche) et 12 (a droite) sur la période 1995 - 2015

Les courbes vertes représentent les 21 valeurs observées pour le jour considéré associées aux 21
années de données. Elles suggérent une variabilité jour a jour importante pour les deux points de grille.
Pour le point n°1 cette variabilité apparait relativement constante tout au long de I'année. Elle semble
diminuer a la fin de la saison été (Juin Juillet Aout). Le point n°12 suggére par contre une trés faible
variabilité jour a jour pendant I'été avec des valeurs journaliéres de GHI qui semblent similaires d’'une
année a l'autre.
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Bien que la moyenne (courbe noire) ne dégage pas de tres faibles valeurs de ressource solaire, il existe
des creux importants témoignant de valeurs de périodes pendant lesquelles la ressource solaire est
tres faible certaines années. La durée de persistance de ces périodes de faible ressource solaire est
importante pour la production d’électricité et la satisfaction des besoins. Nous représentons la
moyenne glissante des GHI journaliers des courbes vertes sur 11 jours sur la Figure 30, ce qui permet de
mieux appréhender la durée de ces périodes de faible ressource solaire.
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Figure 30: Moyenne glissante du GHI journalier sur 11 jours pour les Points de grille 1 (gauche) et 12 (droite) sur la période
1995 -2015

Ceci montre qu'’il existe bien des périodes marquées de faible ressource solaire pour les deux points
de grille étudiés pour certaines années et cela pour les 4 saisons puisque certaines courbes vertes ont
des creux importants. Méme si ces périodes avec une baisse significative du GHI paraissent assez rares
(moins d’une vingtaine sur une période de 21 ans), ces sécheresses solaires peuvent durer plusieurs
dizaines de jours comme c’est le cas en été pour le point de grille n°1.

3.4. Variabilité interannuelle

Enfin, la ressource solaire présente aussi une variabilité de plus basse fréquence : la variabilité
interannuelle. Celle-ci est illustrée pour les points de grille 1 et 12 en Figure 31.
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Figure 31: moyenne annuelle et saisonniere du GHI journalier pour les points de grille 1 (G gauche) et 12 (a droite) pour la
période 1995 - 2015
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La courbe noire qui représente la moyenne sur I’'année du GHI montre une variabilité assez faible d’'une
année a l'autre pour les deux points de grille. Néanmoins, la variabilité interannuelle est plus
importante pour certaines saisons, notamment pour les saisons avec une ressource faible comme en
hiver pour ces deux points de grille avec une valeur qui varie d’environ 100 W/m? a presque 150 W/m?
pour le point de grille n°1 et une variabilité un peu moins marquée pour le point 12 avec environ une
trentaine de W/m?2. Cette variabilité devrait idéalement aussi étre prise en compte dans le
dimensionnement d’'un MG pour assurer le niveau de service requis quelles que soient les années a
venir. Nous ne la considérerons que de fagcon marginale dans la suite de la these.

4. Impact de la ressource solaire et sa variabilité sur le dimensionnement du

micro-réseau
Dans cette partie nous analysons I'impact des différentes dimensions de la variabilité sur le
dimensionnement d’un MGSI.

Comme nous l'avons vu dans la partie précédente, plusieurs études se basent uniquement sur le
facteur de charge pour dimensionner un parc PV. Avec un facteur de capacité de 100%, dans les
conditions standards définies sur une surface de 1 m? (soit une valeur de référence de 1000W/m?) la
capacité de production effective est de 1 kWc a chaque instant, ce qui correspond a une production
journaliere de 24 kWh. Le watt-créte (Wc) ou watt-peak (Wp en anglais) est la puissance maximale
gue des panneaux peuvent délivrer dans ces conditions standards. Or comme la ressource moyenne
n’est pas la méme dans les différentes zones et n’est pas disponible toute la journée il sera possible de
recevoir qu’une fraction des 24 kWh.

Sans tenir compte de I'intermittence de la ressource solaire, pour satisfaire une demande moyenne de
1 kWh journalier avec un facteur de charge de 100% il faut installer i = 0,042 kWoc soit 42 Wc de
panneaux PV.

Du fait de l'intermittence, 1 kWc installé ne produit pas en moyenne 1 kWh. Pour satisfaire une
demande D sur une période il faut installer une puissance moyenne de panneaux PV égale a Ppcax
qui dépend du GHI horaire moyen sur I'ensemble de la période, avec :

Do
= 1000
peakmoy * mean(GHI) * 24

moy

P

Ppeakmoy est représenté sur la Figure 32 ci-dessous avec des capacités de panneaux PV installés

beaucoup plus importantes que les 42 Wc nécessaires si I'on considére une ressource solaire non
intermittente. Le facteur de charge sur I'ensemble de nos points de grille est alors obtenu en prenant
le rapport entre les 42 Wc et la puissance installée en panneaux PV réellement nécessaire pour
satisfaire 1kWh de demande journaliere. Il varie alors d’une valeur d’environ 28% (~41 / 144) pour le
point de grille avec la ressource moyenne la plus importante (le n°5 en plein milieu du désert du
Sahara) a environ 21% (~41/198) pour le point de grille n°8 situé en Afrique de I’Ouest qui est un facteur
de charge similaire a celui pour la moyenne des installations PV en Espagne [152].
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Figure 32: Niveau d’équipement moyen pour satisfaire une demande moyenne journaliére de 1 kWh et calculé gréce a la
ressource solaire moyenne sur toute la période considérée 1995 — 2015

Cette approche de dimensionnement du micro-réseau sur la valeur moyenne de la ressource solaire
sur I’ensemble de la période donne une premiere idée de la ressource moyenne disponible. Les points
de grille de latitude 21 se situent dans des zones de fort ensoleillement ce qui conduit a une puissance
PV nécessaire inférieure a celle des autres zones pour satisfaire la méme quantité de demande
journaliere.

Cette approche est utilisée fréquemment pour calculer le nombre de panneaux solaires pour répondre
a une demande donnée. Elle est néanmoins évidemment limitée pour garantir un bon fonctionnement
des MGSI. Elle va en effet conduire a des défaillances du systéme pour un nombre de jours
considérables car elle n’integre pas des composantes essentielles de la variabilité de la ressource
solaire.

Si I'on ne considére que la variabilité a I’échelle infra-journalier, un minimum de stockage est
nécessaire pour pallier a la variabilité haute fréquence de la ressource qui peut étre importante pour
un certain nombre de jours.

Néanmoins, ce stockage infra-journalier n’est pas suffisant si on considere également la variabilité jour
a jour de la ressource solaire, avec des périodes de jours de faible ressource solaire qui peuvent étre
assez longues. Un stockage inter-journalier important pourrait permettre de palier a ces sécheresses
solaires. Il y a alors un arbitrage a faire entre la capacité de stockage et le surdimensionnement en
termes de nombre de panneaux solaires. Cet arbitrage doit tenir compte d’éléments technico-
économiques.

Si le stockage du MGSI est dimensionné uniquement pour pallier a la variabilité haute-fréquence alors
le jour de plus faible ressource solaire sera celui qui déterminera le dimensionnement nécessaire pour
satisfaire I’ensemble des jours sur une période donnée. Ce jour peut avoir une ressource solaire tres
faible et impliquer un surdimensionnement trés colteux au regard de son utilité globale puisque sa
capacité de stockage sera utilisée entierement une seule journée et le reste du temps une
surproduction conséquente sera observée. C'est pourquoi [60, 57] préconisent de considérer des
criteres de qualité de service dimensionnant pour le systeme tels qu’une limite de 95% de jours ou la
demande doit étre complétement satisfaite (95DS).

L'introduction de tels indicateurs de qualité de service est également pertinente pour tenir compte de
la variabilité basse fréquence et définir ainsi le dimensionnement du systéme.
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Sur la Figure 33 nous ajoutons pour les 15 points de grille la valeur du surdimensionnement en fonction
du centile P5 relatif qui est le rapport entre le centile 50 sur le centile 5 des GHI journaliers sur toute
la période d’étude. On remarque sur cette figure une bonne corrélation entre ce surdimensionnement
des panneaux PV et les valeurs du centile P5 relatif du GHI journalier pour la majorité des points de
grille, excepté pour deux points de grille pour lesquels le surdimensionnement est élevé.
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Figure 33: Surdimensionnement des panneaux solaires photovoltaiques requis pour satisfaire la demande d'électricité
pendant 95% des jours en fonction du «centile P5 relatif» du GHI journalier. Le surdimensionnement des panneaux PV est
le rapport entre 1) la surface du panneau PV nécessaire pour atteindre le niveau de qualité de service a 95% (95%DS) et 2) la
surface du panneau PV qui permettrait de produire sur la période 1995-2005 une production égale a la demande moyenne
d'électricité sur cette période. Ce surdimensionnement requis est obtenu par simulation, en supposant que certaines
installations de stockage permettent d'équilibrer I'inadéquation production / demande infra-journaliere. Le percentile relatif
P5 est le rapport entre le 5¢me et le 50¢™e centile des valeurs quotidiennes du GHI pour la période 1995-2005. Un jour est
considéré comme satisfait lorsque la demande est satisfaite a chaque pas de temps au cours de cette journée.

Dans le cadre d’un critére de qualité de service de type 95DS, une autre dimension dont il faut tenir
compte est la succession des jours de faible ressource. Sile dimensionnement est basé sur les périodes
de faible ressource pour satisfaire 95% des jours, le fait que les 5% des jours pendant lesquels la
ressource est la plus faible soient consécutifs ou non n’aura pas le méme impact sur la qualité de
service fournie notamment lors des années de moins bonne ressource. Il faut donc, en plus du critere
de 95DS, caractériser ces périodes de sécheresse solaire et tenir compte de leur durée en plus de ce
seul indicateur de qualité de service pour bien dimensionner le systeme.

Les questions évoquées ici seront traitées dans le chapitre 6.

4.1.  Effet de I'angle d’inclinaison sur la variabilité

Au-dela d’'une meilleure caractérisation de la ressource solaire et de sa variabilité aux différentes
échelles de maniére a estimer l'irradiation solaire horizontale regue au niveau du sol, il est intéressant
d’étudier les leviers d’autre nature pouvant impacter I'adéquation entre la production et la demande.
L'angle d’inclinaison des panneaux PV est un de ces facteurs qui permet de modifier la ressource solaire
exploitable par les panneaux solaires et ses différentes échelles de variabilité.

Il modifie directement la variabilité haute fréquence de la ressource comme on le voit sur les 10 jours
premiers jours de Janvier pour I'année 2005 et pour les points de grille 1 et 12 (Figure 34).
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Figure 34: Effet de I'angle d'inclinaison variant de 0° a 90° sur la variabilité haute fréquence du GTI pour les points de grille
n°1 (gauche) et 12 (droite) de latitude respectivement 35 et -6 pour les 10 jours premiers jours de Janvier pour I'année 2005

Lorsque I'angle d’inclinaison augmente en partant de 0 (bleu foncé) I'irradiation solaire regue sur un
plan incliné (GTI) augmente jusqu’a des angles proches de celui de la latitude puis diminue. La courbe
rouge obtenue pour un angle d’inclinaison égal a la valeur absolue de la latitude du point de grille est
généralement celle avec les valeurs les plus importantes de GTI pour les différents jours considérés. La
maximisation annuelle de la production de centrales solaires en inclinant les panneaux PV a la valeur
absolue de la latitude est ainsi une régle bien connue (avec des limitations pour certaines zones
notamment de hautes latitudes [153] et [154]). Pour satisfaire une certaine qualité de service pour des
MGSI il est alors intéressant d’analyser comment cet angle d’inclinaison modifie la variabilité et le
dimensionnement optimal associé.

Les variabilités de plus basse fréquence, notamment la variabilité saisonniére, sont directement
modifiées par I'angle d’inclinaison. La valeur moyenne du GHI journalier (graphique du haut) et sa
modification en fonction des différents angles d’inclinaison (GTI, graphiques du bas) sont tracées sur
la Figure 35 pour les deux points de grille 1 et 12.
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Figure 35: GTI journalier pour les 365 jours de I'année 2005 (graphiques du haut) et ses modifications avec I'angle
d'inclinaison (graphique du bas) pour les points de grille n°1 (a gauche) et 12 (a droite)

L'effet de I'angle d’inclinaison sur la variabilité saisonniére est significatif. Pour le point de grille n°1,
présentant forte saisonnalité de la ressource solaire avec un pic en période JJA, la modification de
I"angle d’inclinaison permet d’inverser cette saisonnalité. Pour le cas extréme avec un angle de 90°, la
ressource en JJA est fortement réduite mais conduit a des valeurs importantes en DJF
comparativement a des inclinaisons plus faibles. La ressource pour la période de plus faible ressource
est ainsi augmentée de maniére significative uniquement en jouant sur cet angle d’inclinaison.

Pour le point de grille n°12 situé a une latitude de -6°, méme si le GHI ne présente pas une saisonnalité
marquée, I'angle d’inclinaison peut avoir des effets importants sur la variabilité saisonniere de la
ressource solaire. Des angles d’inclinaison entre 18 et 54° conduisent a des valeurs plus importantes
de ressource solaire lors de la période de faible ressource (JJA notamment).

L'angle d’inclinaison pourrait alors permettre d’obtenir une ressource plus importante lors des
périodes de faible ensoleillement et ainsi augmenter la valeur du 5™ centile discutée précédemment
qui réduirait le dimensionnement nécessaire pour les MGSI pour fournir une méme qualité de service.
Nous allons traiter en détail cette question dans le deuxieme article qui correspond au chapitre 7.

4.2.  Robustesse du dimensionnement optimal et du co(t actualisé de I'électricité

La caractérisation de la variabilité multi-échelle de la ressource solaire et de son adéquation avec la
demande (que nous présentons dans la partie suivante) permet une meilleure connaissance de la
qualité de service possible fournie avec un micro-réseau 100% solaire isolé (MGSI). Comme discuté
dans les parties précédentes certaines études ont conduit a des optimisations de configurations de
micro-réseau en considérant un critére de qualité de service égale a 95% DS permettant d’obtenir le
dimensionnement d’un MG donné [60, 57].

Dans notre travail de thése nous souhaitons compléter ces études en caractérisant tout d’abord de
facon plus fine la variabilité multi-échelle de la ressource solaire et les facteurs qui peuvent la modifier
au premier ordre avant d’analyser les implications en termes de co(ts sur le dimensionnement des
MGSI.

Les premieres parties de notre travail permettent de caractériser cette variabilité multi-échelle en
détaillant les effets sur le dimensionnement des MGSI et en quantifiant I'impact de la modification de
I'inclinaison des panneaux PV sur ce dimensionnement. Sur cette base, dans un second temps, nous
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définissons des configurations optimales qui minimisent le co(t total actualisé ou co(t complet de
I’électricité (LCOE) tout en permettant de satisfaire la qualité de service minimum définie et en prenant
en compte toutes les échelles de variabilité présentées. L'objectif est alors de déterminer le
surdimensionnement en nombre de panneaux solaires et la capacité de stockage de ces configurations
optimales.

Le nombre relatif panneaux PV / batteries dans cette configuration optimale dépend bien s{ir du codit
relatif de ces deux composants, de la courbe de demande a satisfaire et d’autres facteurs socio-
économiques tels que le taux d’actualisation. Pour quantifier la robustesse de nos analyses par rapport
a ces différents facteurs nous allons donc conduire dans une derniére partie de ce travail de thése une
analyse de sensibilité des configurations optimales et du co(t de I’électricité actualisé correspondant
a ces différents facteurs.

Pour conduire ces analyses sur I'ensemble du continent africain il est nécessaire de définir un systéme
générique pour le MGSI. Nous le décrivons ci-dessous.

5. Description du systeme générique considéré pour les trois articles

Il existe une grande diversité de configurations de MGSI possibles qui répondent a des spécificités
géographiques et socio-économiques des différentes zones dans lesquelles ils sont installés [155, 79].
Ces différentes configurations intégrent un grand nombre de paramétres comme le nombre de
batteries, de panneaux solaires, de cables électriques, d’onduleurs, de compteurs électriques etc.

Du fait de cette grande diversité, les analyses que nous réalisons sur I'ensemble du continent africain
se basent sur des systemes simplifiés et une configuration générique fictive. Ceci permet de conduire
des analyses systématiques sur I’ensemble du continent. Nos résultats ne pourront évidemment pas
étre directement utilisés pour une étude de dimensionnement sur le terrain qui devrait intégrer les
spécificités locales de la zone choisie (notamment en termes de demande). lls donneront néanmoins
des premiers éléments de prédimensionnement utiles pour les différents acteurs en permettant de
mieux appréhender ces questions de variabilité multi-échelle de la ressource et de robustesse par
rapport aux co(ts des différents composants.

Nous considérons donc un MGSI générique simplifié dans lequel varie uniqguement le nombre de
panneaux PV et la capacité du systeme de stockage considéré. Les onduleurs qui convertissent le
courant continu en alternatif sont en quantité constante associés a la valeur maximale de la demande
sur notre période d’étude.

En ce qui concerne la partie demande, nous faisons différentes hypothéeses pour les trois prochains
chapitres de la thése.

Dans le premier (chapitre 6), nous considérons une demande journaliere constante sur toute la période
d’étude normalisée égale a Dy, =1 kWh / jour. Ce choix est arbitraire et n’a pas d’'impact sur les
configurations obtenues puisque les panneaux PV, les batteries et la consommation sont une fonction
linéaire de cette demande dans les modéles développés (qui ne prennent pas en compte les possibles
économies d’échelles). Nous n’étudions pas les aspects infra-journaliers en faisant I’hypothése qu’une
quantité de stockage donnée permet de pallier les problémes d’adéquation production / demande a
ce niveau [41, 156]. Cette configuration tres simple nous permet d’étudier les différentes échelles de
variabilité temporelle et spatiale de la ressource solaire sur le continent africain.

Dans le chapitre 7 nous gardons I’'hypothese précédente au niveau infra-journalier mais nous ajoutons
cette fois une saisonnalité théorique a la demande pour regarder comment celle-ci va impacter le
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dimensionnement du MGSI. Nous analysons ensuite comme |’angle d’inclinaison des panneaux solaires
va impacter la variabilité de I’adéquation entre la ressource solaire et la demande.

Les deux premieres parties nous permettent, a I'aide d’un systéeme générique trés simple et en faisant
abstraction du niveau infra-journalier de donner une premiere caractérisation détaillée de I'impact de
la variabilité multi-échelle de la ressource solaire sur le dimensionnement d’'un MGSI.

Dans le chapitre 8, nous considérons un systeme générique plus réaliste qui intégre du stockage infra-
journalier avec cette fois un pas de temps de 15 minutes pour le MGSI (au lieu d’une journée dans les
chapitres précédents). Avec ce systéeme, nous analysons sur le continent africain les configurations qui
minimisent le colt de I'électricité et résultent de la prise en compte de cette variabilité pour un critére
de qualité de service donné. Pour définir la partie demande utilisée dans ce systéme générique pour
le MGSI nous considérons trois courbes de charge. Une revue de littérature non exhaustive sur des
projets de micro-réseaux existants ou a I'étude nous permet de dégager une courbe de charge
moyenne pour les usages domestiques (Figure 36) et une courbe de charge moyenne pour les usages
productifs (Figure 37). Ces courbes de charge sont normalisées par une demande moyenne Dy =1
kWh. Cette revue de littérature non exhaustive nous permet d’avoir une premiére idée des courbes de
charge a utiliser pour les différents types d’usages comme les données disponibles sont encore peu
nombreuses [67].

—— Mean

Load curves

Normalized kW

00.00 05.00 10.00 15.00 2000

Time:

Figure 36: Résumé des 29 courbes de charge qui intégrent principalement les usages domestiques de I'électricité. Les
courbes vertes sont celles obtenues dans la littérature. La courbe noire est la moyenne des 29 courbes vertes. Les lignes
pointillées noires donnent les valeurs de la consommation moyenne pendant la journée (ligne du bas) et le pic du soir (ligne
du haut).
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Figure 37: Résumé des trois courbes de charge qui intégrent principalement les usages productifs de I'électricité. Les courbes
vertes sont celles obtenues dans la littérature. La courbe noire est la moyenne des courbes de charge.

Les détails de cette revue de littérature et les commentaires sur la variabilité temporelle de ces courbes
sont donnés dans le chapitre 8. Ces deux courbes de charge moyennes nous permettent de créer trois
configurations types possibles (Figure 38) : une 100% usages domestiques (courbe verte), une 100%
usages productifs (courbe noire) et une troisieme qui mélange 50% d’usages domestiques et 50%
d’usages productifs (courbe bleue).

Normalized KW

00

T T T T T
0000 05.00 10,00 1500 20100

Figure 38 : Résumé des courbes de charge pour différentes proportions d'utilisations domestiques et productives. Usage
domestique uniquement (courbe verte), usage productif uniquement (courbe noire) et un mélange des deux a 50/50 (courbe
bleue)

Conclusion

Les trois chapitres suivants sont des articles qui synthétisent nos travaux et réflexions menés dans le
cadre de cette thése pour aboutir a une meilleure connaissance des configurations optimales de MGSI
et ainsi contribuer a leur développement a grande échelle. Le premier article « Accounting for low solar
resource days to size 100% solar microgrids power systems in Africa » a été accepté pour publication
dans le journal « Renewable energy ». Le second article, «Effect of a seasonal demand and the optimal
tilt angle on the sizing of 100% solar microgrids power systems in Africa », est en révision dans ce
méme journal « Renewable energy ». Enfin le troisieme est derniére article, «Robustness of LCOE
calculations for 100% solar and autonomous microgrids power systems in Africa », n’a pas encore été
soumis, mais le sera dans un journal orienté sciences économiques.
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Chapitre\/l

Prise en compte des jours de faibles
ressources solaires pour dimensionner des
micro-réseaux 100% solaires isolés en Afrique
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1. Introduction

In 2016, 1.1 billion people lack access to electricity in the world
[1]. Sustainable Development Goals number 7 has set a target for
2030 to extend access to “modern forms of affordable, reliable and
sustainable energy” to the entire world population. Compliance
with the COP21 objective signed in 2015 in Paris, to limit global
warming below 2 °C requires that this electrification is based on
carbon-free electricity generation [2]. In this context, variable
renewable energies (VRE) have a decisive role to play.

However, an additional constraint to the achievement of these
objectives is that globally 80% of people without access to elec-
tricity live in rural or even isolated areas where it can be difficult
and too expensive to operate or consider a connection to the main
power network.

The electrification in rural areas is expected to be partly ach-
ieved in the next decades through the deployment of off-grid
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systems and microgrids. According to the IEA [3], of the 315 million
of African people expected to have access to electricity by 2040, 80
million are expected to access it through off-grid systems and 140
through microgrids (MG). The development of MG raises a large
number of issues, which have been given even more attention in
the recent years [4]. Among those, the technical and socioeconomic
feasibility conditions are at the center of several works [5].

These works usually consider hybrid MG, where VRE production
(solar, wind and/or hydraulic) is supplemented by biomass and/or
diesel generator [6—11]. The possibility of developing MG with
renewable energy alone is however a crucial issue whether to
contribute to the deep decarbonization pathways required to limit
climate change below 2 °C [12], or to be able to do without oil, an
energy source for which it is difficult to ensure a regular supply in
remote areas and which could become increasingly expensive in
the medium term.

MG based on solar resource only are worth some specific
attention. They may be especially relevant for several regions such
as in Africa where the solar resource is abundant [6,13,14]. They also
present many other advantages: a continuous increase in the effi-
ciency [15] and a sharp decrease of the cost [16,17] of solar panels, a
rapid installation, a low maintenance cost, a possible construction
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Abbreviations

JJA June, July, August

MAM March, April,May

MG Microgrid

MGS Microgrid System

PQR Power and Quality Requirement
PX Percentile X"

SON September, October, December
SQL Service Quality Level

SSA Sub-Saharan Africa

TOA Top-Of-Atmosphere

VRE Variable Renewable Energy
DJF December, January, February
DSL Demand Satisfaction Level

next to places of consumption reducing the cost of distribution
lines, a high degree of modularity to keep up with the possible
increase in demand. 100% solar MG are likely to be the only relevant
solution in several locations, for instance in regions with a very low
and/or irregular wind and hydro resource or in sites far from water
courses.

One of the criteria necessary for the deployment of MG is to
deliver a high power and quality requirement (PQR) for users, i.e. to
meet demand at an affordable price for all consumers and always
outside a low and considered acceptable level of failure [18]. The
multiscale variability and intermittency of the solar resource, its
seasonality or periods of low levels can make this objective difficult
to be achieved in several locations worldwide.

The technical-economic implications of the high frequency (e.g.
sub-daily) variability of the resource and the day-to-day and low-
frequency variability (between different days, seasons and years)
are not the same.

In the first case, there is a question of satisfying at every moment
a request potentially very variable in time while ensuring the sta-
bility of the MG. This requires managing the intermittency of the
resource and its temporal mismatch with the demand. This is for
example the passage of a cloud, causing a sudden decrease in solar
production. Similarly, at lower frequency, the demand profile often
has a peak in the morning and another in the evening when the
solar resource is close to zero. The impact of this variability on the
sizing of MGS has already been extensively explored in the litera-
ture, particularly about the sizing of batteries necessary for the
temporary and very high frequency storage and release of excess
energy produced during the day [19—21].

The day-to-day and seasonal variability of the solar resource will
obviously impact the functioning of MG. Partly driven by weather
conditions, the solar resource regularly presents low to very low
extremes, which may moreover show some persistence and last
several days or even weeks, leading to so-called solar production
droughts [22]. In hybrid systems, the low photovoltaic (PV) pro-
duction during low solar resource periods or seasons is compen-
sated by a larger use of diesel generators [23] and there is no reason
for the PQR of the MG to be affected by such low resource periods.
The more frequent and the more intense the low resource, the more
frequent and the higher the energy produced from diesel genera-
tors. The existence of low solar resource periods or seasons would
conversely prevent 100% solar off-grid systems delivering the ex-
pected power service quality unless an over-investment in PV ca-
pacity or in large storage capacity. If the day-to-day and low
frequency variability of the solar resource was systematically

disregarded in hybrid MG projects, it can obviously not be ignored
in diesel free MGs where solar is the main, if not the only, energy
source. Early work on the study of solar resource variability for PV
systems dates to the 1980s [24—28] focusing mainly on the sea-
sonal and spatial variability of the resource. Recent works have
roughly followed similar objectives, making use of the high-
resolution and much longer database nowadays available world-
wide [29—31]. As reported recently [32], there is, however, still a
poor understanding of solar resource variability in regions such as
Europe where a strong penetration of VRE is sought in a very short
term (27% of renewables in energy consumption by 2030 [33]).
Furthermore, all studies were produced in a context where solar
production is integrated in national power system grids, ignoring
thus variability issues potentially critical for autonomous and local
scale power systems. The need to develop 100% solar systems in
several locations worldwide definitively calls for comprehensive
analyses dedicated to those multiscale variability issues.

In our work, we focus on Africa where very important expec-
tations have been declared on solar PV development for the elec-
trification of populations in rural areas [34]. In this context, we thus
characterize some variability features of the local solar resource
expected to be relevant for 100% solar MGs. We consider the vari-
ability of Global Horizontal Irradiation (GHI) that is the main driver
of PV production. As mentioned above, a key issue with a 100% solar
production is the sub-daily temporal mismatch between the
resource and the demand. In our work, we disregard this issue and
focus on the day-to-day and low-frequency variability of the
resource. We assume that this mismatch issue can be solved with
some appropriate sub-daily storage facility obtained from battery
or whatever other storage technology [6,35].

Section 2 presents the study area and the solar radiation data-
sets. Section 3 describes some variability features of the local solar
resource relevant for 100% solar MG and how they vary according to
African regions. We especially characterize the low resource daily
values, directly related to level of power service quality that can be
achieved somewhere. We give then some insights on the charac-
teristics of low solar resource periods, which correspond to periods
when the supply-demand balance is likely to be difficult to be
established. The results are discussed in Section 4 and Section 5
concludes the study.

2. Study area and data

We consider the whole African continent, from the latitude
of —34.5° in south Africa to 37.21° in Tunisia and from
longitude —17.32° in Senegal to 51.25° in Somalia. With more than
1.2 billion inhabitants, Africa is the second most populous conti-
nent after Asia and represents 16.4% of the world's population in
2016. Africa is crossed, almost in its middle, by the equator and
presents several climates: hot and humid close to the equator,
tropical in the regions between the equator and the tropics, hot and
arid around the tropics, temperate in the highlands.

We use GHI data from: Surface Solar Radiation Data Set - Heli-
osat (SARAH) - Edition 2 produced by the European Organization
for the Exploitation of Meteorological Satellites (EUMETSAT) [36].
Data are available from January 1, 1983 to December 31, 2015 and
cover the area +65° longitude and +65° latitude. Instantaneous
radiation data are available every 30 min with a spatial resolution of
0.05° x 0.05°. This database is obtained by satellite observations of
the visible channels of the MVIRI and SEVIRI instruments aboard
several Meteosat geostationary satellites that have succeeded one
another.

[41] found some horizontal stripes artifacts in the Meteosat GHI
data over the period 1983—1994. We, therefore, select the
1995—-2015 period for our analysis. In the following, we
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characterize the variability of the resource based on 21-year time
series of mean daily GHI values derived from local 30-min GHI data.

3. Results
3.1. Mean solar resource and its variability

The mean annual and seasonal values of GHI obtained for the
1995—2015 period are presented in Fig. 1. The Earth's revolution
around the sun and the weather variability are the two main drivers
of the temporal variations of GHI. As described in many publica-
tions, the mean annual GHI is on average globally higher for areas of
medium latitude compared to the ones near equator. The high
nebulosity in central and west Africa near equator can explain this
relatively lower resource level [42]. Conversely, the mean annual
GHI presents high value in desert areas: the Sahara in the north and
the Kalahari in the South West. It tends then to decrease for high
latitudes (e.g. Maghreb and south of South Africa).

In most African regions, the seasonality of GHI follows globally
that of the Top-Of-Atmosphere (TOA) radiation (see supplementary
material). The seasonality is low to very low close to the equator
and, compared to other periods of the year, GHI is much higher in
North Africa from March to August and in the southern part of
Africa from September to February. The seasonality of GHI is
conversely in phase opposition with that of TOA radiation for a wide
horizontal band to the north of the equator (latitude between
0° and +15°). In here, GHI is higher in DJF than in JJA. This results
from the cycle of nebulosity in this area, which is much more
important in the JJA season, as a result of the west African monsoon
onset in that period [43]. A similar but less pronounced phase
opposition signature is found in the south-eastern part of Africa
with a rather low GHI resource in DJF (southern hemisphere's
summer) compared to JJA (southern hemisphere's winter). This
results here also from the monsoonal circulation which takes place
over the southern part of the continent during the southern
hemisphere's summer leading to high nebulosity and precipitation
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Longitude (°)

Lattude (%)

Latitude (9

amounts from Angola on the west coast of southern Africa all the
way to Madagascar [44].

Fig. 2 maps the coefficient of variation of daily GHI values, for
the whole period and for each season S in turn, estimated as
CVs = as/us where ug is the mean daily GHI for season S (or for the
whole period if S = 0) and where 03 = 1/(n-1) Sjes (GHI() - us)? is
the standard deviation of daily values GHI(j) for season S (or for
whole period).

At an annual scale, the variability mainly depends on latitude. It
roughly increases northward and southward with basically two
main exceptions: near the equator where the variability is relatively
high (e.g. Gabon, Congo Democratic Republic) and in the southern
part of the Sahara region where the variability is much lower than
elsewhere.

Depending on the location, the daily variability can also vary a
lot from one season to the other. This is for instance the case for the
north part of Namibia and northern Africa which presents a much
lower variability in summer compared to the other seasons. This is
also illustrated in Fig. 3 which presents for a set of 15 grid points
(for 1995—2005) the mean interannual cycle of daily GHI and for
each calendar day the values of the 10th and 90 percentiles of
daily GHI (P10 and P90 resp.). The day-to-day variability, expressed
by the inter-percentile distance, depends a lot on the grid point and
the season considered. For instance, for the extreme south-west
grid point near Namibia, it is very low in the JJA season where
the P10 and P90 curves are almost confused and it is conversely
very large in the other seasons.

The variability within each season is obviously related to the
day-to-day weather variability. The variability of GHI obtained for
the whole year additionally depends on the seasonality of TOA
radiation resulting from the Earth's revolution around the sun. The
percentage of the annual variability explained by the seasonal and
rather predictable component of the resource is presented in Fig. 4.
As already suggested from previous graphs, the annual variability is
almost fully explained by the mean seasonal cycle of the resource in
the North and in the South of Africa whereas it is almost fully

Longitude (%)

Fig. 1. Mean daily GHI in W/m? (annual mean (left) and seasonal means for 4 seasons (on the right) (MAM: March, April, May; JJA: June, July, August; SON: September, October,

December; DJF: December, January, February) for the period 1995—-2015.
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Fig. 2. Temporal variation coefficient of the daily GHI in percentage (total (on

explained by the day-to-day variability of weather around the
equator.

3.2. Low resource percentiles

In a 100% solar MG configuration, days with low solar radiation
are expected to be rather critical. They will likely lead to configu-
rations where not enough electricity can be produced to satisfy all
the potential loads, unless overinvestments in PV panels or in en-
ergy storage or unless demand side management shifts some en-
ergy uses to a period without solar resource problems. The quality
level of the power service will be then partly determined by the
occurrence probability of the low resource days.

The use of some day-to-day storage facility could allow to supply
the required energy for low resource days, using the energy in
excess from previous days. Here, we assume that the available
storage only allows to cope with the sub-daily production/demand
mismatch and that it is too small to allow the storage of excess
energy produced during high resource days for a further use to low
resource ones (see discussion Section).

In this configuration, the service quality level (SQL) obtained
with a given MG will mainly depend on the amount of energy
produced for the low resource days. For a given location, the
amount of available energy increases with the size of the PV fleet.
The more the surface of PV panels, the larger the production, the
easier it will be to satisfy the demand each day, especially for days
where the GHI is low or very low. In a 100% solar MG, a way to
increase the SQL is thus to oversize the PV fleet [45,46].

SARAH GHI data allow to extract for each location the statistical
distribution of daily GHI values. The low percentiles of daily GHI
values give, in this context, a rough estimate of the equipment level
that would be required to obtain a given SQL. Let for instance as-
sume that the MG is designed so that the mean daily demand D
kWh is satisfied more than 95% of the days. Let then consider Qs,
the daily production that can be obtained for 1 m? of PV panel from
the 5th percentile of daily GHI amounts. The daily production for
1 m? of PV will be then equal or greater than this Qs value for 95% of

Longitude (*)

the left) and for the 4 seasons (on the right)) for the period 1995—2015.

the days. Consequently, the daily production from a PV panel fleet
of D/Qs m? will be equal or greater than the requested demand D for
95% of the days. D/Qs m? of PV panels is thus enough to insure a
Demand Satisfaction Level (DSL) of 95% (as long as we do not
consider demand side management). A significant part of the en-
ergy production will be wasted but in counterpart, the demand will
be satisfied 95% of the days.

As a result of the sub-daily variability of the demand, the
resource, and the storage/release operations of the sub-daily stor-
age facilities, the link between a given GHI percentile and the
percentage of days where the demand is satisfied is not fully direct.
Assuming that the daily demand is roughly constant in time and
there is no multiple day storage facility, this link is, however, sig-
nificant and the X percentile of the daily GHI statistical distribu-
tion is a rough but rather robust indicator of the resource value to
be considered for the design of a 100% solar MG with the objective
to have (100-X)% of days where the electricity demand is satisfied
(see supplementary material, Fig. A1—A3): the higher the percen-
tile value, the smaller the area of solar panels required to satisfy a
given power demand amount.

Fig. 5 presents the percentile 1 (P1) and the percentile 5 (P5) of
daily GHI values obtained from the period 1995—2015. In both
cases, the spatial pattern of the percentile is very similar to the one
obtained for the CV of daily GHI values (Fig. 3). In the northern part
of Africa, except in the extreme north, P5 is relatively high espe-
cially in the southern part of Sahara. High values are also observed
in the southwest region. Near the equator and in the southeast area,
low value of P5 are observed especially because of the high
cloudiness in these areas.

This is informative to compare for each location those percentile
values to the mean GHI value. If the ratio is close to 1, this means
that even during low resource periods, the solar resource is not too
small and remains close to the average value Qmoy. On the con-
trary, if the ratio is much higher during these periods, the resource
is very low.

In a number of places, P5 is very close to the mean GHI value.
This means that the oversizing required to achieve a 95% DSL is
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Fig. 3. Variability of daily GHI values [W/m?] for 15 SARAH grid points in different African climates. Mean value (black), 10th (blue) and 90th (red) percentiles of daily GHI for each
calendar day (1995—2015 period). See location of grid points in Fig. A1 of Supplementary Material. Scale for the y-axis: from 50 to 350 W/m?. (For interpretation of the references to

colour in this figure legend, the reader is referred to the Web version of this article.)

rather limited. This is the case in a large part of the Sahara region
and of Namibia. Expected in the very northern parts of the Maghreb
and some limited regions of South Africa, the P5 is never smaller
than 2 to 2.5 times the mean resource. Oversizing solar farms by a
factor 2.5 would allow to satisfy the demand with a 95% DSL
roughly everywhere in Africa. To get a higher DSL, the oversizing
requirement can be much higher. The P1 can be 4 to 5 times lower
than the mean GHI, especially in central Africa and in the extreme
south-east. Moving from a 95% DSL to a 99% DSL would imply an
additional oversizing factor of 1.5—2 (Fig. 6, right).

These ratios provide us with orders of magnitude of the solar
panel oversizing induced by the low percentile values to achieve a
given SQL.

3.3. Required surface of PV panels for each kWh of demand

The percentiles estimated previously allow estimating the peak
power of solar PV panels, further referred to as Pp,g , required to
satisfy a given daily demand Dy with a given SQL. Pp.q, gives the
amount of production that would be obtained with the considered
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PV installation for an idealistic solar radiation power of 1000 W. In
the recent years, the efficiency of different technology for solar cell
ranges from around 10%—30% leading to peak power ranges be-
tween 100 and 300 W per m2 of solar panel depending on the PV
technology [15]. The peak power required to achieve a given elec-
tricity demand thus directly informs about the number of PV panels
required in the PV farm, and about the cost of the PV farm
depending on the cost of that technology.

For a given PV installation, the instantaneous PV production at a
given time depends on GHI and temperature for that time. It is
expressed as [8].

GHI
Prodpy = Ppegy* (W) *Mvper (T) (1)

where Prodpy is the electricity production of solar panels (in Watt),
Ppeqr the electricity production considering a GHI equal to 1000 W/
m?, GHI is the global horizontal irradiance in W/m? and 5y;ppr(T) is
the efficiency of the PV module depending on the ground tem-
perature. As first approximation and for the sake of simplicity, we
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Fig. 4. Percentage of the day-to-day variability explained by the seasonal component
of the GHI. The percentage is expressed as « = a1/oo Where oy is the standard deviation
of daily GHI values calculated from all daily data in the 1995—2015 period (¢3 = 1/(n-1)
3 - 1.a(GHI(j) - w)? where GHI(j) is the daily GHI value for day j, p is the mean daily GHI
for the period and n is the number of days in the period) and where ¢, is the standard
deviation of daily GHI values calculated from the 365 daily values of an average year
(6% =1/(365-1) =4 _ 1365(GHI(d)-1)? where (GHI(d) is the inter-annual mean GHI (mean
over 21 years) for the calendar day d = 1.365).

set this efficiency to one, considering that the temperature is all the
time equal to the standard temperature.
The result for the electricity production for a specific day j is:

GHI;
_ J
Prodpy; = Ppeqi* (m) (2)

To have a mean daily production that equals in average to the
mean daily demand Dy in kWh, the required Pp,, has the following
expression:

1000* Dy

Preak = 24*mean(GHI) 3

Similarly, to have a mean daily production that equals in average

Latitude (*)

Longitude (°)

to a given percentile value, the required Ppeg is:

e With a 95% DSL target:

_1000% D,
Ppeqk p5 = 24%P5(GHI) (4)

o With a 99% DSL target:

1000* Dy
Ppeqic p1 = 24*P1(GHI) (5)

In the following (Fig. 7), the peak power necessary to satisfy
1 kWh of demand is mapped for both DSL 95% and 99%.

Ppeqi is proportional to the inverse of the percentile values used
(Fig. 5). In areas where low percentile values are important, Pp,g, is
low, like in the Sahelian band. On the contrary, near the equator, in
south-east and extreme north of Africa, Pp,y is really high
compared to other areas. Pp,q, required to achieve the 99% DSL is
logically 1.5 to 2.5 times higher than the one for the 95% DSL (except
in the Sahelian band where the P1 and P5 are similar).

4. Discussion
4.1. Low solar resource sequences

Beyond the level of the resource during the low resource pe-
riods, sizing a MG to achieve a given SQL should also consider the
temporal organization of the low resource days and sequences
during the year. The seasonality of the low solar resource days is
presented in Fig. 8. Results obtained for the P1 percentile (not
shown) are very similar to those obtained for the P5 percentile.

As expected, the percentage of days below the P5 values varies
significantly from one season to the other. To the north of the 15°
latitude North and especially in the east, most of the low resource
days occur during the northern hemisphere's winter (DJF). As a
result of the West African monsoon, this is not the case between
0° and ~+15° of north latitude, where most of the low resource
days occur in the northern hemisphere's summer (JJA). A similar
result is obtained for the band between 0° and 15° South. Most low
resource days are during the southern summer (DJF) whereas the
southern winter (JJA) presents the smallest number of such days. In

Latitude (°)

-0 0 0 20 32 4 50
Longitude (°)

Fig. 5. Percentile 5 (left) and Percentile 1 (right) of the daily GHI for the period 1995—2015 in W/m?.
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Fig. 6. Ratio of Percentile 50 on the Percentile 5 (left), Percentile 50 on the Percentile 1 (middle) and Percentile 5 on the Percentile 1 (right) of the daily GHI for the period
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Fig. 7. Peak power of solar PV panels (in kWp) needed to satisfy 1 kWh of daily demand when calculated with the percentile 5 (left) and 1 (right) of the daily GHI for the period

1995-2015.

several African regions, the QSL in a 100% solar MG can thus
significantly vary from one season to the other.

Another important feature to characterize the SQL for a 100%
solar off-grid system is the temporal persistence of low resource
situations. For a same number of low resource days, configurations
where those days follow each other would likely have more
negative impact than configurations where such days are never
consecutive but conversely occur from time to time. The mean
duration of time sequences of days with a GHI lower than the P5 is
presented in Fig. 9. The maximum duration of such sequences is
presented in the supplementary material (Fig. A5).

The average number of consecutive days inferior to P5 is close to
1 almost everywhere in Africa except in areas of higher latitude
where we can have 1.5 up to more than 3 days in the north east part
of Africa. These rather long low resource sequences are actually a
direct consequence of the fact that, in this area, the variability of the
daily GHI is mostly driven by the Earth's revolution, especially in
the northern hemisphere's winter where most low GHI days occur
(see the very low variability of the daily GHI for DJF in Fig. 3).
Following that of the TOA irradiation, the persistence of GHI is thus
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very high, leading to long sequences of low GHI resources. Except in
this area, the low resource sequences are on average restricted to
one day.

The production during such periods is, however, not necessarily
zero. It is “just” below the P5 level. Assessing the real impact of such
events would require to estimate the amount of not-satisfied en-
ergy during this period. In all cases, the socio-economic impacts
and the viability of the system to such extreme events should be
analyzed carefully, checking for instance if the production would be
at least enough to supply the electricity requirements for vital uses
such as those needed for hospitals or some food related processes
highly sensitive to lost-of-load events (continuous throughout a
week or multiple weeks or months food transformation/conser-
vation processes).

All in all, the seasonality of the low-resource occurrence and
their persistence characteristics should be also additional vari-
ability features to account for in the design of 100% solar MGs. The
requirement for a rather constant year-round SQL and for short
duration low resource sequences would likely imply to further
oversize the production system or could even make such systems
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Fig. 9. Average duration period (in days) of consecutive days inferior to the percentile 5 of the total daily GHI (left) and for the 4 seasons (right) for the period 1995—2015.

not relevant.
4.2. Demand flexibility and effects on MG design

The percentage of days for which the electricity demand is not
fully met has been taken in the article as a proxy for the service
quality. Implicitly, we have also considered the daily demand as an
exogenous and determined quantity. However, in a number of

cases, some consumers could have the possibility to adapt to the
day-to-day availability of the resource, postponing for instance part
of their electricity demand from one day to another. This could be
achieved with dedicated power resource forecasts that would
inform and allow volunteer consumers to anticipate some post-
ponement requirement. This could be also achieved with specific
pricing systems for consumers ready to adapt their electricity de-
mand. The possibility for such flexibility could impact significantly
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downward the sizing of the MGs, and thus the electricity price. As
an illustration, we can consider that, for a given number of days in
the year, and for consumers who subscribe a “flexibility” service
contract, part of electricity uses planned during these days can be
carried over to the next day if the solar resource is available.

The implementation of such demand-side solutions would be
effective if for each 2 consecutive days sequence, the mean energy
production is larger than the mean energy demand over that 2-day
sequence. For a rough assessment of the size of the MG required for
a given quality level, we could thus consider the low percentile
values of the mean GHI value over 2 consecutive days. The P1 and
P5 percentiles of this 2-day mean GHI variable is presented in
Fig. 10. Compared to ones calculated with the daily GHI, these 2-day
low percentiles are 1.5—2 higher, especially in areas where the 1-
day P1 and P5 percentiles have low value (near the equator, in
central Africa). This “flexibility” service contract can, therefore,
have important cost reduction effects on the electricity produce
with the MG and may be considered by the operator when sizing
the project.

In other words, a one- or few-days flexibility of part of the de-
mand could lead to much smaller MG requirement for a same SQL.

5. Conclusions

In this article, we performed a rough assessment of the level of
PV equipment needed for a 100% solar MG to achieve a given SQL.
The SQL is evaluated from the percentage of days for which the
demand for electricity is satisfied. We used for this evaluation high-
resolution radiation satellite data for a 21-year period, which are
supposed to give a good picture of the local resource variability.

For a given location, the targeted SQL can be achieved by over-
sizing the surface of the PV panel fleet. We here provided an esti-
mate of this oversizing requirement from the low percentile values
of the daily GHI. In our context, sizing on the 5% percentile (resp.
1%) of the daily resource roughly allows to achieve that the demand
is satisfied for 95% (resp. 99%) of the days. The surface of PV panels
required when the MGS is sized with this 5% percentile is 2—3 times
compared to the surface estimated from the mean annual GHI
resource. The oversizing required to achieve a 95% DSL is thus
“rather” limited. Conversely, targeting the 99% DSL would addi-
tionally require increasing the surface by a factor of 2.

Latitude (°)

Longitude (°)

Latitude (°)

In a first approximation, the SQL that can be achieved for a given
MG depends on the value of the chosen daily GHI percentile (the
sizing percentile). The SQL is also obviously expected to depend on
the regularity in time and on the persistence or not of the days
below the sizing percentile.

On the one hand, in a number of regions, days where the
resource is lower than the sizing percentile are clustered in a given
season. This would thus make the SQL variable in time. This may be
not acceptable for a number of configurations, calling for a more
restrictive SQL criterion and likely next, an increased size of the MG.

On the other hand, in most regions, the low resource days
mostly occur individually, a rather convenient configuration, as
soon as a part of the not-satisfied demand can be postponed to
some days later when some extra solar resource is available. In a
few areas, mainly located in the Sahara where the resource is not a
lot influenced by the weather, the low resource days can be clus-
tered within some temporal multiple days sequences. Such areas
would obviously require a deep analysis of the potential socio-
economic effects of such long solar drought events and a
throughout assessment of the resulting system viability.

Our work was based on a number of assumptions, data and
modelling choices, which potentially led to some uncertainty in the
results. Our results were obtained with the high resolution SARAH
radiation data. Satellite derived radiation data are frequently used
to characterize the solar resource potential on large area since
ground measurement have limited spatial coverage (e.g.
Refs. [29—31,39]). SARAH data have been found to present good
estimates of GHI when compared against high-quality ground
measurements from stations of the Baseline Surface Radiation
Network (BSRN) [37]: the bias and the mean absolute bias present
for instance remarkably low values (112 and 12.1 W/m? respec-
tively [38]). BSRN stations are however mainly located in Europe
and Northern America and unfortunately, the number of stations in
the African continent is very limited (5 stations). The quality of
radiation data for this continent is thus roughly unknown. A recent
comparison with radiation data from six ground stations of the
Kenyan national measurement network suggests that the quality of
SARAH data is reasonable in this region (correlation of roughly 0.5
on average between observed and SARAH monthly means) [31]. To
our knowledge, no such evaluation was published for other regions
of Africa. The lack of ground measurement data for a throughout

Longitude (°)

Fig. 10. Increase in low percentile values of daily GHI when estimated over a 2 days moving average window. Left: ratio between P5 values calculated respectively from 2 days mean
GHI data and from raw daily data. Right: the same with P1 (percentiles obtained for period 1995—-2015).
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evaluation of the data across the continent is obviously a critical
limitation and our results should be considered with care; they can
especially not be used stricto sensu for the design of real projects.

The unknown quality of radiation data is obviously also a critical
limitation for all projects that aim to develop solar systems in this
continent. In this context, a major international effort for the
deployment of a solar radiation measurement network, even if not
that dense is definitively required. When one considers the very
large societal demand for solar PV MG in the region, this effort
could obviously imply governmental institutions (meteorological
services, research laboratories) but also local communities and
private companies. Numerous ground measurements are actually
carried out at the present time in Africa for the development and
management of numerous new solar power projects. Those data,
when made available for all, would definitively give a great
contribution to a better assessment of the quality of satellite radi-
ation data and in turn to a better knowledge of the solar resource in
Africa.

All in all, conversely to ground measurements, satellite data are
available at high space-time resolution and classically cover rather
long periods of time, even in ungauged regions. They produce
definitively a valuable information and our analysis is expected to
give a reasonable picture of some important features of the solar
resource variability and low percentiles in this region. It allowed
also to identify regions where the development of 100% solar MGS
could be less costly than elsewhere. Further work would be worth
to assess the sensitivity of such analyses to other satellite products.
In all cases, such satellite data should be complemented and bias-
corrected with ground measurements to be collected in places
where projects are envisioned.

In our analysis, which ignores intraday supply-demand ade-
quacy problems, we considered that the low percentile value of the
daily resource determines the size of the PV fleet to be used in the
MGS. This approach is to be related to the approach frequently used
in a configuration where the production is obtained from hydro-
power. In such a case, the available resource that has to be
considered for the MGS development is usually evaluated from a
low flow characteristic variable extracted from the so-called flow-
duration-curve. The 95% or 90% percentile of this curve is often
used as design available discharge. Of course our approach lacks an
overall consideration of the economic dimension. The cost of
oversizing the PV fleet could be prohibitive. On the other hand, one
could consider the possibility of multiday storage. We here
assumed that the available storage only allows to cope with the
sub-daily production/demand mis-match. The use of some multi-
day storage facility could allow to supply the required energy for
low resource days, using the energy in excess from previous days. It
would thus in turn reduce the need for oversizing. Disregarding the
potentially critical issues relative to storage (e.g., environmental
and technical constraints, life duration of batteries), one should
consider the socio-economic interest of adding such multiday
storage facility in the system. Considering the full cost of the stor-
age/PV panel fleet system would allow to identify the best
compromising storage/oversizing configuration; the latter may be
rather different from that estimated here. Such an analysis will be
carried out in a future work. It will require simulating the func-
tioning of the MGS considering the temporal evolution structure of
the demand. The sub-daily variations of the resource and of the
demand will be of first importance as they fully determine the
storage required to deal with the sub-daily production/demand
temporal mismatch. The seasonality of energy uses and more
particularly of energy demand for productive activities will have
also to be considered (like agricultural activities which require
specific and different electricity demand for long periods over the
year with water pumping if needed when the cultures grow and

then post-harvest processing methods). A location where the de-
mand would share a similar seasonal pattern than the production
would definitively lead to a smaller MG than a location where a
seasonality mismatch between both is found. The development of
productive activities whose electricity demand profile would be in
line with the seasonal variability of the solar resource would un-
doubtedly limit the oversizing of the mini-grid and thus reduce the
price per kWh supplied. The level of adaptability or flexibility to the
energy demand is another issue to be considered for the optimi-
zation of the MG design. This issue will be obviously also worth
some focused analysis.

Further work should also consider the interest of hybridizing
solar resource with other renewables such as wind and run-of-the
river hydro. The temporal complementarity between those
different resources has been highlighted in a number of recent
works (e.g. Refs. [45,47,48]). The complementarity of the sources for
these low solar resource days would be worth a dedicated inves-
tigation as suggested by the recent work on energy droughts in
different European regions by Raynaud et al. [22].
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Chapitre Vl |

Effet d'une demande saisonniere et de |'angle
d'inclinaison optimal sur le dimensionnement
des micro-réseaux 100% solaires isolés en
Afrigue

Cet article a été soumis dans le journal « Renewable Energy » est en cours de révision.
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Abstract

Using high resolution satellite irradiance data for the 2005-2016 period, we explore how the
seasonality of electricity demand would influence the size of fully solar-powered microgrids that must
meet demand at least 95% of the time. The temporal co-variability pattern between the solar resource
and demand may allow grid size to be reduced or, on the contrary, require it to be increased. In some
parts of Africa and with 30% seasonal amplitude, the size required to meet seasonal demand is 20%
larger than what is needed to meet non-seasonal demand. On the other hand it may also be as much
as 20% smaller.

Changing the tilt angle of photovoltaic panels may reduce the size required, by reducing the resource
supply-demand mismatch. The optimal tilt angle may significantly diverge from the commonly used
latitude-based tilt. We show that for constant daily demand, the gain in size achieved by optimizing tilt
angle is generally less than 4%, but it may be as much as 9% for specific seasonal demand patterns. In
a number of locations we show that focused surveys and analysis to estimate the temporal structure
of demand more accurately would yield significant gains in MG size.

Keyword

e Seasonality of the demand
e Tiltangle solar PV arrays

e Quality Service Level

e Solarisolated microgrids

e Rural electrification

e Sub-Saharan Africa

Abbreviations

e BTI: Beam Tilted Irradiance

e DTI: Diffuse Tilted Irradiance

e GTI: Global Tilted Irradiance

o JJA: June, July, August

e  MAM: March, April, May

e MG: Microgrid

e  ORL: oversizing requirement level

e ORLI5SE: Oversizing requirement level to meet constant daily demand 95% of the time, with tilt
angle equal to latitude

° 0RL95§§,§: Oversizing requirement level to meet constant daily demand 95% of the time, with
optimal tilt angle
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e ORL95;:: Oversizing requirement level to meet seasonal daily demand 95% of the time, with tilt
angle equal to latitude

e ORL95;%%: Oversizing requirement level to meet seasonal daily demand 95% of the time, with
optimal tilt angle

. 0RL95}‘($": Oversizing requirement level to meet seasonal daily demand 95% of the time, when
peak demand is unknown and tilt angle is equal to latitude

. 0RL9510‘3£‘: Oversizing requirement level to meet seasonal daily demand 95% of the time, when
peak demand is unknown and with optimal tilt angle

e PQR: Power and Quality Requirement

e PV: Photovoltaic

PX: Percentile Xt

QSL: Quality Service Level

SM: Supplementary Material

SON: September, October, December

e SSA: Sub-Saharan Africa

e VRE: Variable Renewable Energy

e DJF: December, January, February

e 95DM: Demand met 95% of the time

Introduction

Sustainable Development Goal 7 sets an ambitious target for 2030: to extend access to "modern forms
of affordable, reliable and sustainable energy" to the population of the whole world. However
electrification will have to take into account the objective of the Paris Agreement to keep global
warming well below 2°C. To meet this objective we must aim for carbon neutrality before the end of
the 21% century and promote completely carbon-free energy systems. There are high expectations for
massive development of renewable energies combining achievement of both goals, particularly in
Africa. The use of renewable energy is also a means of providing electricity in remote rural areas, where
grid extension would be too expensive: in sub-Saharan Africa, more than 80% of people without access
to electricity live in rural areas, and according to the IEA [1] in 2030 80 million people in Africa will
access electricity thanks to off-grid systems and 140 million more through microgrids. A number of
MGs developed and/or planned in recent years are hybrid systems, in which thermal (such as biomass
or diesel) generators are used in tandem with variable renewable energy (solar, wind or hydraulic)
sources [2, 3, 4, 5, 6, 7]. The urgent need to comply with the goal set by the Paris Agreement requires
us to promote the development and use of MGs based mainly or entirely on variable renewable
energy.

In the present work we focus on fully solar-powered MGs. MGs based exclusively on solar power are
particularly relevant for various regions worldwide, particularly Africa, where the solar resource is
abundant [2, 8, 9]. PV arrays allow for rapid installation, have low maintenance costs and can be built
near centres of consumption, thus reducing the cost of distribution lines. They are also highly modular,
to keep pace with possible increases in demand. Furthermore the efficiency of PV panels is steadily
improving [10] whereas the cost of PV arrays is falling [11, 12]. For all these reasons fully solar-powered
MGs are a very attractive solution for bringing power to remote areas.

But to develop access to electricity by deploying such MGs a number of challenges must be overcome
[13], while meeting various technical and socio-economic constraints [14]. To deliver a reliable power
service with a high level of quality, the design of the system should account for the intermittent nature
of the resource and for low solar resource days. The quality service level, often defined as the
percentage of days on which electricity is delivered to consumers, is a good indicator of the reliability
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of the service provided by the MG. To achieve a given QSL, the design would typically need to include
storage facilities and oversize the PV panel fleet [15]. Storage allows temporal redistribution of surplus
energy produced during periods of abundant resource to low resource periods. It can be used to
efficiently deal with day-to-day resource variability. But it is not an option when low resource periods
last several weeks or months, which is the case in a number of locations worldwide as a result of
resource seasonality. Oversizing the PV panel fleet, in a way that enough resource is available even in
low resource periods, also enables a high QSL to be achieved all year round. [15] show actually that
oversizing the MG system by a factor ranging from 1.5 to 2.5 would meet electricity demand 95% of
the time in most parts of Africa. So, due to the rapidly decreasing costs of PV arrays, this option is
potentially feasible in a number of locations. However the analysis undertaken in [15] considers
constant daily electricity demand throughout the year. The oversizing rate, required to achieve a given
QSL, is expected to be rather different in the case of seasonal demand.

The seasonality of electricity demand is often disregarded when designing MGs in remote rural areas
[15, 16, 17, 18]. But some seasonal fluctuation is obviously to be expected. Significant seasonality is
typically reported in urban areas as a result of the seasonal duration of daylight or as a result of
weather-sensitive electricity consumption (cooling or heating buildings [19]). In rural areas of sub-
Saharan Africa, some seasonality could also result from electricity uses dedicated to heating (water for
washing) or cooling (fridges, fans, air conditioning) typically related to weather. Fluctuation may also
occur due to other factors such as the varying duration of daylight (household lighting) or agricultural
activities (pumping for irrigation, drying crops and vegetables, grinding flour) (see [20] and [21]).
Accounting for such seasonality and resource adequacy would definitively improve the relevance of
MG designs.

The present work aims first to explore how demand seasonality would influence the size of the MG
required to achieve a given QSL.

Analysis is carried out for a generic PV installation, on which the tilt angle of PV arrays is fixed,
corresponding to the latitude of the location. This tilt angle corresponds to the thumb rule used
worldwide for the design of PV farms. It has been shown that in most locations, especially south of the
tropic of Cancer, a tilt angle equal to latitude maximizes mean annual production of PV power!. The
present work puts this rule in perspective for the design of MGs. In particular we investigate how a
different tilt angle could be beneficial for a specific case, in which the prime objective is not to
maximize annual production but to achieve a given QSL and thus maximize day-to-day adequacy
between supply and demand. So we also investigate how the tilt angle of solar PV panels can modify
the temporal variability and seasonality of local solar production and the QSL for a given PV array size.
We estimate the tilt angle that minimizes the area of solar PV panels required to meet a given QSL. We
further compare this area to the area obtained for a typical “design tilt angle” corresponding to the
latitude of the relevant location. We carry out this analysis for specific patterns of demand seasonality
and assess how much results depend on location.

The article is organized as follows. Section 2 presents our methodology, study area, data and main
assumptions. Section 3 assesses the impact of seasonal fluctuations in daily demand on MG size, and
how much optimizing tilt angle can mitigate the impact of demand seasonality on MG size. Results are
discussed in Section 4 and Section 5 concludes.

1 Note that limitations of that rule has been highlighted for some regions such as high latitude ones, as shown
by [34] and [26]
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2. Methodology

2.1. Study area

We consider the whole continent of Africa, from latitude 34.5° south in South Africa to 37.21° north in
Tunisia and from longitude 17.32° west, in Senegal, to 51.25° east, in Somalia. With more than
1.2 billion inhabitants, Africa is the second most populous continent after Asia, representing 16.4% of
the world’s population in 2016. Africa is crossed, almost in the middle, by the equator and presents
several climates: hot and humid close to the equator, tropical in the regions between the equator and
the tropics, hot and arid around the tropics, temperate in the highlands.

2.2. Data
We use solar irradiation data from the CAMS radiation service dataset "JADE" over Africa computed
with McClear version 3 and CAMS radiation bias correction - CAMS project - Dec. 2017 [22].

These data cover the land area between longitude £65° and latitude +65°. Instantaneous radiation data
are available at 15-minute intervals with a spatial resolution of 0.05° x 0.05° over the period 2005-
2016. This database is obtained by satellite observations of the visible channels of the MVIRI and SEVIRI
instruments aboard several Meteosat geostationary satellites that have succeeded one another.

The methods used to estimate the available solar radiation on a tilt surface, the Global Tilted Irradiance
(GTI), from horizontal radiation can be found in [23]. Here we use the different components of solar
irradiance, namely Global Horizontal Irradiance (GHI), Direct Horizontal Irradiance (BHI) and Diffuse
Horizontal Irradiance (DHI), on a 15-minute time step and we project them onto an inclined plane to
obtain the GTI for the same time step with Perez’s model [24]. Then, for each day of the period, we
aggregate these values to obtain the daily GTI.

An average albedo equal to 0.15 is considered for our calculations. The albedo is needed to find the
reflected component of the BHI on the ground. For the same radiation, the greater the albedo, the
higher the GTI will be, because the component of the radiation reflected by the ground and captured
by the solar panel will be that much stronger. It is a fairly conservative assumption given that the
albedo of light and dry sand is between 0.25 and 0.45 and that of dark soil between 0.05 and 0.15.
Before installing an array of solar panels, local surveys are needed to estimate the albedo of the
surrounding area.

2.3. Assumptions for demand seasonality

A key issue with fully solar production is the sub-daily temporal mismatch between resource output
and demand. In the present work we disregard this issue and focus on day-to-day and low-frequency
variability of the resource. We assume that the mismatch issue can be solved with an appropriate sub-
daily storage facility using a battery or some other storage technology [2] [25].

As reported in several recent works, even for an existing MG, it is currently difficult to find available
demand data that characterizes the seasonal structure of electricity demand in remote rural areas [15,
16, 17, 18]. For remote areas of sub-Saharan Africa, this lack of data is the rule.

So we must make assumptions. For simplicity’s sake we consider that the seasonal pattern of the
demand is sinusoidal with peak demand occurring either in spring, summer, autumn or winter (Figure
1). The amplitude of such seasonality is also pre-defined. It is characterized by the ratio between
maximum and mean daily demand value in the course of a year. In the following we consider two
different amplitude values for seasonality: 30% and 50%. In the second case maximum daily demand
is 1.5 times mean daily demand. In real life the temporal organization of demand is expected to take
very different forms (with two or more peaks during the year, for instance) and amplitudes. A refined
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design of the MG would obviously require precise characterization of these features. The eight
different structures (four seasonality patterns, two amplitude patterns) considered here allow us to
make a preliminary assessment of the importance of seasonality in the design of MG. The seasonal
pattern of demand is assumed to be the same for every year in the period we consider (2005-2016).

Demand peak

— No Peak
— MAM
— JJA
il SON
= — IXIE
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Figure 1: Load curves for the four different seasonality patterns, with 30% seasonal amplitude. The peak of seasonality is
respectively in April for the MAM season (March, April, May), in July for the JJA season (June, July, August), in October for
the SON season (September, October, December) and in January for DJF (December, January, February))
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3. Results

3.1. Cost of demand seasonality

In this subsection we consider a constant tilt angle of PV panels, equal to the absolute value of the
latitude of the considered location. On the basis of this assumption the peak power of solar PV panels
(in kWp) required to meet, on average and all year round, constant daily demand of 1 kWh is estimated
with the following equation [15]:

Equation 1

» ___1000+ D,
Peak ™ 54 « mean(GTI)

Where GTl is the global tilted irradiance in W/m? and D, the mean daily demand in kWh.

Figure 2 maps the Ppeak value for the whole of Africa. Ppeak varies from 0.12 kWp in regions with a high
resource potential to 0.25 kWp in central Africa. Pyeak is directly proportional to the inverse of the mean
GTI. Mean GTI, as described in many publications, is lower in areas near the equator than in those at
medium latitudes because of a higher nebulosity in the former areas [15].

40

30 4,

20 ¥

Latitude (*)
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Figure 2: Peak power of solar PV panels (Ppeak in kWp) needed to meet 1 kWh average daily demand over the whole period
(2005-2016). The results are obtained when the tilt angle of PV panels is equal to the absolute value of the latitude of each
location. White areas on the map correspond to values above the threshold of the scale used to ensure the figure is
readable, except in the small area in the south-west where there is a gap in data.
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Figure 3: 0RL95f§§. The oversizing requirement level is the ratio between the size of an MG designed to meet demand 95%
of the time and its size when designed to ensure that mean output equals mean demand over the considered period (2005-
2016).

Figure 2 shows the peak power of solar panels required to meet average demand over the whole period.
Due to seasonal and day-to-day variation in the resource, such a design would obviously not meet
demand every day of the year. As shown in [15], the design of the system required to achieve a given
QSL must take account of resource intermittency, and more precisely for low solar resources days.
Figure 3 shows that by oversizing the MG by a factor 1.5 to 2.5 electricity demand can be met 95% of
the time in most parts of Africa. In the following the oversizing level required to meet demand 95% of
the time (95DM) will be referred to as ORL95. The lowest ORL95 values would occur in the Sahel and
western Sahara regions. Higher ORL95 values would be required near the equator, and in the south-
eastern part of Africa, mainly due to the high cloud cover in these areas and periods of low solar
resource [15].The highest ORL95 values are seen in the far north of Africa (3.76) due to the resource’s
significant seasonality here with very low values during DJF.

Latitude (%)
v 0w
Lastude ()

Latitude (7
Latitude ()

Figure 4: ORL95;5% / 0RL951C;§ (period 2005-2016). Amplitude of demand seasonality: 30% (left); 50% (right).

If we now take into account the seasonality of demand, the oversizing requirements (ORL95) are
modified (Figure S 1, Supplementary Material). Depending on the season for peak demand and on the
location, oversizing may be significantly less to significantly greater than the result obtained with the
non-seasonal demand configuration. The ratio ORL95;¢¢ / ORL95{:t between the ORL95 values
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obtained for seasonal and non-seasonal demand is given in Figure 4. The results that differ most
significantly compared to non-seasonal demand are for peak demand in JJA or DJF. For example, with
30% (or 50%) seasonal amplitude of equal to, for a peak demand in JJA, the ORLI95;52 is 20% (or 40%
respectively) greater than ORL95{5 between latitudes 0° and +20°, in the extreme East and South,
and as much as 25% (40% respectively) lower in Northern Africa and in the central part of Southern
Africa. With the objective of achieving a given QSL, the temporal co-variability pattern between the
solar resource and demand can thus allow the size of an MG to be reduced, or on the contrary require
it to be increased. For peak demand in SON or MAM, the ORL95 value is not very different from the

non-seasonal demand value.

3.2. Effect of the tilt angle on the cost of the solar resource’s temporal variability

To simplify the results we focus in this section on 30% seasonal amplitude of demand. The results for
50% follow the same pattern but with greater amplitude (see supplementary material).

As already mentioned, the best tilt angle for solar panels is usually considered to be equal to the
latitude [26]. This maximizes annual production. However, in the case of seasonal demand, it may be
worth adjusting the tilt angle in order to align the resource’s temporal variability more closely with
demand. The tilt angle of solar panels influences the value of day-to-day electricity output. So changing
the tilt angle at a given location will likely modify the multiscale variability pattern of the resource, in
particular its seasonality and the characteristics (frequency, intensity, duration) of low-resource
sequences, both of which are factors determining the design of the system.

We firstillustrate our analysis with results obtained for a grid point in North-Est Africa (Libyan/Egyptian
border) and for three other location in the supplementary material which represent different
configurations in terms of demand/resource co-variability patterns. Figure 5 shows how the temporal
variability of the daily GTl is affected when we change the tilt angle of the PV panels.

Tilt Angle
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Figure 5: GTl obtained for different tilt angle of PV panels for a grid point in North-Est Africa (Libyan/Egyptian border)
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Thus, in the case of seasonal demand with a peak at times of low solar resource, orienting a panel in
such a way as to increase electricity output during low-resource periods can better match supply and
demand, with a corresponding reduction in the oversizing required.

In this sub-section, we compute, for the various demand patterns considered above, the tilt angle that
minimizes the oversizing required to meet the 95DM objective i.e. the optimal tilt angle.

In this analysis solar panels face south at locations in the northern hemisphere and north at locations
in the southern hemisphere. Solar panels are considered never to cast a shadow on one another.
Whatever day it is, tilt angle influences the value of both the direct and diffuse components of global
irradiance. As illustrated in Figure S 2 (supplementary material) for two locations in northern and
southern Africa, the direct component is typically more sensitive to the tilt angle and a strong
inclination tends to attenuate, or even reverse, the seasonality of the BTI. This was also reported by
[27] and [28].

In a non-seasonal demand configuration, the tilt angle to be found (optimal tilt angle) is the one which
maximizes the resource values of low resources days. To better illustrate this point Figure S 3
(supplementary material) presents, for various tilt angles, the variation in distribution of the mismatch
between resource and demand for one location in eastern Africa.

In a seasonal demand configuration, the optimal tilt angle maximizes the values of low-supply days,
i.e. days where the deviation between the resource and the demand is large (e.g. for low resources
days, and/or for high demand days).

Demand peak

e E
[ — DF
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oversizing
3
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T
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Figure 6: ORL95 as a function of PV panel tilt angle for a grid point in north-eastern Africa (Libya-Egypt border) for various
demand seasonality patterns (no seasonality, black lines; seasonal demand peaking in MAM, green; JIA, red; SON, orange;
DIJF, blue). Empty squares: ORL95,4;. Full squares: ORL95,,);.

The ORL95 is presented as a function of the tilt angle in 6 (we consider tilt angles from 0° to 90°). Empty
squares give the ORL95,,; value that would be obtained for a latitude tilt angle and full squares give
the ORL95,,,; value that would be needed for the optimal tilt angle. In the case of seasonal and non-
seasonal demand, the optimal tilt angle may differ significantly from the latitude. In the present case
however, the ORL95 values obtained for both tilt angles are remarkably similar. For the JIA season for
instance, the optimum tilt angle is 15° lower than the latitude but the corresponding ORL95 value only
differs by 2% to 3% from the value obtained for the latitude-based tilt angle.
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Figure 7: ORL95 and associated tilt angle for different seasonality amplitudes (10, 30, 50, 80%) for the grid point in north-
eastern Africa. Empty squares: ORL95,4;. Full squares: ORL95,,,.. The size of squares increases with amplitude. Different
colours for the different seasons where peak demand occurs.

The seasonality of demand can significantly influence optimal tilt and the ORL95,,,,; (Figure 7). For this
location (and we see the same pattern for the rest of the continent (Figure S 5 supplementary
material), greater seasonal amplitude increases the ORL95,,,; value and deviation of the optimal angle
in relation to the latitude tilt angle (Figure 6).

In the following, we present the results of analysis for every location in Africa.
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Figure 8: Deviation of the optimal tilt angle from the (absolute value of) latitude for non-seasonal demand (left) and for four
different seasonal demand configurations (right). Seasonal amplitude is 30%. Red (or blue) values mean that the optimal tilt
is steeper (or less steep, respectively) than the (absolute value of) latitude.

Figure 8 presents the deviation of the optimal tilt angle from the (absolute value of) latitude. For non-
seasonal demand and for seasonality in MAM or SON (seasonal amplitude is 30%), the deviation is
close to zero or slightly negative around the equator: here, the optimal tilt angle matches latitude or
is less steep. In the northern hemisphere, north of 15°, deviation is positive and increases with latitude
up to 20° at certain longitudes: here, the optimal tilt should be steeper than latitude. This effect is less
noticeable in the southern hemisphere where the optimal tilt angle only reaches high values only in
the south-west.

When the seasonality of demand occurs in JJA, the optimal tilt angle to be used in the southern (or
northern) hemisphere is much steeper (or lower, respectively) than the latitude. The opposite is true
when demand seasonality occurs in DJF, matching directly the significant seasonality of the resource.
When demand seasonality occurs in JJA, the days when supply is likely to be critical in southern Africa
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occur in JJA, this being the season with the days when the resource is lowest. So the optimal tilt angle
maximizes capture of solar radiation components on those days. This in turn implies steep tilt angles.
The opposite is true for locations in the northern hemisphere or when resource seasonality occurs in
DJF.
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Figure 9: ORL95,,; / ORL95,4;. Left, in the case of demand with no seasonality; and right, when seasonality occurs in one
of the four seasons. 30% seasonal amplitude (50% for Figure S 7 in SM).

So optimal tilt is likely to differ from latitude. As mentioned above for the example locations, tilt angle
diverges more from latitude as seasonal amplitude increases (Figure 7). On the other hand the reduction
in oversizing yielded by optimal tilt also depends on the seasonality configuration and on location.

For non-seasonal demand the same amount of oversizing is needed to meet the 95DM target with the
optimal tilt angle as with the latitude-based tilt angle. The greatest reduction in oversizing that can be
obtained is 4% (north-eastern and southern Sahara, central part of Southern Africa) whereas for almost
90% of locations, the reduction is less than 2% (Figure 9 left).

For seasonal demand (Figure 9, right) with moderate (30%) seasonal amplitude, the reduction can be
greater. However this largely depends on the season when peak demand occurs and on location. When
seasonal fluctuations peak in DJF, the reduction is up to 9% in north-eastern of Africa (representing
one-tenth of the continent) and 4% to 5% in the southern hemisphere (a fifth of the continent) except
in the extreme south-west, where it is roughly zero. When peak demand occurs in JJA, the reduction
is almost non-existent throughout the southern hemisphere (except in coastal regions of Mozambique
and Tanzania), whereas it reaches 4% to 5% in the northern hemisphere, particularly in the central and
eastern Sahara. For peak demand in MAM or SON, the reduction is very slight except in the north-
eastern corner of North Africa (Maghreb) where it can attain 5% in SON.

When seasonal amplitude is greater, the reduction in oversizing that optimizing tilt angle can yield
increases by a few percent in previously impacted areas and extends to larger areas (not shown).

Except in central Africa, and providing that demand seasonality matches resource seasonality, our
analysis shows that in most locations, some reduction in oversizing microgrids may be achieved thanks
to a suitable tilt angle. The reduction is often less than a few percent. In some cases the rule of thumb
that takes the (absolute value of) latitude to be the “optimal tilt angle” seems to be relevant for
achieving the 95DM target. However, in some configurations the potential gain from an “optimal” tilt
angle may be as much as 10%, or even more in locations with favourable resource-demand co-
variability patterns. It would definitively be worth optimizing the tilt angle in such configurations.
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4. Discussion

4.1. Robustness of the analysis with regard to assessing demand seasonality

The reductions in oversizing presented in section 3 are based on the assumption that the temporal
pattern of demand (seasonality and amplitude) is known. But, as previously mentioned, this is rarely
the case. For a given target location, field surveys could be planned to estimate this temporal pattern.
However, this may be neither relevant nor worthwhile: on the one hand, the cost of the required
surveys could be prohibitive compared to the potential gain. On the other hand, in areas currently
without electricity, potential beneficiaries may have difficulty assessing the possible temporal
structure of future demand. The uncertainty affecting such estimates may be too large, casting doubt
on the added-value of surveys.

In all cases MG design should allow for the possibility of seasonal demand, even if such seasonality is
unknown. To allow for a high QSL in such a context, one possibility is to further oversize the system,
so that output meets demand in all possible seasonality configurations.

Let us assume that the amplitude of seasonality is approximately known, but not the timing of peak
seasonal demand. Designing the system so that the fifth percentile of all daily resource values
corresponds to estimated peak demand would roughly achieve the 95DM target, regardless of the real
timing of high-demand events. The extra-oversizing factor would simply need to be the ratio between
peak and mean demand, or in other words the expected seasonal amplitude. However the optimal tilt
angle of PV panels still needs to be estimated. This is why we consider such an unknown seasonality
configuration.

Note that this design is actually expected to roughly correspond to the one obtained from the
maximum value for a large range of seasonality configurations. In the present case, and for simplicity’s
sake (without altering the conclusions of analysis), this design is estimated using the oversizing
envelope curve derived from the oversizing curves obtained, respectively, for the four seasonality
configurations considered in Section 3. The resulting MG size would be robust to uncertainties
regarding demand seasonality. Figure 10 shows this upper envelope curve for the same grid point as the
one shown in Figures 6 and 7.

o o Lat Staticn

oversizing

Tilt angle
Figure 10: ORL95 as a function of tilt angle when demand seasonality is not known (envelope curves; dotted lines) for the
grid point in north-eastern Africa. For a set seasonal amplitude of demand (30%), ORL95 is obtained from the maximum of

the ORL95 values found respectively for the four different seasons. (Results for four different locations in Figure S 8 sm).

The black dotted curve (maximum oversizing envelope) coincides with the curve of the season
representing the greatest constraint for each tilt angle. The season of greatest constraint may be the
same for all tilt angles (Grid point 1 and 3 in Figure S 4) or may vary depending on tilt angle (in Figure 10
the limiting season is DJF for a tilt angle of under 35°, then SON and finally JJA for a tilt angle over 60°).
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Overall, the optimal tilt angle for this unknown seasonality configuration (empty triangle) tends to be
closer to the absolute value of latitude (see Figure S 4 and Figure S 5 in SM). So in this configuration
latitude can once more be taken as the rule of thumb for estimating the optimal tilt angle.
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Figure 11: ORL9 5},‘;‘%‘ / 0RL95}‘$‘ (left). Optimal tilt angle for the maximum envelope minus the absolute value of latitude
(right). (0.3 seasonal amplitude).

The reduction in oversizing obtained with the optimal tilt angle is equal to 4% at the most, exceptin a
small area of north-eastern Africa where it reaches 7% (Figure 11, left). This reduction ranges from 1%
to 2% at mid-latitudes (between 10° and 25°). Deviation of the optimal tilt angle from the (absolute
value of) latitude (Figure 11, right) is close to zero or slightly negative around the equator: here, the
optimal tilt angle matches the latitude or is less steep. In the northern hemisphere north of 15°,
deviation is positive and increases with the latitude up to 20°, depending on longitude: here, the
optimal tilt should be steeper than latitude. This effect is less noticeable in the southern hemisphere
where the optimal tilt angle only displays high values in the south-west.

These results provide useful information to identify areas on the African continent where it is
interesting to carry out a study of the seasonality of demand to avoid having to oversize the MG. The
potential gain that such a preliminary seasonality analysis can bring when compared to the
configuration with an unknown (but accounted for) seasonality is presented in Figure 12. The figure
shows the ratio of the ORL95 value obtained in the unknown seasonality configuration to ORL95 value
obtained for the most favorable (right) seasons. When this ratio is close to one, a preliminary study of
the seasonality of the demand is not necessary to configure the microgrid because no matter the
seasonality of this demand, it will not be possible to save money by undersizing solar panels to
maintain the same quality of service, even if the demand arrives at a favorable season. On the contrary,
when this ratio is high, if a study of the demand seasonality is conducted prior to the microgrid
installation, and if this seasonality peaks during the most favorable period, then it is possible to save
money by undersizing the microgrid while having the same quality of service

in Figure 12, we can see that this ratio can go up to 1.6 in the north-east and east part of Africa, meaning
a gain of 60% for some areas in Africa for a 30% amplitude of seasonality. This occurs mainly in the
north-east of Africa, around +10° of latitude in the east part, and between -10° and -20° in the west.
These ratios are directly linked to the global surface of solar PV panel to install and so to the cost of
the PV array required to meet the 95DS objective. The National Renewable Energy Laboratory have
made a new study to propose different costs for microgrid installation in Africa [29]. An estimation of
the cost of the different components can be found in Table 2 of their study.
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Figure 12: ORL9SYF / ORLI55%% (when peak demand occurs in the most favourable season) (30% seasonal amplitude).

4.2. Limitations of our study

The results obtain in this article are based on several assumptions, data and modelling choices, which
potentially lead to some uncertainty in the results.

As mentioned in [15], the quality of radiation data in Africa is rather unknown and their evaluation is
difficult given the small number of available ground measurements. Nevertheless, the satellite data
used in our work offer the unique opportunity to make a first analysis at the very fine scale of a MG,
everywhere in Africa. For the development of real solar MG projects, higher quality data should be
gathered for the location under consideration, or when not possible from measurements at
neighboring stations.

The way we represent the time structure of demand is also crude. It is more than likely that the
electricity demand has significantly more complex temporal structures than the hypothesis we have
considered in this work. Several seasonal demand peaks of specific intensity may probably exist in the
same year, for example due to several harvests. Thus, the current work could easily be extended to
other demand structures. However, there is now a lack of data to make more robust assumptions.
Existing microgrid surveys would be an important contribution to this field of study. Nevertheless, the
results presented here at least illustrate the possible effects that can be expected in contrasting
seasonal patterns.

The design results presented in our work fully depend on the temporal mismatch expected between
the solar resource and the demand. We have here disregarded the possible beneficial effect of storage
facilities which would help to reduce it. As shown by [15] and [30], storage is expected to increase the
value of the resource for low resource days (i.e. to reduce the intensity of energy droughts) and in turn
to decrease the oversizing level required to achieve a given level of service quality. A relevant extension
of our work would be to assess the effect of storage facilities. The development of hybrid GMs,
combining solar and other renewable energies such as wind and run-of-river hydropower, is also a way
to reduce resource variability and, consequently, the frequency and intensity of low-resource days.
(1301, [31]).
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In our work we have considered fixed panels with a prescribed inclination. Automated solar tracking
PV systems could be an alternative option. Such systems obviously lead to higher production [32, 33]
and offer additional flexibility to optimize the supply-demand balance. They add however complexity
and cost to the global installation, require more maintenance and may be affected by the difficult
conditions faced by rural facilities. The possibility to increase the temporal adequacy from one month
to the other by adapting the tilt angle could however allow for a significant improvement of the QSL.
Quasi tracking systems that allow modifying the tilt angle several times during the year are likely here
a promising compromise [32] [33]. They need no complex technology, maintenance and are also a
priori robust. A similar analysis than the one presented would be likely worth to assess the potential
gains to be obtained.
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5. Conclusion

This work shows how taking account of seasonal electricity demand instead of constant year-round
daily demand would modify the size of microgrids required to achieve 95% quality of service. The
temporal co-variability pattern between the solar resource and demand may allow the MG to be
reduced in size; on the other hand it may also require it to be increased. For 30% (or 50%) seasonal
amplitude, with peak demand in June, July and August, the ORL957:¢ is 20% (or 40%, respectively)
greater than ORL95(5E in latitudes between 0° and +20°, in the eastern and southern extremities of
Africa, and up to 25% (or 40%, respectively) lower in northern Africa and in the central part of southern

Africa.

We then estimate the extent to which the tilt of solar panels can reduce the need for oversizing to
achieve a 95% QSL for different seasonality configurations (no-seasonality or peak demand in one of
the four seasons). Overall the optimal tilt angle can be quite different from the absolute value of the
latitude. For non-seasonal demand, the reduction in oversizing obtained by optimizing tilt angle is at
most 4%. So in this case the empirical rule of "inclination equal to latitude" also appears relevant even
when the objective is not to maximize production but to achieve the 95DM target. This conclusion may
seem obvious for large solar farm but it was not evident that the usual rule “optimal inclination =
latitude” remains valid in this minigrid configuration where a key feature of the resource, which fully
determine the size of the mini-grid, is related to some days within the year, namely the low solar
resource days. The optimal inclination for such days, is a priori not expected to be the same than the
optimal inclination for the mean annual production. The results change slightly when we consider
seasonal demand. For specific areas and seasonality, the optimal tilt can lead to a reduction in
oversizing of up to 9% with 30% seasonal amplitude. This is especially the case in north-east Africa for
a peak demand occurring in December, January, February season.

Thus, for a number of regions in Africa, a significant reduction in the size of the MG required can be
achieved in afavourable context of solar resource and seasonal demand co-variability, and by adjusting
the tilt angle of PV panels. The smaller size would result in a reduction in the total cost and a more
attractive price for consumers. The greater the potential economic gain, the more worthwhile it may
be to conduct preliminary analysis to characterize the expected time structure of demand through
surveys and data collection. In addition to seasonal amplitude, identifying the time of year when peak
demand occurs could reduce the size of the required MG by more than 60% (mainly in north-eastern
and eastern Africa) compared to the case where it is not known (for 30% seasonal amplitude). As we
have pointed out in our work, this gain is not as significant everywhere, but such preliminary estimates
would probably be worthwhile in many parts of Africa.
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Figure S 4: ORL95 as a function of PV panel tilt angle for 4 different locations and different demand seasonality patterns (no
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in North-Est Africa (Libyan/Egyptian border), in central Africa close to the equator, in the extreme South of Africa.

Figure S 4 : for grid point 4, the seasonality of the demand has a marginal impact on ORL95,,,;. For
point grid 1, ORL95,,; conversely varies from 2 in the case of a JJA demand to more than 3 in the

case of a DJF demand. Such results are intuitive: the ORL95 is expected to be lower when the
seasonality of the resource and the seasonality of the demand are synchronized. This is the case in
North Africa if the peak demand occurs in JJA when the solar resource is much larger than in other

seasons.
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Figure S 9 (supplementary material) helps to read the results of Figure 7. Empty triangles are added in
Figure S 9. They represent the optimal oversizing and associated tilt angles for the maximum oversize
envelope. These triangles may coincide with optimal points obtained for one season especially (DJF
for grid point 1 and 3, JJA for grid point 4). They may conversely not (grid point 2).
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Figure S 10: 0RL95}§Z’,‘f value (left) (season of peak demand unknown but amplitude of seasonality is 0.3) and associate
optimal tilt angle (right). Figure to be compared to Figure S 6.
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Figure S 10 presents the oversizing needed to achieve 95DS regardless of when the peak of demand
occurs (0RL95131’,}£‘), for an amplitude of seasonality equal to 0.3. As we could expect, compared to
Figure S 6 in which no demand seasonality are considered the oversizing for the maximum envelope is
smaller than 30% everywhere which is the amplitude of the seasonality. For central, southeast and
north west part of Africa, this oversizing for the maximum envelope does not exceed by more than
10% for the oversizing required without seasonality. The optimal tilt angles for this maximum envelope
(Figure S 10 on the right) is very similar to the optimal one for a configuration with no seasonality
(Figure S 6 on the right).
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Chapitre Vl | |

Robustesse des calculs de LCOE pour les
micro-réseaux 100% solaires isolés en Afrique

Cet article sera soumis dans le journal « Energy Policy » dans les prochaines semaines.
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Robustness of LCOE calculations for 100% solar and
autonomous microgrids power systems in Africa
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1 Univ. Grenoble Alpes, CNRS, IGE UMR 5001, Grenoble, F-38000, France
2 Univ. Grenoble Alpes, CNRS, INRA, Grenoble INP, GAEL, UMR 5313, Grenoble, F-38000, France

3 Schneider Electric, Strategy and Innovation, F-38000 Grenoble, France

Abstract — 200 words

Autonomous solar microgrids are now considered to foster electricity access in many isolated areas.
They aim to achieve a moderate levelized cost of electricity (LCOE) for a good quality of service level
(QSL). Different storage/PV fleet configurations typically allow achieving a same QSL. The configuration
which minimizes the LCOE is usually retained as the design configuration. This design configuration
may however significantly depend on the updated costs of the system and one could expect this
configuration to be not really robust to updated cost variations, such as those observed nowadays for
storage and PV panels. For Africa, we show however that: whatever the location, if the sensitivity of
the LCOE to updated costs is obviously large, the robustness of the optimal configuration is very
important. The optimal configuration is almost only determined by the temporal co-variability
structure between the resource and the demand. It is thus location dependent following variations in
regional climates. The optimal configuration also depends on the temporal structure of the demand.
For instance, the required storage is smaller when the demand has to cover more productive than
domestic uses. This has thus fortunately convenient implications for all operational and institutional
actors of this energy access challenge.

Keyword

e LCOE Robustness

e Total updated cost PV panels and Batteries
e Solarisolated microgrids

e Rural electrification

e Sub-Saharan Africa

Abbreviations

e 95DS 95 Days Satisfied

e BHI Direct Horizontal Irradiance

e CAMS Copernicus Atmosphere Monitoring Service
e DHI Diffuse Horizontal Irradiance
e DIF December, January, February
e GHI Global Horizontal Irradiance
o GTI Global Tilted Irradiance

e JJA June, July, August

e kWh kiloWatt hour

e LCOE Levelized Cost of Electricity

e LOLR Loss of Load Risk

e MAM March, April, May
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e MG Microgrid

e MVIRI Meteosat Visible and Infra-Red Imager

e PV Photovoltaic

e QSL Quality Service Level

e SEVIRI Spinning Enhanced Visible and Infrared Imager
e SON September, October, December

e Wp Watt-peak

Introduction

One billion people still do not have access to electricity in the world including more than six hundred
million in sub-Saharan Africa with eighty percent living in rural areas. According to the International
Energy Agency, the number of people without access to electricity will continue to grow in the next
years due to an economic growth that cannot keep up with the population growth [1]. To improve the
rate of electrification in these remote places different studies propose the development of
autonomous microgrids (MGs) [2, 3, 4]. These microgrids are generally hybrid systems, in which
variable renewable energy (solar, wind or hydraulic) is associated with thermal energy (diesel or
biomass) [<al2017review>, <cader2016global>, <ghorbani2017optimizing>,
<hosseinalizadeh2016economic>, <wang2016energy>, <wang2009micro>].

However, to be consistent with the Paris agreements, it is increasingly necessary to be able to use a
large share of renewable energy to power these MGs. In this work, we will focus on fully solar-powered
MGs since they are particularly relevant for various regions worldwide, especially in Africa, where the
solar resource is abundant [<al2017review>, <broesamle200lassessment>, <quansah2016solar>].
These solar microgrids also have other interesting features: rapid installation, low maintenance costs,
low cost for distribution lines (since they can be built near centers of consumption), and high
modularity allowing keeping pace with possible increases in demand. Moreover, the efficiency of PV
panels is steadily improving [<green2015solar>] whereas the cost of PV arrays is continuously
decreasing [<branker2011review>, <moner2006decreasing>].

The optimal configuration in term of number of batteries and PV panels to satisfy a given quality of
service at the least cost option depends on the resource / demand covariability structure [5, 6, 7].

The intermittency of the solar resource is a big challenge to achieve the required adequation between
electrical production and demand. Low solar resource days as described in [5]largely determine the
number of PV panels required to satisfy a given quality of service. In a number of projects, the number
of PV panels is estimated from the mean daily solar resource available for the site and the mean daily
demand to satisfy. Such a design cannot satisfy the demand all days. If we accept that the demand is
only satisfied 95% of days (95DS) [5] show that the number of PV panels has to be oversized by a factor
for most African regions. Moreover the subdaily variability of the resource and demand implies a
necessary provision of storage [7, 8, 9]. Other studies also show this need for storage and oversizing
to satisfy a certain quality of service [7, 10, 11, 12, 13, 14, 15, 16]

Types of electrical uses and the resulting load curve are also very important to have a better
adequation between the resource and the demand. For example [7] considers two load curve scenarios
for Africa and south-east Asia (high and low nighttime consumption) which lead to contrasted optimal
configurations in term of number of PV panels and storage over the African continent. In most part of
the African continent, considering high night-time consumption profiles typically lead to double the
required storage capacity compared the configuration for a low night-time consumption profile. These
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productive uses can be complementary to domestic uses for which there is a significant peak in the
early evening [17].

Solar microgrids must be able to provide a good quality of service to end users. This quality of service
can be measured with different indicators. [18] shows that for the main grid in developing countries
where the access to electricity rate is low, there are more than 95% of days for which there are power
cuts during the year. [7] also mentioned this point and take, as a quality of service criteria, that the
system must satisfied more than 95% of days over a certain period of time (95DS).

The levelized cost of electricity (LCOE) is the cost for one consumed kWh in this system for the lifetime
of the equipment that produces it. The LCOE includes the initial investment, operating, fuel and
maintenance costs. In order to spread these different costs and investments over a long period of time,
the discounting technique is applied. Compare to Europe, the LCOE produce with PV panels is generally
lower in Africa due to a more abundant solar resource and a less marked seasonality ([19]). [20]
compare the cost of electricity produce by microgrids for different regions worldwide. It shows that
the average cost is similar (around 7 EUR / Wp) but, as mentioned above, the variation range of this
cost is higher for microgrids in Africa (from 3 to 12 EUR / Wp) depending of the complexity of the
different area in term of transportation and local expertise.

The LCOE is very dependent on the region under consideration. For example, it varies from 0.1 to 0.35
euro / kWh in [7] for the low nighttime consumption. Generally, in Africa, this LCOE is low in the
Sahelian band of Africa, where the solar resource is abundant. It is up to three times higher in extreme
latitude region of Africa where strong seasonality implies long periods with low solar resource. This
LCOE is also twice higher in central Africa and south of west Africa, mainly due to the high nebulosity
that lowers the solar irradiation [21]. Such results are consistent with [5] who emphasize the
importance of the seasonal variability of the solar resource at extreme latitudes and of the day-to-day
variability around the equator on the sizing of the MG. The map presented in [7] describing the optimal
configuration (optimal number of PV panels and batteries for a given quality of service) LCOE gives a
good description of the spatial variability existing on the African continent. This map is obtained by
considering the LCOE of the different components set at average values. However, the spatial and time
range of LCOE with batteries and photovoltaic panels costs is wide. [20] shows that there is a wide
variation range for system with a size under 80 kWp (PV panels capacity installed). For the batteries,
[22] plans a division by two for their cost in 2030, in particular on Lead-Acid and Li-ion batteries which
are mainly used in micro-grid projects. It would then be interesting to know to what extent the
assumptions that can be made about the cost of the different components can influence the
composition of the optimal configurations and the kWh cost of such configurations.

In this article, we therefore propose to study the optimal configurations, i.e. those that minimize the
cost per kWh in the framework of the supply-demand balance of the solar-battery microgrid. We
conduct these analyses for 15 grid points on the African continent, with cost ranges of the different
components representative of the reality of the African context and of technological developments. In
our analysis we will study three main types of demand profiles: a domestic demand profile, a demand
profile corresponding to productive uses and a mixed demand profile. This will thus make it possible
to assess the sensitivity or robustness of the optimal configurations to both the cost assumptions of
the components and the demand profiles over the continent.

Section 2 presents the data, the three load profiles used and the methodology developed to realize
the sensitivity analysis of the generation cost and of the optimal configuration. Section 3 presents the
results. It first explores the sensitivity of this optimal configuration (in term of number of PV panels
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and batteries) to the cost of PV panels and batteries for a 100% domestic load curve. Finally, we analyze
how these results vary when integrating 50 and 100% of productive uses in the total load curve.

2. Methodology

2.1. Study area

We consider the whole African continent, from the latitude of -34.5° in south Africato 37.21° in Tunisia
and from longitude -17.32° in Senegal to 51.25° in Somalia. Africa is crossed, almost in its middle, by
the equator and presents several climates: hot and humid close to the equator, tropical in the regions
between the equator and the tropics, hot and arid around the tropics, temperate in the highlands.

In the continent, we consider 15 grid points to represent the diversity of climates (Figure S 1). They are
chosen to represent a large spectrum of solar resource variability with an equidistance in latitude and
longitude. As our analyses are replicable for more grid points, we are going to extend our study to
integrate a higher number of grid points in future works that are not presented in this article.

2.2. Solar resource data

For the solar resource, we use the solar irradiation data from the CAMS radiation service dataset
"JADE" over Africa computed with McClear version 3 and CAMS radiation bias correction - CAMS
project - Dec. 2017" [23].

These data cover the land area between * 65° longitude and + 65° latitude. Instantaneous radiation
data are available every 15 minutes with a spatial resolution of 0.05° x 0.05° over the period 2005 -
2016. This database is obtained by satellite observations of the visible channels of the MVIRI and SEVIRI
instruments aboard several Meteosat geostationary satellites that have succeeded one another. In
order to reduce computation time, we only consider the period 2009-2011.

The methods to estimate the available solar radiation on a tilt surface, the Global Tilted Irradiance
(GTI), from the horizontal radiation can be found in [24]. Here we use the different components of the
solar irradiance, namely Global Horizontal Irradiance (GHI), Direct Horizontal Irradiance (BHI) and
Diffuse Horizontal Irradiance (DHI), at a 15-minute time step and we project them on an inclined plan
to get the GTI at the same time step with the Perez’s model [25].

An average albedo equal to 0.15 is considered for our calculations. It is a fairly conservative assumption
knowing that the albedo of light and dry sand is between 0.25 and 0.45 and that of a dark soil of 0.05
to 0.15. The albedo is required to get the reflected component of the BHI on the ground. For the same
radiation, the larger is the albedo, the larger is the GTI, because the larger is the radiation reflected by
the ground and further captured by the solar panel.

2.3. Electricity load profiles

We consider a generic MG system for the whole African continent. The average daily demand of the
MG is setto Dy = 1 kWh. We disregard possible economies of scale depending on the size of the village
and we consider that the generation cost and the optimal storage / PV panels configuration do not
depend on the effective size of the considered village and therefore of D, value.

As shown by [7], the sub-daily profile of the demand for electricity impacts the optimal design of the
microgrid. The sub-daily profile of the demand actually depends on the different uses made. Electricity
consumption data for rural microgrid in Africa are still very poor [17]. Profiles account typically from
two different types of uses: domestic and productive ones ([26], [27]). We conduct a non-exhaustive
literature review on rural villages in sub-Saharan Africa allowed collecting a certain amount of load
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curves for domestic uses only (Figure 1) and of load curves for productive uses only (Figure 2).
References are presented below. This review to obtain the different green load curves are taken from
the references as follows:

- Domestics : [28, 29, 30, 31, 32, 33,7, 34, 35, 36, 17, 37, 38, 39, 40, 41, 42, 43, 44, 45, 46, 47]

- Productive : [43, 47, 34, 42]

We compile different load curves from rural areas, mainly in Sub-Saharan Africa but also in South East
Asia and Latin America. The power of the systems listed ranges from a few kW to a hundred kW to
electrify from a few houses to small villages. These data come either from field measurements on
installed microgrid, or from surveys prior to the installation of the microgrid. This literature review is
not exhaustive but it allows us to have a more precise idea of the shape of specific load curves for
domestic and productive uses.

alized KW
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T T T T T
00.00 0500 10.00 1500 2000

ime

Figure 1: Visualization of 29 load curves integrating mainly domestic uses of electricity. Green curves refer to the literature.
The black curve is the average of the 29 green curves. Black dotted lines are the mean consumption during the day (bottom)
and the evening peak (top).

Green curves, which refer to load profiles found in the literature present a strong disparity with very
marked peaks and gaps. This diversity can be explained by the wide variety of villages considered which
integrate different uses of electricity which occur at different times of the day (lighting, phone
charging, radio, television or more important domestic uses like refrigeration), different locations,
latitudes, seasonality, states of development of villages and other facets.

The black curve, which represents the average of all the green curves, clearly shows a strong evening
peak which is more than twice as large as the consumption during the day between 9:00 a.m. and 3:00
p.m. This evening peak is not only important in terms of power but also in duration with a start around
4:00 p.m. to reach the peak around 8:00 p.m. and then ending around midnight. During this peak, the
demand for electricity is typically significant while solar production decreases until zero, requiring the
addition of storage facilities to meet this demand. The black curve also shows a small peak in the
morning around 6:00 — 7:00 a.m. and a night consumption which is also significant (about three
quarters of the daily consumption). This night consumption may be due to lighting or charging different
electronic devices.
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Figure 2: Summary of the three load curves that are mainly integrating productive uses of electricity. Green curves are the
ones obtain from the literature. The black curve is the average of the load curves.

The curves for productive uses are less contrasted with uses only during the day from 6:00 am until
the nightfall (Figure 2). The peak of the black curve occurs in the middle of the day with an adequacy
with the solar resource. Storage requirements will be thus limited compared those for domestic uses.

For our analysis we consider three different configurations : the two mean curves presented previously
for domestic use only (green curve in figure 1) and for productive use only (black curve in figure 2); and
a mix of both curves at 50/50 (blue curve) (Figure 3).
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T T T T T
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Figure 3: Summary of load curves for different proportion of domestic and productive uses. Domestic use only (green curve),
productive use only (black curve) and a mix of both at 50/50 (blue curve)

2.4. Calculation of the levelized cost of energy (LCOE)
2.4.1. Formulas

Following [48], the LCOE can be expressed as :

Ctot

LCOE = —/————
DTOtsatisfied

Where

- DTotsqtisfiea is the total discounted demand satisfied of the MG over 104,
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Nyear 1
DTOtsatisfied = Dsatisfied () * m
t=1 P

- pisthediscount rate

- Myeqr is the considered lifetime of the microgrid

- Ciot is the total updated cost of the MG over 14,
Ctot = CI + CM + CR

Where :

- C;is the initial cost of the installation
C; = Npy * Cpy + Npgt * Cgar + Niyv * Ciyy

Cpy, Cgqr and Cpyy are the investment cost of PV panels, batteries and inverters for one unit

Npy, Ngq: and N,y are the number of PV panels, batteries and inverters with the number of
inverter does simply correspond to the ratio of the instantaneous peak demand and the inverter
efficiency.

- Cyisthe updated maintenance cost of the installation. Cy can be assumed to be proportional
to the cost of the PV array and balance-of-system components. Following [49, 7], we consider
Cwm represents each year x % of that cost. Maintenance of the batteries is assumed to be
covered by their periodic replacement. Cy has then the following expression:

Nyear
X 1
Cu = 100" ; (Npy * Cpy + Niyy * Ciyy) *m

- Cgis the updated replacement cost of the installation

Nyear
. . . 1
Cr = Z (Npy * Cpy * indg,, + Npat * Cpar * indgy,, + Niyy * Cyy * indpg,y,) * A+p)r
t=1

Where

- indg, = 1ifitis areplacement year for the given component, 0 otherwise

The LCOE of the MG has thus the following expression:
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CPV 1 X . CBat
LCOE = Npy * 1+; (1+p)t*(100+dePV) + Npat * 5
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tot

Nyear

* 1+ Z ; * lndR + NINV * CINV
= (1 + p)t Bat Dtot
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14 Y e (ot indy,, )
* *
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As the number of inverters depends only on the total demand and is therefore constant this expression
simplifies to:

LCOE * Dtoy = Npy * Cpy + Npat * Cgae + Ciny
Equation 1: simplified formula of the LCOE

Where Cpy, Cpqr, Ciyy are the total updated costs of PV, batteries and inverters for one unit
respectively, accounting for all costs to be accounted for each component (installation, discounted
maintenance and replacement costs).

’ Nyear 1 .
- Cpy = Cpy * <1 +2,.25 T (19;—0+ dePV)>

n 1
- Cpar = Coar * (1 + 22 )t lndTBat)

n 1 X .
Chvy = Ciny * Ny = (14 2087 e = (555 + indlany))

The LCOE is thus a bi-linear function of the number of batteries and PV panels required for the system
and of their respective equivalent unit costs. In all our analysis we will use these total updated costs
for the different components, which includes the initial investment costs, the updated maintenance
costs and the updated replacement costs for each component PV panels, batteries and inverters.

2.4.2. Parameter assumptions and methodology for the sensitivity analysis

In this subsection, we present the values we use for all the parameters required for the cost calculation.
Concerning the cost of the PV, batteries and inverters, we use the range of values given by the
literature review from the National Renewable Energy Laboratory in the report “Tariff considerations
for micro-grids in sub-saharan Africa” [49]. The values are listed in the table below:

Table 1 : Main costs assumptions and economic parameters [49].

Low Medium High Lifetime
Lifetime of the MG project 20-25
Installed PV Costs (USD / kWp) 1400 1800 2200 20-25
Lead-acid battery costs (USD / kWh) 300 400 500 3-7
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Inverter and charge controller costs (USD / kW) 600 ‘ 900 ‘ 1200 8-12
Operations and maintenance costs X = 2% of investment costs of PV
panels and inverters
Discount rate (%) 8 ‘ 10 ‘ 12

The cost ranges have been obtained using a literature review of existing micro-grid projects in several
areas of sub-Saharan Africa including Kenya, Tanzania and Zambia [49].

The sensitivity of the optimal configuration to those costs is discussed in part three. For the lifetime of
the components we also use values given by [49]. For PV panels we consider a lifetime of 20 to 25 years
according to other studies [50, 51, 52].For inverters we consider lifetime between 8 to 12 years [52].
Nevertheless, in all section 3, we will keep the total updated cost of inverters equal to its mean value
since the number of inverters vary only according to the maximum daily demand and are not a
component on which we can play for the optimal configuration when having a fixed load curve. We
consider an average value of 5 years rather than 7 for the lifetime of the Lead Acid batteries since
discussions with experts have highlighted the shorter battery lifetime in a tropical environment (see
also [53, 19, 20] with a real lifetime of these batteries between 3 to 7 years). The efficiency of inverters
is considered to be 0.9 [49].

The average lifespan of solar electricity project is considered to be between 20 and 25 years [54]
directly linked to the lifetime of PV panels. Indeed, between 20 and 25 years, we will need to change
almost all the most expansive components of the microgrid with PV panels, inverters and even the
batteries depending of their lifetime.

For the discount rate, we choose to consider three different values between 8 and 12% as it is generally
the case for access to electricity projects (12% for [55] ; 6% for [56] ; conservative discount rate for
Burkina Fasso 6—10% for [57] ; 10% for [58]). This parameter can vary with the economic and political
context of the region, the investor, the return of investment time or the profitability of the expected
investment [57]. This setting takes objective parameters into account but also depends on the
characteristics of each investor, with more subjective parameters.

We make the choice to take these variations into account by integrating them into the total updated
costs of PV panels and batteries. We will therefore not specifically isolate the variations linked to
variations of this discount rate, the lifetime of batteries and PV panels. We choose to consider a
uniform distribution for the variation of PV panels, batteries and inverters costs and lifetime and for
the discount rate. We could also have considered other types of distributions for these costs but the
uniform distribution is an approximation which allows us to obtain first results. Figure 4 presents the
distribution for Cpy, and Cg,; obtained with MonteCarlo simulations after taking randomly the values
of each parameter listed in table 1 out of 10,000 draws.
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Figure 4: distribution for total updated cost C_Bat’ (left) and C_PV’ (right) after taking randomly the values of each
parameter out of 10,000 draws

Chy (USD / kWp)
Q10 1,92 (-18%)
Mean 2,34

Q90 2,76 (+18%)

Char (USD / kWh)
0,69 (-34%)
1,04
1,48 (+42%)

Table 2: Quantile 10, 90 and mean values for C_PV’, C_Bat’ and C_INV’. The value in () represents the variation of Q10 or Q90
compare to its average value. C_PV’ and C_INV’ follow a uniform distribution whereas C_Bat’ is following a more complex
distribution due to the different lifetime of the batteries leading to a Q90 which is higher in percentage variation compare to
the mean than the Q10.

The range of variation of the values for Cg,; compared to its average value is wider than the one for
Cpy . This is related to an important effect of the sensitivity of Cg,; to the assumption concerning the
lifetime of the batteries. In the following, we limit our sensitivity analysis to values between the
quantile 10 and lower than the quantile 90 (table 2). These intervals allow us to focus our analyzes cost
values found for the majority of the configurations encountered in the field. For Inverters the average
value of the total updated cost is equal to 1,54 USD / kW.

20
!

CBat*

05

Figure 5: variation of C_PV’ and C_Bat’ for 10 000 random draws and the ellipse which is limited by the quantile 10 and 90 of
C_PV’'and C_Bat’

This ellipse will then be used in the next graphs to locate where this area delimited by the quantile 10
and 90 of the total updated cost of PV panels and batteries. For section 3.1., we will first use the mean
value for the total updated cost of PV panels and batteries in Table 2 and then we will vary these two
total updated costs.
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2.5. Quality of service criteria for sizing the solar and isolated microgrid

Currently there is no universal consensus on which quality of service criterion / criteria should be
accounted for to design/evaluate a MG. Different criterion are then used so far. [<al2017review>]
offers a literature review of recent methodologies for optimizing these electrical systems, which
includes an inventory of the various quality of service criteria used to conduct the optimization.

Several studies consider the Loss of Load Risk (LOLR) criterion: The design objective is here that at least
n% of the days are satisfied. For this, a day is typically considered as satisfied when the demand of that
day is satisfied at all times [7] [59] [60] [61].

We use this criterion in our work. The QSL objective we consider is that the demand has to be satisfied
95% of days. The demand of given day is here considered to be satisfied when all the 15-minute interval
demands are satisfied.
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3. Results

3.1 Optimal Levelized Cost of Energy and MG configurations for domestic uses only
We first consider the 100% domestic use load curve. Results obtained with load curves from combined
domestic and productive uses are presented in section 3.3.

The LCOE depends on the cost of the PV fleet /storage configuration, i.e. on its size (surface area of the
PV panel fleet (x-axis) and / capacity of the storage (y-axis)) and on the total updated costs of one PV
panel and storage capacity unit. It also depends for a given PV fleet /storage configuration on the
amount of the demand that can be satisfied by the system. For a same total cost of the system, the
larger the satisfied demand, the lower the LCOE.

A number of PV fleet / storage configurations are potentially able to satisfy a given level of service
quality. A tradeoff is actually expected between the storage capacity and the surface area of the PV
fleet. Let us consider for illustration a situation where 100% of the demand have to be satisfied. In this
situation, the PV fleet area cannot be smaller than a minimum threshold value which corresponds to
the ratio between the mean annual demand and the mean solar resource [5]. This minimum value
could be actually obtained if the daily demand would exactly match the solar resource each day. But
this is of course never the case. This minimum PV fleet area would actually require a very large (and
perfect) storage system available to redistribute in time energy from excess production periods to
insufficient production ones. To achieve a same quality service level, smaller storage capacities are
possible but this requires to oversize the PV fleet and to accept for production curtailments. The less
the storage capacity, the more PV fleet is required. The storage capacity can however not be smaller
than a minimum storage value, which is the storage required to cope with the sub daily
resource/demand mismatch.

Figure 6 shows the LCOE in S / kWh that would be obtained for different PV fleet size/storage capacity
configurations (colored response surface in the background of the graph). It additionally shows all
configurations able to satisfy the demand 95% of days (95DS orange line).
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Figure 6 : Levelized Cost of Energy (in S / kWh) for the 15 different grid points over 3 years (2009-2011). Grid point n°1 is at
the top left position and then from left to right until grid point 15 at the bottom right. The results are obtained when the tilt
angle of PV panels is equal to the absolute value of the latitude of each location. Orange curve shows the configuration for
which 95% of the demand is satisfied. The red point is the one which minimizes the LCOE (with its value written in red) and
has a 95DS. We took for the possible oversizing values from 0.5 to 5 by 0.05 and for the storage capacity in equivalent days
values from 0.2 to 2 by 0.01.

The colored background map represents the LCOE obtained for the considered configurations, with
the PV fleet size (x-axis, oversizing coefficient) and the storage capacity (y-axis, capacity expressed in
equivalent days of mean consumption DO0). The oversizing coefficient is the multiplier coefficient of the
PV fleet between a surface of PV panels necessary to meet the demand on average over the entire
study period and the one which allow to have a 95DS.

This background maps share roughly the same pattern whatever the location.

The LCOE first depends on production costs. It thus tends to increase when increasing the size of the
PV fleet or the storage capacity (right/top region of the maps). It however also depends on the amount
of the demand which is satisfied (see section 2.4.1). This is why, even if the costs are low on the left
side of the graphs (corresponding to an oversizing of solar panels below 1), LCOE values are high. Note
that such configurations cannot meet a large amount of demand and the service quality for such points
is low (potentially much lower than the 95DS required).

The background maps are obviously also slightly different for the 15 grid points. The “satisfaction”
issue mentioned previously is location dependent, depending on the level of resource/demand
adequacy. For example, for grid point n°3 to 6 (located in the Sahelian band) the size of the blue surface
(corresponding to the low range of LCOE) is larger than in other locations for a same configuration of
solar PV panels and batteries because of a better adequacy between the solar resource and the
demand.

The orange line indicates all the configurations that leads to a 95DS. Note that all configurations in the
top/right side of this line allow to achieve a better QSL. For the 15 grid points, this orange presents
two asymptotes. They respectively correspond to the two limiting cases discussed previously. This
shows that it is possible to substitute the two ways of producing / storing energy but within a certain
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limit. Indeed, it is not possible to satisfy 95% of the days without having any storage. The horizontal
asymptote is likely related to the longest night duration and to the minimum amount of storage
needed to meet demand when there is no sun. This is suggested by the value taken by this asymptote:
it is between 0.6 and 0.8 daily demand equivalent for the areas close to the equator or at the extreme
latitudes of the continent respectively. The vertical asymptote tends toward an oversizing of the PV
fleet equal to one (plus the storage losses (¥5%)). The least cost configuration which allows to achieve
the desired QSL is obtained at the intersection of these two information. It thus results from a tradeoff
between the battery/PV required sizes under socio-economical and meteorological constraints.

For all grid points, the storage required for optimal configuration is always less than 80% of the average
daily demand. This is an important result which shows that storage only satisfies the demand for
subdaily and not for long periods of low solar resource days.

Fig. 7 shows the minimum LCOE (left side), the optimal number of PV oversizing (middle) and the
optimal storage capacity (expressed in days of storage, right side) for the 15 locations considered here.
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Figure 7: For 95DS, optimal Levelized Cost of Energy (in S / kWh) (figure on the left), and associated number of batteries
(equivalent days of storage) (figure in the center) and of PV panels (require oversizing) (figure on the right) for the period
2009-2011.

The optimal storage capacity varies little in the band between -20 and + 20 ° latitude. It increases with
higher latitude characterized by stronger seasonality and longer nights at certain periods of the year.
The PV oversizing is low in the Sahelian zone with values lower than 1.5. This value is around 2 in
central Africa and then increases sharply in the extreme South-East and North-West where it reaches
3 to 3.5. Larger PV oversizing in high latitude areas is due to seasonality and periods of low solar
resources when demand is considered constant throughout the year.

The consequence is that LCOE is the lowest in areas where the solar irradiation is high and has the low
day-to-day and / or seasonal variability, particularly in the Sahel region and the south-west part of
Africa. Higher LCOE values are found near the equator, and in the south-eastern part of the African
continent, mainly due to the high cloud cover in these areas, and the occurrence of low solar resource
periods [62, 63]. The highest LCOE values are obtained in the extreme north of Africa (value equal to
0.34 S/kWh) as a result of the strong seasonality of the resource in this region with very low values
during DJF while lowest LCOE values are obtained for the Sahelian band where the solar resource is
abundant, reaching a cost of kWh of 0.2 S/kWh.

Our results are roughly similar to those presented by [<huld2017geospatial>] with the high nighttime
consumption corresponding to our domestic load curve. This study is also using the same criteria for
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the quality of service. Slight differences are likely to be due to minor differences in the parameters
used, in particular the model of cost calculation to obtain the LCOE.

3.2 Sensitivity analysis of optimal Levelized Cost of Energy, oversizing and days
equivalent of storage to the updated cost of batteries and of PV panels

Previous results rely on total average updated cost values for PV panels and storage, but the possible
range of these costs is large in the different parts of Africa (see section 2.4.). In this section, we analyze
the sensitivity of the optimal configurations to the unit values of the total updated costs for batteries
and PV panels.

3.2.1 autre titre a trouver plus explicite

For the 15 grid points considered previously, we consider different scenarios of equivalent cost for
both the PV panels and storage system. For each cost scenario, we identify the least cost oversizing /
storage configuration. In all cases, the configuration is able to achieve a 95DS service quality.

Days equivalent of storage
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Figure 8: sensitivity of the required number of batteries (top graphic in days equivalent of storage) and of the required
oversizing of PV panels (bottom) for the 15 grid points corresponding to optimal Levelized Cost of Energy in relation to the
updated cost of batteries and of solar panels. the ellipse is the one computed in section 2.4.2.

Figure 8 shows the optimal oversizing level (bottom) and the storage capacity (top) required for each
equivalent PV/Storage costs assumption. The center of the ellipse corresponds to the reference
equivalent cost configuration considered in the previous section.

Whatever the location, the graphs obviously highlight that when the updated cost of PV panel
increases, one moves to a configuration with less PV panels but more storage (and vice-versa). The
reverse applies when the updated cost of batteries increases.

Depending on the cost variations, some substitution between PV panels and storage is thus to be
expected. If the rate of substitution is rather important for grid point 1 (and to a lesser extent for grid
point 2), it is very low to almost zero for the other grid points considered here. This result is obviously
key. In many locations, one can expect that the optimal PV fleet / storage capacity is very robust, i.e.
almost independent on the relative updated costs of PV panels/storage systems.

Figure 9 shows the optimal LCOE for the different cost assumptions. The point in the middle is the
same than the one obtains in Figure 7 (left) for a mean updated cost of PV panels and batteries.
Obviously, the higher the updated cost of PV panels and batteries are, the higher the LCOE is.
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Figure 9: sensitivity of the optimal Levelized Cost of Energy (S / kWh) to cost assumptions for batteries and solar panels for
the 15 grid points. The ellipse is the one computed in section 2.4.2. Period 2009-2011.

Thanks to the high robustness of the optimal configuration, the LCOE is roughly a linear function of the
updated costs of PV panels and batteries. The size of the PV fleet and of the battery system is indeed
roughly constant making equation 1 a simple bilinear function of the updated costs C’'PV and C’'bat.

3.2.2 Elasticity of the optimal LCOE, of the oversizing of PV panels and of storage capacity to
cost assumptions over the African continent

The elasticity is a relevant indicator for quantifying how a variable varies compared to variations of
another variable. In this part, we compute the elasticity of the optimal LCOE, optimal number of PV
panels and optimal number of batteries to the updated cost of PV panels and batteries.

The elasticity of variable X to the updated cost of batteries (same type of equation for the updated
cost of PV panels) as:

|5

ECBat (X) = AC,Bat

T
C Bat

Where :

Ec,,.(X) is the elasticity of variable X to the cost of batteries
- AX is the variation of variable X when the cost of the battery varies of ACg,;
- ACgg; is the variation of the updated cost of batteries.

We rely on Table 1 to consider for PV panel updated cost a +/- 20% variation, and for the updated cost
of batteries two variations +/- 20 and +/- 40%.
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We plot in Figure S 5 the elasticities which correspond to the variation of the LCOE, number of batteries
and PV fleet of the optimal configuration compared to a modification of PV updated cost of +/-20%
and updated batteries costs of +/- 20 and 40% (according to Table 2). Given that the elasticity is the
same for the 20% and 40% variation of cost of batteries (since these variations are quasi linear) we
only plot in the Figure 10 the elasticity for +20% for the cost of PV panels and Figure 11 for the cost of
the batteries.
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Figure 10: % of Elasticity for optimal LCOE (on the left), days equivalent of storage (on the center) and oversizing of PV panels
(on the right) when the total updated cost of PV panels increases by 20 %. Points in black are the one for which the value is
equal 0O to differentiate than the one that are close to 0.
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Figure 11 : % of Elasticity for optimal LCOE (on the left), days equivalent of storage (on the center) and oversizing of PV
panels (on the right) when the total updated cost of batteries increases by 20 %. Points in black are the one for which the
value is equal O to differentiate than the one that are close to 0.

The first result that stands out when looking at these figures is the fact that for a large proportion of
the grid points, the optimal configuration in term of optimal of storage days equivalent and PV
oversizing is invariant to the cost assumptions. This is true for all grid points within a +/-20% variation
in the cost of batteries (except for grid point 6) (Figure 11). The elasticity of the number of PV panels
and the number of batteries to the cost PV panels is not zero only for a few grid points. Nevertheless,
for the points not equal to 0, this elasticity remains low (Figure 10).

It confirms the results obtained in the previous section that for most grid points in Africa: in each
location, the optimal microgrid configuration minimizing the LCOE is robust compared to the variation
of cost of PV panels and batteries.

The consequence of these results on costs is direct: the elasticities of the LCOE thus only reflect
variations in component costs since there is no substitution between storage capacity and number of
PV panels.
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Except for grid point 1 and 2, the elasticity of the LCOE to the cost of batteries is higher than the
elasticity of the LCOE to the cost of PV panels. The elasticity of the LCOE to the cost of batteries reaches
77% mainly for grid points located in the Sahelian band where a low number of PV panels is needed
due to a higher solar radiation compared to other location.

This elasticity is lower for grid point 1 and 2 and for other area where a higher number of PV oversizing
is required to cope with low solar resource period like in central and south-east Africa with a high
nebulosity in certain period.

For a large number of grid points in Africa, the variation of costs are not really impactful on the optimal
configuration even if the variation of cost of the batteries are more impactful than the one of PV
panels.

3.3. Influence of the subdaily profile of the load curve

All the results we obtained and analysed were obtained by considering a load curve representative of
domestic uses with a peak consumption in the evening requiring storage. In this section, we assess the
extent to which these results are dependent on the shape of the load curve and to which extent it
reduces the LCOE. We rely on the three load curves presented in section 2.3 and in Figure 3, with 0, 50
or 100% of domestic uses of electricity.

We first consider the average values of equivalent costs and discount rates before looking at the
sensitivity of the results to these equivalent cost assumptions.
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Figure 12: Optimal LCOE S / kWh (left), oversizing of PV panels (center) and days equivalent of storage (right) for different
percentage of domestic uses in the load curve (0% top, 50% center ad 100% bottom). Pourquoi le stockage n’évolue quasiment
pas entre les config. Pour la somalie (ce qui n’est pas le cas partout ailleurs ?
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Figure 12 shows results for three different load curves. The three maps on the bottom show the results
obtained in section 3.1 for a 100% domestic load curve. Conversely, the three maps in the top strip
show the results obtained for a load curve with only productive uses of electricity, and the middle band
concerns 50% productive uses and 50% domestic uses.

The LCOE for the 100% productive use load curve is up to twice lower in most part of Africa compared
to the LCOE for domestic uses only. This difference of cost is mainly due to the required number of
batteries to meet the 95DS criteria which is almost twice lower for productive uses than for domestic
uses. This difference is obviously due to the subdaily variability of productive uses of electricity that
matches better with the solar resource. For a mix load curve integrating 50% of productive uses, the
optimal LCOE can be decreased by around 0.5 $/kWh in most parts of Africa. This integration of
productive uses of electricity is therefore really key to decrease the cost of the kWh in 100% solar MGs.

Conversely, the integration of productive uses will not affect much the required oversizing of PV panels
to obtain 95DS (right column). This point is very important, since regardless of the subdaily demand
structure the sizing of the solar PV panels will remain the same. This is in line with the results of [7] as
they find that the difference in term of number of PV panels between the low and high nighttime
consumption patterns is lower than 10%.

Figure 13 provides an analysis of the sensitivity of these results to updated cost assumptions for
batteries and PV panels. It shows that the two other optimal configurations with 0 and 50% domestic
uses are also very robust to the variation of the updated cost of PV panels and batteries (example for
a 50% domestic uses in Figure 13).
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Figure 13: Same as Figure 10 and Figure 11 but for the load curve with 50% of domestic uses. Elasticity of optimal LCOE (on
the left), days equivalent of storage (on the center) and oversizing of PV panels (on the right) when the total updated cost of
PV panels (top) or batteries (bottom) increase by 20 %. Points in black are the one for which the value is equal O to differentiate
than the one that are close to 0.

Compare to the case with 100% domestic uses of electricity, we have a higher elasticity for the
variation of the cost of PV panels and almost the same one for the variation of the cost of batteries.
Indeed, when we integrate 50% of productive uses, the optimal configuration (as seen in Figure 12) in
term of optimal number of PV panels doesn’t change but the number of optimal days equivalent of
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storage decrease. The batteries then have a less important place in the overall cost of the system and
therefore a lower elasticity compared to the variation of their costs, and vice-versa for the solar PV
panels.

Overall, we still have, for the majority of grid points, an elasticity equal to 0 for the optimal number of
PV panels and batteries. As we have seen for a 100% domestic load curve (Figure 10), the 50% domestic
load curve optimal configuration is still robust to very robust compare to the variation of cost of PV
panels and batteries.

All these results are obviously key. They indeed highlight the low risk for a bad PV fleet design of MGs
in Africa. Integrating productive uses of electricity reduces the need for batteries which are often the
main problem for the cost and longevity of these solar microgrid systems [64]. This is expected to
increase the viability of microgrid projects in the area and increase the confidence of electricity access
actors in their design.
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Conclusion

In this article, we performed an analysis of the robustness of the optimal LCOE for solar and isolated
micro-grids in relation to economic factors, in particular to the total updated cost of PV panels and
batteries.

The adjustment variable to size isolated and solar microgrids and obtain a DSL95 is essentially the PV
panels oversizing, which is based on the “low solar resources days” as already shown in [5]. Storage
has the main function of managing the resource / demand mismatch at subdaily level. It has no
function of balancing the mismatch observed over longer temporal scales such as seasons, months or
even weeks.

Our results confirm what we could have had with a simpler and inter-daily approach in [5]. Whatever
the subdaily temporal structure of demand and the different electrical uses: we still have the same PV
oversizing requirement.

The modification of the subdaily structure of demand, with in particular the integration of productive
uses only changes the storage capacity requirement. A better match between resource and demand
reduces the amount of storage required and therefore the cost of kWh while maintaining the same
quality of service.

The other key result is the high robustness of the optimal PV fleet / storage configuration which is fairly
independent on the unit updated costs of PV panels and of batteries. This result is obviously of
paramount importance and convenience for all electricity access actors such as governments, investors
and MGs operators.

The optimal configuration is almost fully determined by the temporal structure of the resource /
demand co-variability. Further work should thus consider how robust the design could depend on the
seasonality of the demand (which has a direct effect on the results) and on the weather information
considered. Our results are based on 3 years of radiation data derived from satellite information. The
quality of such data is obviously still poorly known for Africa. The interannual variability of the weather
is next known to be rather large worldwide. Another 3 years period could lead to another design. The
influence of the duration of the time series considered for the analysis would be interesting to
consider. Last but not least, the standard approach to design MGs is to rely on Typical Meteorological
Years. The relevance of such information for the specific case of MGs design would be worth to explore.

Our results are finally based on many assumptions and could be significantly depend on those. One of
those is relative to criterion used to define the quality of service level to be achieved by the MG. The
criterion here is to satisfy the demand for 95% of days. It would also be possible to consider only the
hours or time steps of 15 min for which the demand is satisfied. Another possibility would also be to
consider a threshold value different from 95% with 99% or 90% depending on the real needs of the
village. Finally, it would also be possible by detailing the different uses of electricity to have a
heterogeneous quality of service according to the prioritization of uses, with certain uses to be
necessarily satisfied 100% of the time and others which could require a less stringent quality of service.

Another limitation is related to the very simple MG model used for the analysis. Our model does indeed
not account for a number of essential parameters, in particular power and balance parameters of the
system at very high frequency. For example, simulations of the charging and discharging speed of the
batteries, the effects of temperature, particularly in areas where this temperature is high and the
problem of high frequency power peak demand associated with large loads. The precise design of any
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MG should be definitively based on a much more realistic model. Nonetheless, our results likely pave
the way for more relevant and robust detailed analyses.
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L'acces a I'électricité dans les milieux isolés a I'aide de ressources renouvelables est un enjeu majeur
du 21°™e siécle et les micro-réseaux solaires sont I'une des solutions particuliérement intéressantes
pour y contribuer, notamment en Afrique subsaharienne.

Dans ce travail nous avons pu explorer I’'ensemble du continent africain grace a un systeme générique
et une base de données de rayonnement haute résolution. Cela nous a permis de tenir compte de la
grande variabilité des climats qui comme on I'imaginait a un impact déterminant sur la ressource / sa
variabilité et donc sur le dimensionnement des MGSI requis.

1. Synthese des travaux

1.1.Prédimensionnement

Nos travaux montrent que le prédimensionnement des MGSI est déterminant pour assurer une bonne
qualité de service a moindre colt en considérant plusieurs parameétres / facteurs essentiels.

1.1.1. Impact des périodes de faible ensoleillement

Notre analyse nous permet de montrer que pour obtenir une qualité de service correspondant a 95%
de jours pour lesquels la totalité de la demande d’électricité est satisfaite, c’est essentiellement le
dimensionnement des panneaux PV, basé sur les périodes de faible ensoleillement, qui est important.
Ce surdimensionnement PV (ie le facteur multiplicateur de la surface de panneaux PV qui permet de
satisfaire 95DS par rapport a un dimensionnement basé pour satisfaire uniquement la demande
moyenne sur la période d’étude) est complétement indépendant du profil infra-journalier de la
demande, mais dépend uniquement du niveau de demande moyen journalier.

Pour satisfaire la totalité de la demande quotidienne d’électricité 95% des jours sur une période
donnée, le surdimensionnement nécessaire est d’environ deux a trois fois le dimensionnement requis
pour satisfaire la consommation moyenne sur cette méme période. Par contre, pour satisfaire 4 points
de pourcentage supplémentaires de jours satisfait (donc pour obtenir un critére de qualité de service
a99% de jours satisfaits), il faut alors multiplier par deux le surdimensionnement obtenu pour le critére
a 95% de jours satisfaits.

Globalement, la variabilité temporelle de la ressource solaire permet de fournir une bonne qualité de
service tout en ayant une surface de panneaux PV limité. Dans la plupart des régions du continent
africain, les jours qui ne sont pas satisfaits, résultant d’une faible ressource solaire, sont isolés et ne
sont pas étendus sur de longues périodes. Ce résultat est trés intéressant puisque, s’il est possible de
mettre en place des reports de demande lors des jours ol la ressource solaire est plus importante, il
est ainsi possible de réduire ce surdimensionnement pour une qualité de service équivalente et par
conséquent un colt moindre du systeme. Bien sdr il faut aussi prendre en considération les critéres
socio-économiques pour analyser si ces reports de demande sont possibles et de quelle maniére ils
affectent réellement la qualité de service percue par les usagers.
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1.1.2. Lestockage

En ce qui concerne la partie stockage, nous montrons qu’il a presque uniquement pour fonction de
gérer l'inadéquation entre la production électrique et la demande au niveau infra-journalier. Le
stockage constitue en quelque sorte la variable d’ajustement pour les différents profils de courbe de
charge infrajournaliers. Le besoin de capacité de stockage diminue avec l'intégration d’usages
productifs, la quantité de panneaux PV restant inchangée. L'intégration d‘usages productifs permet
ainsi une diminution du colt total de I'électricité produite par le MGSI. Pour les profils de
consommation électrique considérés, on observe par exemple pour certaines zones (comme en
Afrique du Nord) une diminution par deux du nombre de batteries avec une courbe de charge
correspondant a 100% d’usages productifs par rapport a des usages uniquement domestiques.

1.2.Demande : importance de la structure temporelle (infrajournaliere et saisonniere)

La structure temporelle de la demande est un parametre trés important pour le prédimensionnement
des MGSI.

En termes de variabilité basse fréquence, nous montrons dans le chapitre 7 que la saisonnalité de la
demande est de premier ordre pour le dimensionnement de la surface nécessaire de panneaux solaires
PV. Une saisonnalité de la demande plus ou moins marquée (30 ou 50%) peut avoir une forte influence
sur le surdimensionnement des installations de MGSI. Une amplitude de saisonnalité de la demande
de 30% (resp. 50%) avec un pic en JJA, conduit, dans le nord de I’Afrique et dans la partie centrale de
I’Afrique du Sud, a un surdimensionnement de 25% (resp. 40%) plus faible qu’avec une demande
constante, alors que le surdimensionnement, dans les latitudes entre 0 et +20° et a I'extréme Est et
Sud de I’Afrique, doit étre 20% (resp. 40%) plus grand.

La variabilité infrajournaliére de la demande, quant a elle, affecte directement au premier ordre le
nombre de batteries nécessaire pour satisfaire un critere de qualité de service donné sans pour autant
modifier le nombre de panneaux solaires PV.

Une meilleure connaissance de la structure temporelle de la demande, pourrait alors permettre une
réduction non négligeable du prédimensionnement nécessaire pour assurer une méme qualité de
service dans les cas ol on trouve que la covariabilité temporelle entre cette demande et la ressource
est meilleure. Cela aura un effet direct sur les co(ts de ces systémes.

1.3. Grande robustesse vis-a-vis des parametres économiques (co(t total des panneaux PV
et batteries)

Enfin, ce travail de thése montre la grande robustesse du prédimensionnement optimal (qui minimise
le LCOE du MGSI) par rapport au colt des panneaux photovoltaiques et des batteries. Ce
dimensionnement est presque entierement déterminé par les patrons temporels de variabilité de la
ressource et de la demande. Le nombre optimal de panneaux PV et de batteries est inchangé pour la
plupart des 15 points de grille du chapitre 8 pour des variations du co(t actualisé total des composants
de +/- 20%.
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Ces résultats devraient s’avérer trés utiles pour les gouvernements, les investisseurs et les opérateurs
de micro-réseaux. lls pourront ainsi estimer le nombre de panneaux solaires et batteries nécessaires
pour une zone donnée sans connaitre les co(ts relatifs exacts de ces deux composants.

2. Perspectives

Le sujet du développement des micro-réseaux, notamment solaires, pour |’acces a I’électricité dans les
zones les plus reculées du continent africain est en pleine expansion. Plusieurs perspectives s’ouvrent
alors pour continuer ce travail en interdisciplinaire avec les sciences de la Terre, les sciences
économiques et les sciences humaines et sociales.

2.1. Ce n’est pas seulement une histoire de « données »

2.1.1. Ressource et variabilité

a. Lesdonnées

Comme décrit dans le chapitre 3 partie 4, la qualité des données d’irradiation solaire provenant des
satellites sur le continent africain est encore mal connue. C'est évidemment une limite critique pour
tous les projets cherchant a développer des systemes solaires sur ce continent. Dans ce contexte, un
effort international majeur pour le déploiement d'un réseau de mesure du rayonnement solaire sur ce
continent, méme peu dense, est réellement nécessaire. Si I'on considere la trés grande demande
sociétale pour un accés a I’électricité dans la région et la capacité des MGSI pour y répondre, cet effort
d’observation et de collecte de données devrait bien évidemment impliquer des institutions
gouvernementales (services météorologiques, laboratoires de recherche) mais aussi des collectivités
locales et des entreprises privées. De nombreuses mesures au sol sont actuellement effectuées en
Afrique pour le développement et la gestion de nouveaux projets d'énergie solaire. Ces mesures
devraient étre généralisées et les données qui en résultent, devraient étre mises a la disposition de
tous, pour contribuer a une meilleure évaluation de la qualité des données de rayonnement satellite
et a leur tour a une meilleure connaissance du potentiel solaire en Afrique et de sa variabilité.

b. Lavariabilité interannuelle

Comme nous I'avons vu dans le chapitre 5 partie 3.4., la variabilité interannuelle de la ressource solaire
peut étre importante dans certaines zones du continent africain. Or pour de nombreux projets, le
dimensionnement de ces micro-réseaux se fait sur la base d'années météorologiques typiques ou de
courtes chroniques. De méme, avant d’installer une centrale solaire de taille importante, des mesures
sont réalisées sur place pour estimer la ressource solaire mais uniquement sur une durée limitée (de
6 a 12 mois environ). Ces courtes périodes sont sans doute peu représentatives et insuffisantes pour
avoir une bonne estimation de la ressource, de sa variabilité et en particulier des extrémes et des
périodes de ressource réduites. Erreur qui pourrait étre potentiellement considérable dans le
dimensionnement de ces MGSI et entrainer en cas de surestimation de la ressource solaire, une moins
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bonne qualité de service pour les communautés, une contrainte sur les activités productives
dépendantes de I'électricité et un chiffre d’affaires généré moins important qui pourrait poser des
problémes aux opérateurs et a la communauté pour rembourser les crédits associés.

c. L'angle d’inclinaison et les systémes de suivi

Nous avons montré au chapitre 7 que l'angle d’inclinaison optimal n’influence que peu le
surdimensionnement nécessaire pour satisfaire 95% des jours sur une période donnée. Celui-ci peut
étre différent de plusieurs degrés voire dizaine de degrés par rapport a la valeur absolue de la latitude.
Néanmoins, le gain en surdimensionnement par rapport a un angle égal a cette valeur absolue n’est
pas supérieur a 4% pour une demande non saisonniere et 9% pour une demande avec une amplitude
de saisonnalité égale a 30%. La regle d’usage qui veut que les panneaux soient inclinés avec un angle
égal a la latitude semble donc toujours valide ici. Ce qui est aussi un résultat pratique, facilitant le
dimensionnement de ces systémes.

Notre analyse est cependant limitée car nous avons considéré des panneaux fixes avec une inclinaison
prescrite. Les systemes PV de suivi solaire automatisés ne sont évidemment pas une option pour les
MGSI car en plus du surcolt important qu’ils impliquent, ils diminuent fortement la robustesse du
systeme de production. Les quasi-systemes de suivi qui permettent de modifier (manuellement par
exemple) I'angle d'inclinaison plusieurs fois au cours de I'année sont probablement ici une solution
technique alternative intéressante [157, 158]. lls ne nécessitent pas de technologie complexe, ni de
maintenance mais permettraient d’augmenter facilement l|'adéquation temporelle ressource /
demande d'un mois a l'autre. Cela pourrait permettre une amélioration significative de la qualité de
service tout en conservant un systeme robuste. Une analyse similaire a celle présentée en chapitre 7
pourrait étre intéressante pour évaluer les gains potentiels en termes de réduction du
dimensionnement nécessaire ou d’augmentation de la qualité de service.

d. Autres facteurs potentiels

Les effets des températures sur efficacité des cellules / des batteries

Nous n’avons pas pris en compte I'effet de la température sur I'efficacité des cellules PV et sur la durée
de vie des batteries pour simplifier nos analyses dans un premier temps. Or cet effet, notamment dans
différentes zones du continent africain ou les températures peuvent étre trés chaudes et les variations
importantes, peut modifier de fagon importante ces deux parameétres et donc le prédimensionnement
des MGSI. Ces effets peuvent étre encore amplifiés dans un contexte de changement climatique.
Comment le prédimensionnement optimal des MGSI serait modifié si la température réelle est prise
en compte. Quel serait I'impact sur les différents composants du systeme ?

Effets des poussieres sur le rayonnement et |'efficacité des panneaux PV

Un autre facteur qui n’a pas été pris en compte est I'effet des poussieres sur I'efficacité des panneaux
PV et sur le rayonnement. En ce qui concerne I'efficacité des panneaux PV, celle-ci est fortement
diminuée lorsqu’il y a un dépot méme minime sur les panneaux solaires. Or, un grand nombre de pays
d’Afrique subsaharienne sont soumis a du transport et dépots de poussieres avec des climats arides. Il
est alors nécessaire de prévoir un systéme de nettoyage régulier des panneaux PV pour garder
I’efficacité maximale. Comment prendre en compte ces effets en fonction des zones géographiques
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dans notre modélisation ? Comment cela impacterait le surdimensionnement nécessaire des panneaux
solaires si un systeme de nettoyage régulier et efficace n’est pas mis en place ?

D’autre part, I'effet de ces poussiéres sur le rayonnement est encore mal pris en compte dans les
images satellites qui nous permettent d’obtenir les valeurs d’irradiation regues au niveau du sol,
utilisées dans nos calculs. Une telle prise en compte serait essentielle pour augmenter la fiabilité des
données de prédimensionnement des MGSI dans les différentes zones du continent africain.

Intérét de prévision court terme de la ressource pour une meilleure gestion des micro-réseaux

La prévision court terme (a quelques heures / jours) de la ressource pourrait permettre aux
communautés de mieux gérer son adéquation temporelle avec la demande. Cela pourrait par exemple
permettre de faire des reports de demande ou de ne pas utiliser I'électricité pour des usages
considérés comme moins prioritaires (a définir) par les usagers lorsque la ressource solaire attendue
dans les prochaines / heures ou jours serait faible. L’intérét d’un outil trés simple, s’appuyant par
exemple sur les services de téléphonie, a destination des communautés en lien avec les prévisions
météorologiques dans les différentes zones d’Afrique pourrait étre intéressant a évaluer. Quelle serait
alors le pouvoir de cet outil sur les choix des consommateurs et le report ou effacement possible des
différents usages de I'électricité ? Un tel outil serait-il a méme d’établir des prévisions fiables, sur
guelle échelle de temps et avec quelle finesse géographique pour la prévision ?

Evolution possible de la ressource solaire et de sa variabilité en changement climatique ?

Enfin, nous ne prenons pas en compte dans notre travail les évolutions possibles de la ressource solaire
et de sa variabilité dans un contexte global de changement climatique. Avec des effets sur les régimes
de mousson par exemple qui pourraient impacter la production d’électricité solaire et sa variabilité
saisonniére et jour a jour. Plusieurs études commencent déja a quantifier ces effets [159, 160, 161]. I|
serait alors intéressant d’étudier comment est modifié le prédimensionnement des MGSlI si on prend
les prévisions des différents scénarios de déréglement climatique pour les vingt prochaines années
plutdt qu’en utilisant les années précédentes comme ce que nous avons fait dans notre étude. Est-ce
gu’il pourrait y avoir une tendance importante qui impacterait au premier ordre le dimensionnement
des installations solaires ?

2.1.2. La demande d’électricité et plus largement d’énergie dans les zones rurales

a. Lesdonnées

La demande en électricité dans les villages ruraux d’Afrique subsaharienne est encore trés mal connue
pour le moment du fait d’un grand nombre de paramétres comme la diversité des usages, les différents
niveaux de développement économique et humain etc. Comprendre la maniere dont les populations
peuvent s’approprier I'électricité dans le cadre des usages énergétiques est un enjeu. Mieux
comprendre les facteurs sociotechniques guidant I'évolution de la demande au niveau des ménages et
des usages productifs dans le temps est nécessaire pour proposer des systemes adaptés aux usages et
aux usagers. |l apparait également important d’évaluer les usages non prioritaires qui peuvent étre
envisagés avec plus de flexibilité temporelle de maniére a assurer au maximum |'adéquation avec la
ressource solaire.

Un effort important est a fournir en ce qui concerne les données de consommation dans les zones
rurales des pays d’Afrique subsaharienne. En effet, comme nous I'avons vu dans le chapitre 2 partie 3
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encore peu de données sont a notre disposition et il est difficile de pouvoir créer des profils de courbe
de demande « types » sans pouvoir s’appuyer sur un nombre significatif de courbes de demande de
MGSI.

Au premier ordre, il faut avoir une meilleure connaissance du profil moyen espéré au niveau
infrajournalier ainsi que de la structure saisonniere de la demande, sans doute liée pour partie aux
conditions météorologiques du moment (cf. demande agricole pilotée par des facteurs
météorologiques). Ensuite il serait aussi intéressant d’évaluer comment ce profil infrajournalier peut
varier d’un jour a 'autre, ce qui pourrait aussi fortement moduler la qualité de service initialement
projetée.

Une meilleure connaissance de la demande nous permettrait de proposer des prédimensionnements
plus fins en fonction des configurations de villages rencontrés. Nous pourrions alors améliorer nos
hypotheses, notamment pour la représentation de la saisonnalité de la demande que nous prenons
dans le chapitre 7. Celle-ci pourrait intégrer plusieurs pics saisonniers de demande d'intensité
spécifique qui peuvent probablement exister au cours de la méme année, par exemple en raison de
plusieurs récoltes.

Une autre question importante est I'évolution dans le temps de la demande électrique aprés
I'installation du micro-réseau qui pourrait aussi modifier le prédimensionnement nécessaire pour
réellement assurer la qualité de service visée sur la période considérée.

Il est probable qu’il soitimpossible de développer une solution générique pour le prédimensionnement
de ces configurations de MGSI. Il est probable qu’on soit au contraire obligé de rechercher des données
locales de systémes similaires a la configuration visée pour obtenir une estimation raisonnable de la
dynamique possible du systéme.

Au premier ordre, il est donc urgent d’essayer de mieux comprendre comment peut se structurer la
demande dans le temps. Une premiere source d’information sans doute utile serait d’exploiter les
informations relatives aux villages ruraux connectés au réseau. Ceux-ci pourraient permettre d’affiner
les connaissances sur le bouquet d’utilisateurs, la saisonnalité et la structure infrajournaliere de la
consommation. De tels travaux ont été engagés dans le cadre d’une premiére mission au Nigéria avec
I"ambassade de France en Décembre 2019 visant a rencontrer les différents acteurs institutionnels qui
travaillent sur ces questions. Cela s’inscrit dans la continuité des travaux [162, 163, 164] qui avaient
été conduits dans les capitales d’Afrique de I'Ouest et que nous pourrions mener pour ces villages
ruraux connectés au réseau.

Une seconde source d’information a moyen terme pourrait reposer sur le développement plus large
de compteurs électriques trés simples pour équiper les MGSI. Ceci nous permettrait d’avoir des
données quantitatives sur des périodes temporelles importantes avec un pas de temps fin. Ces
données sont souvent la propriété des opérateurs de ces micro-réseaux et un effort de mise a
disposition pour les organismes de recherche / institutions publiques serait trés utile pour avoir une
meilleure connaissance de cette demande.

En I'état actuel des travaux sur ce sujet il est encore trés difficile de proposer un prédimensionnement
standardisé de MGSI pour chaque forme de courbe de demande. Ce dimensionnement doit prendre
en compte les spécificités des communautés et de chaque projet sur le terrain.
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b. Le critére de qualité service avec priorisation des usages

Comme nous I'avons vu, le critéere de qualité de service peut étre défini de différentes facons. Que ce
soit au niveau de la valeur seuil choisie, en incluant une priorisation des usages ou en considérant des
périodes de temps plus fines que celle uniquement journaliere.

Sur ces sujets, il est important de continuer le travail interdisciplinaire initié entre climatologie et
sciences humaines et sociales pour bien appréhender les enjeux de la qualité de service. La notion de
qualité de service doit tenir compte des attentes des différents usagers et étre adaptée aux contraintes
et opportunités des systémes techniques. Dans le cas des micro-réseaux solaires, un enjeu important
serait de comprendre dans quelle mesure il serait possible et acceptable de tenir compte d’attentes
différentes selon les différents usages. Dans quelle mesure une différenciation des usagers serait
acceptable ? En effet certains usagers peuvent étre considérés comme prioritaires par rapport a
d’autres (les services publics par exemple), ainsi que certains usages pour chaque type d’usager. Une
telle démarche doit conduire a I’élaboration de nouveaux critéres de qualité de service pour apprécier
le service rendu en impliquant les usagers du systéme. Le critére utilisé de 95DS n’est sans doute pas
un bon critére de dimensionnement par rapport a la réalité des attentes des usages et des villages
ruraux dans lesquels implémenter ces MGSI. Qu’est-ce que les usagers vont attendre / peuvent
accepter comme adaptabilité pour se greffer au mieux sur une ressource variable ?

Ainsi, nous montrons dans le chapitre 6 que le surdimensionnement nécessaire est généralement deux
fois plus important pour satisfaire 99% des jours que 95% sur une période donnée. Il serait possible
d’évaluer comment est modifié ce surdimensionnement en fonction de valeurs seuils qui pourraient
étre moins importantes et répondre au réel besoin / capacité a payer des communautés.

Dans nos analyses, nous n’avons pas inclus de priorisation des usages dans le critére de qualité de
service ce qui permettrait de relacher ce critére pour certains paquets d’'usages et de I'augmenter pour
d’autres. Cette priorisation serait associée a des tarifs spécifiques pour différents groupes
d’utilisateurs en fonction de leurs besoins et de leurs demandes. Des tarifs plus bas pour ces usagers
permettrait de leur demander de couper une partie de leur consommation de maniére a assurer la
consommation des usages ou usagers prioritaires. Ce mécanisme pourrait permettre de diminuer le
prix du kWh pour certains usagers et de I'augmenter pour d’autres en pouvant peut étre améliorer la
rentabilité de ces micro-réseaux solaires pour les rendre plus attractifs pour les investisseurs. Par
exemple dans le chapitre 6, nous montrons que dans certaines zones, principalement situées a I'Est de
la bande sahélienne, ou la ressource n'est pas beaucoup influencée par les conditions
météorologiques, les jours de faible ressource peuvent étre regroupés sur des séquences temporelles
de plusieurs jours. Il serait alors intéressant d’analyser les effets socio-économiques potentiels de ces
longues périodes de sécheresse solaire et d’évaluer la viabilité du systéme qui en résulte.

Au-del3, il faut aussi comprendre dans quelle mesure la gouvernance et les systemes de tarification et
de paiement peuvent favorisent une bonne appropriation de ces moyens de production technique et
une bonne utilisation des opportunités offertes par le micro-réseau.
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c. Evolution possible de la demande et de sa variabilité dans un contexte de changement
climatique ?

En plus de son impact sur la ressource, il serait aussi intéressant d’étudier comment le changement
climatique peut impacter la demande électrique dans les zones rurales d’Afrique Subsaharienne. Est-
ce que le changement climatique va impliquer une modification des comportements et des activités
qui va entrainer des usages différents / nouveaux de I'électricité et modifier ainsi la courbe de charge
globale et son évolution ? Est-ce que I'accés a I'électricité va permettre aux populations d’étre plus
résilientes face a I'augmentation des événements extrémes en permettant la création de nouveaux
usages ?

2.2. Systemes de micro-réseaux hybrides (sources / usages) et complémentarité des
ressources renouvelables

Dans le chapitre 3 partie 2, nous avons présenté les différentes ressources mobilisables pour alimenter
en électricité ces micro-réseaux isolés. Pour modifier la variabilité temporelle de la production et
obtenir une meilleure adéquation avec la demande, nous pourrions conduire de nouvelles analyses de
prédimensionnement en hybridant la ressource solaire avec d'autres formes d’énergies renouvelables
telles que I'éolien et I'hydroélectricité au fil de I'eau. La complémentarité temporelle entre ces
différentes ressources a été mise en évidence dans un certain nombre de travaux récents (par exemple
[165, 166]). La complémentarité des sources pour ces journées a faibles ressources solaires mériterait
une investigation dédiée comme le suggérent les travaux récents sur les sécheresses énergétiques
dans différentes régions européennes par [133]. Une meilleure adéquation production / demande
pourrait ainsi permettre de réduire le colt de ces micro-réseaux tout en conservant des systémes
robustes et déployables a grande échelle.

L’hybridation des usages est aussi un point important dans I'optimisation des configurations de MG.
Une possibilité par exemple est de considérer en complément de la production d’électricité, la
production de chaleur par exemple. De nombreux usages dans les villages ruraux nécessitent
I'utilisation de chaleur comme pour chauffer de I’eau, pour la cuisine ou pour des usages productifs
comme |'élevage d’alevins. Il serait alors possible d’étudier dans quelle mesure celle-ci pourrait étre
produite grace a des panneaux solaires thermiques en complément des panneaux solaires PV pour la
production d’électricité. Nous pourrions alors évaluer comment sont modifiés les colits de I'ensemble
du systéme en fonction des différentes zones du continent africain.
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Annexe 1 : tableau des puissances des différents moyens de production de I'électricité
avec les facteurs de charge associés

Exemple de centrale Puissance Facteur de Production
(kW) charge annuelle

(FC) Max (GWh)

(%)
Panneau solaire PV domestique 5m? 0,5 20 0,08
Panneau solaire thermique domestique 6m? 4 10 0,35
Petit groupe électrogene de 12 kg 1 70 0,61
Cheminée domestique 10 25 2
Pompe a chaleur domestique 15 50 6
Panneau solaire thermique collectif 140m? 100 10 8
Eolienne terrestre domestique 50 25 10
Unité Houlomotrice pilote 500 50 219
Unité hydrolienne pilote 500 55 240
Barrage hydroélectrique sur un petit fleuve 450 95 374

cotier, en I'occurrence la Sélune

Eolienne terrestre industrielle 2000 25 438
Ferme solaire PV de 25ha 12 000 20 2.102
Ferme 10 éoliennes terrestres 10 000 25 2.190
Eolienne maritime 8000 45 3.153
Centrale biomasse solide Rennes 10000 90 7.884
Centrale de la Rance Marémotrice 238 000 25 52.122
Un barrage hydroélectrique sérieux : le barrage 65 000 95 54.093
du Sautet

Centrale 12 moteurs diesel Pointe Jarry 220000 70 134.904
Ferme 100 éoliennes St-Brieuc 500 000 45 197.100
Centrale thermique du Havre, au charbon 1450 000 85 1.079.670
Centrale nucléaire de Flamanville 2 600 000 90 2.049.840
Barrage des trois gorges (Chine) 18 300 000 95 | 15.229.260

Tableau 1: ordre de grandeur pour la production d'électricité avec différents types de centrales et d’énergie [35]
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Annexe 2 : tableau des différents criteres de qualité de service utilisés dans la revue de

littérature de [41]

Critere utilisé

Description du critere Nombre

d'études

Probabilité de perte
d'alimentation (LPSP)

Probabilité d'une charge non satisfaite sur I'énergie totale | 7
produite

Probabilité de perte de
charge (LOLP) ou (LLP)

Rapport entre les déficits énergétiques annuels et les | 2
demandes de charges annuelles

Risque de perte de
charge (LOLR) ou de
perte d'attente de
charge (LOLE) ou de
perte d'attente
d'énergie (LOEE)

Nombre moyen d'heures pour lesquelles la charge du | 3
systéme devrait dépasser la capacité de production
disponible

Charge non satisfaite
(UL)

Quantité de pénurie d'électricité a la charge qui dépasse la | 3
quantité d'énergie générée par toutes les sources d'énergie
et I'énergie stockée dans tous les dispositifs de stockage

Carence en probabilité
d'alimentation (DPSP)

Montant de la pénurie d'électricité a chaque heure 1

Energie attendue non
fournie (EENS) ou
Energie non fournie
(ENS)

Quantité d'énergie de charge non fournie pendant une | 4
période de temps

Indice de fiabilité
énergétique (EIR)

Rapport de I'énergie attendue non fournie a la demande de | 1
charge

Facteur de perte
équivalent (ELF)

Rapport entre les heures effectives d'interruption forcée et | 2
le nombre total d'heures

Energie nette de
décharge (D)

Energie totale de décharge produite a partir de SER 1

Déficit énergétique total
(TED)

Rapport entre I'énergie non fournie au consommateur lors | 1
de la demande et I'énergie totale requise

Energie  renouvelable
gaspillée (WRE)

Energie produite par les SER qui ne peut pas étre stockée | 1
dans le systéme de stockage

Pénétration des
énergies renouvelables
(REP)

Rapport de I'énergie totale générée par les SER a la |1
demande totale d'énergie de la charge pendant un an

Excédent final d'énergie
(FEE)

Différence entre I|'énergie électrique accumulée de la | 1
batterie et I'énergie électrique initiale de la batterie
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Perte de probabilité
énergétique (LEP)

Rapport de [I'énergie gaspillée par le modele de
I'ordonnanceur et lademande de charge totale pendant une
année

Taux de fluctuation

d'énergie (Kl)

Taux de fluctuation de I'ensemble du systéeme indiquant que
I'énergie de sortie optimale du systeme correspond a la
demande de charge pour réduire I'impulsion d'énergie du
systeme, augmenter la qualité de l'alimentation électrique
et réduire la charge de travail du modeéle de programmation

Probabilité¢ d'état de

risque P (R)

Pourcentage de temps ou la production est insuffisante
pour fournir la charge au cours d'une période d'étude

Pourcentage de
probabilité d'état sain P
(H)

Pourcentage de temps pendant lequel le systeme dispose
de réserves suffisantes pour satisfaire aux critéres inverses
établis au cours d'une période d'étude

Tableau 2: les différents critéres de qualité de service recensés par la revue de littérature de [41]
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